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Второе, значительно дополненное и переработанное издание книги А. Леворсена (первое издание было опубликовано в США в 1954 г., в русском переводе оно вышло в Гостоптехиздате в 1958 г.) - ценное руководство для студентов и настольная книга геологов-нефтяников. В книге освещены все основные вопросы нефтегазовой геологии, начиная от условий залегания нефти и газа и кончая их происхождением. Издание насыщено описаниями месторождений США и других стран, причем особое внимание уделено залежам, связанным с литологическими и стратиграфическими ловушками. Показана возможность применения счетно-решающих устройств при поисках нефти и газа. Рассмотрены различные факторы, влияющие на направление разведочных работ, ‑ геологические (ловушки, коллекторы) и экономические (запасы, цены на нефть и газ, стоимость геологических и геофизических работ и т.д.).

Книга является руководством по нефтегазовой геологии, рассчитанным на геологов-нефтяников самого различного профиля ‑ поисковиков, разведчиков, промысловиков, на студентов нефтяных вузов, а также научных работников геологических научно-исследовательских организаций.
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Предисловие

Из года в год возрастает поток информации в области нефтегазовой геологии и сопряженных с нею научных дисциплин. Он порождается значительным увеличением объема нефте- и газопоисковых работ с охватом новых территорий и акваторий, а также бурением на все большие глубины. Расширяются и углубляются научно-исследовательские работы, направленные на освещение актуальных проблем геологии и геохимии нефти и газа. Число ежегодных публикаций по этому кругу вопросов уже превышает тысячу названий.

При таких темпах увеличения информации многие учебные пособия и руководства довольно быстро стареют. Книга А. Леворсена оказалась счастливым исключением ‑ она во многом выдержала испытание временем, так как А. Леворсен сумел рассмотреть основные проблемы на высоком научном уровне с учетом их эволюции. Первое американское издание книги вышло в свет в 1954 г., а второе – 13 лет спустя, уже после смерти (1965 г.) ее автора.

Арвилл Леворсен прошел путь от рядового геолога полевой поисково-разведочной партии до главного геолога крупных нефтяных компаний и консультанта по нефтегеологическим вопросам соответствующих министерств ряда стран (Бразилия, Индия, Австралия, Франция). Он прочитал много лекций в разных районах США, а с 1945 г. стал деканом геологического факультета Станфордского университета. А. Леворсен был единственным геологом, возглавлявшим в качестве президента три крупных научных общества США ‑ Американскую ассоциацию геологов-нефтяников, Геологическое общество Америки и научное общество Американского геологического института.

Без преувеличения можно сказать, что А. Леворсен был одним из крупнейших американских геологов-нефтяников, оказавшим значительное влияние на развитие нефтегазовой геологии. Важно отметить, что во многом именно он явился пионером научного обоснования большой перспективности целенаправленных поисков литологических и стратиграфических залежей нефти (в ловушках выклинивания коллекторов).

На его учебнике «Geology of Petroleum» было воспитано целое поколение американских (и, возможно, английских) геологов-нефтяников. Эта книга была и, вероятно, надолго останется (если иметь в виду второе издание) основным руководством при подготовке студентов и настольной книгой многих геологов-нефтяников.

В 1958 г. Гостоптехиздат опубликовал русский перевод первого издания монографии А. Леворсена под названием «Геология нефти». Точнее было бы назвать ее «Геологией нефти и газа» или ‑ еще точнее ‑ «Геологией нефти, газа и твердых нафтидов» (так как словом petroleum американские авторы называют все эти природные вещества).

Второе посмертное издание книги вышло в свет в 1967 г. под редакцией А.Ф. Берри, который в сотрудничестве с рядом известных американских специалистов - Р.Л. Хагером, Дж.М. Хантом и др. ‑ внес новый материал в некоторые главы. К сожалению, самые новейшие данные о происхождении нефти, механизмах первичной миграции микронефти и др. учтены в очень малой степени или не учтены вовсе.

В настоящее время благодаря успехам геологии нефти и газа и особенно органической геохимии потеряли право на существование некоторые из гипотез, рассматривающиеся в книге как правдоподобные, например гипотеза переотложения нефти. На основании исследований советских, американских, немецких, французских и других ученых можно считать установленным, что материнским веществом для нефти является содержащееся в субаквальных осадочных породах углистое органическое вещество (кероген), главным образом сапропелевое. Доказана длительность и многостадийность процесса нефтеобразования, главная фаза которого осуществляется в зоне катагенеза при температуре 90±25°С (завершается процесс при более высокой температуре). Поскольку основная масса нефти, все ее легкие компоненты (бензин, керосин) образуются абиогенным путем в результате термолиза и (или) термокатализа органического вещества, не следовало писать о «биологическом» происхождении нефти. Правильнее говорить об осадочно-миграционном происхождении нефти, так как она является «детищем» литогенеза, а ее скопления всегда вторичны и возникли благодаря миграции. К числу недостатков книги следует отнести отсутствие обстоятельного анализа закономерностей размещения залежей нефти и газа во впадинах (нефтегазоносных бассейнах) разного типа. Очень мало внимания уделено шельфовой области и вообще акваториям, в недрах которых таятся огромные запасы нефти и газа.

Недостатком монографии является также весьма ограниченное исполь​зование нашей отечественной литературы, и особенно современной. В связи с этим редакторы сочли нужным дать небольшие дополнительные списки советской литературы в конце некоторых глав. Самые последние данные о нефтяных и газовых месторождениях СССР наш читатель найдет в опубликованных издательством «Недра» под редакцией В.Г. Васильева справочнике «Геология нефти», 1968, т. 2 (книга 1-я), и книге «Газовые месторождения СССР», 1969, изд. 2.

В монографии А. Леворсена нет строгой дифференциации таких понятий (и отвечающих им терминов) как «залежь» и «месторождение», что, между прочим, отметил в своей рецензии на второе американское издание канадский геолог У. Гассоу.

Терминологические нечеткости вообще не редки в отдельных разделах книги А. Леворсена (как и в работах ряда других американских геологов-нефтяников), в которых идет речь о керогене, о различных нафтидах (petroleum), химических соединениях, содержащих наряду с С и Н также гетероэлементы (N, О, S и др.), и т. д. Этот недостаток в какой-то мере компенсируется приводимым в конце книги в Приложении толковым словарем терминов. С целью исключить возможность различного понимания тех или иных слов и фраз и всякого рода неточности, редакторы давали соответствующие пояснения и сопровождали текст необходимыми примечаниями, помещенными в квадратные скобки, или подстрочными примечаниями.

Отмеченные недостатки лишь в незначительной степени снижают общие достоинства книги. Это монография, в которой обстоятельно, на высоком научном уровне освещены все основные проблемы нефтяной геологии. Будучи крупным ученым и практиком, А. Леворсен обеспечил в своей работе тесную, органическую увязку вопросов теории и практики нефтяного дела. Можно надеяться, что книга будет полезна широкому кругу советских геологов-газовиков и геологов-нефтяников.

Н. Вассоевич. М. Калинко
Предисловие автора к первому изданию
Эта книга предназначена в первую очередь для студентов, знакомых с основными геологическими дисциплинами, а также для геологов-нефтяников, занимающихся поисками и разведкой нефтяных и газовых месторождений. Геология включает многие проблемы с которыми имеют дело геофизики, промысловые инженеры и инженеры ‑ разведчики нефти; хочется надеяться, что каждый из них сможет найти в книге что-то интересное для себя. Автору представляется наиболее логичным следующий порядок подачи материала: в первую очередь рассматриваются природные резервуары (причем основное внимание уделяется ловушкам для нефти и газа), затем ‑ пластовые условия температур и давлений и различные пластовые флюиды, далее освещаются теоретические представления о происхождении, миграции и аккумуляции углеводородов и в заключение обсуждаются пути применения имеющихся геологических знаний для поисков новых залежей углеводородов и нефтегазоносных провинций. Проводя поиски новых залежей нефти и газа, следует помнить, что большинство представлений в нефтегазовой геологии раньше или позже оказывает прямое влияние на стоимость работ, поскольку на их основании принимаются решения по многим вопросам разведки, таким, как аренда участков, бурение и испытание скважин или прекращение работы на скважинах. Поэтому предлагаемая книга наряду с теоретическим анализом включает некоторые вопросы практического применения данных геологии при разведке на нефть и газ.

Круг задач и интересов геолога-нефтяника постепенно расширяется. Менее пятидесяти лет назад вся работа геолога сводилась к картированию геологических структур на поверхности земли. Сейчас же он связан со всеми этапами поисково-разведочных работ: от первых предположений о присутствии ловушки до бурения скважины-первооткрывательницы и до конца разработки залежи. Мы знаем, что геология нефти и газа есть в сущности геология флюидов. Геологические представления находят применение во всех фазах практической деятельности - в большей степени, правда, при оценке перспектив нефтегазоносности, чем в течение разработки залежи. Однако и на последующем этапе многие специалисты продолжают использовать геологические концепции вплоть до полной разработки залежи, а некоторые из них – и в период применения вторичных методов эксплуатации. Поэтому современный геолог-нефтяник должен иметь представление о пластовых флюидах, о тех процессах, которые происходят в пласте во время эксплуатации залежи, и об источниках пластовой энергии. В процессе промышленной разработки залежи и промысловых исследований выявляются новые данные, требующие количественного изучения. Это способствует формированию новых представлений о взаимосвязях между породами и заключенными в них флюидами. В результате геолог расширяет свои знания о состоянии углеводородов в изменяющихся пластовых условиях, что повышает его квалификацию и как геолога-разведчика.

Для того чтобы всеобъемлюще охватить все области, где применяет свои знания геолог-нефтяник, требовалось бы написать несколько книг. Попытавшись осветить наиболее важные проблемы геологии нефти и газа в единой книге, я обратил основное внимание на те вопросы, которые, по моему мнению, имеют наибольшее значение для открытия новых залежей нефти и газа или доразведки уже выявленных продуктивных площадей. К этим вопросам относится история геологического развития региона ‑ его стратиграфия, условия седиментации, тектонических движений и в особенности процессов, связанных с пластовыми флюидами. Только на основе всесторонних знаний основных принципов, определяющих глубинные условия, можно успешно прогнозировать открытие новых скоплений углеводородов.

В книге затронуты проблемы двух важных методов, широко применяющихся при разведочных работах на нефть и газ, ‑ электрокаротаж скважин и геофизические исследования. Их принципиальные основы рассмотрены только в такой степени, чтобы дать совершенно незнакомому с ними читателю представление о способах их проведения и путях практического применения. Объем книги ограничивает более полное освещение этих сложных методов. Оба метода детально освещены в ряде других работ. Кроме того, в данной книге пришлось почти полностью обойти и некоторые другие вопросы, имеющие важное значение для геолога-нефтяника, например аэрогеологические методы и картирование, технику лабораторных анализов образцов керна, основы седиментологии и палеонтологии и инструментальную структурно-геологическую съемку. Все эти вопросы требуют геологической интерпретации, прежде чем могут быть использованы при поисках и разведке нефти и газа. Основное внимание в книге уделяется тому, как следует использовать геологические данные после их поступления в распоряжение геолога вне зависимости от пути, которым они были получены. Техническое оборудование, применяемое ныне для получения необходимых данных, устареет и будет заменено новым, частично, возможно, еще до того, как эта книга увидит свет, но принципы использования самих данных должны сохраниться еще длительное время. Поэтому главная цель настоящей книги заключается скорее в рассмотрении и анализе принципов, применяемых в поисково-разведочных работах, чем в описании залежей нефти или техники получения данных.

Многие из приведенных в этой работе ссылок, вероятно, требуют более подробных объяснений. Подразумевается, конечно, что авторы, опублико​вавшие использованные в книге идеи, заслуживают полного доверия, но эти ссылки приведены в основном только как примеры, расширяющие знания читателя о рассматриваемом предмете. По этой причине я обычно ссылался по крайней мере на одну из недавно опубликованных статей ‑ если было возможно, на статью, содержащую обширную библиографию. Преобладание ссылок на американскую литературу объясняется большим количеством опубликованных в США работ по геологии нефти и газа.

Почти все карты и разрезы были взяты из опубликованных работ, причем многие несущественные детали простоты ради были опущены; они подбирались для иллюстрации анализируемых принципиальных положений и не могут рассматриваться в качестве описаний нефтяных залежей. Поскольку основные наши интересы связаны с поисками новых нефтегазоносных территорий, в книге помещен только такой иллюстративный материал, который помогает понять принципы, используемые при поисково-разведочных работах.

При подготовке этой книги мне оказывали помощь многие лица, за что я приношу им глубокую благодарность. Особенно автор благодарен Ф.А.Ф. Берри, который критически просмотрел всю рукопись и дал много полезных советов. Ценные замечания сделали также Дж.А. Хилл, У.Дж. Макферсон, У. Роуз и Л.Л. Фоли.

А. Леворсен, 
Талса, Оклахома 1 марта 1954 г.

Предисловие редактора английского издания

А.И. Леворсен умер 16 июля 1965 г. Незадолго до смерти он провел несколько дней со своим издателем. Во время этой встречи они обсуждали редакционные изменения, внесенные в рукопись второго издания «Геологии нефти и газа». Поскольку А.И. Леворсен не закончил свою работу, его семья и издатель просили меня написать предисловие, прочитать гранки и составить указатель. Как друг Леворсена и его бывший ученик, я был очень рад выполнить не только это, но и взять на себя редактирование новых материалов по гидродинамике и капиллярному давлению. Еще раньше он просил меня дать предложения по переработке этой книги, поэтому я чувствую себя особенно обязанным помочь всем, чем могу, выходу в свет второго ее издания.

Со времени публикации первого издания книги в нефтегазовой геологии достигнуты значительные успехи. Широкое применение современных физических и химических концепций к задачам геологии привело к решению многих проблем, связанных с происхождением, миграцией и аккумуляцией углеводородов, ‑ проблем, которые не были еще поняты, когда в 1953 г. заканчивалась подготовка первого издания.

Основные достижения геологии нефти и газа за период, прошедший после выхода первого издания книги, явились результатом детального изучения флюидов, содержащихся в горных породах, и порового пространства, в котором эти флюиды находятся. Как отметил А.И. Леворсен в предисловии к первому изданию, геология нефти и газа является в значительной мере геологией флюидов. И именно в этой области отмечается несомненное расширение наших знаний. Работы геологов и инженеров, химиков и физиков углубили понимание закономерностей поведения флюидов в породах различного типа. Практические исследования, проводимые с целью выявления гидродинамических систем в отдельных геологических провинциях, дают возможность понять различное происхождение гидродинамических потенциалов и предсказать вероятное влияние данной гидродинамической системы на аккумуляцию углеводородов. В настоящее время мы гораздо больше знаем об относительной гидропроводимости пород и о подземной сети потоков флюидов, пронизывающих различные породы при разных гидродинамических условиях. Значительно больше известно нам также о происхождении пластовых вод и растворенных в них минеральных веществах.

Ко времени выхода в свет первого издания книги гидродинамическое изучение глубоко залегающих осадков в геологических бассейнах только начиналось. Толчком к этому изучению послужили исследования, убедитель​но доказавшие, что движущиеся пластовые воды оказывают большое влияние на аккумуляцию углеводородов. В результате этого выяснилось все разнообразие воздействия гидродинамических градиентов на изменения формы и размера ловушек нефти и газа. Кроме того, стало возможным с большей детальностью описывать механизмы фазовой миграции углеводородов в коллекторах (вторичной миграции) при различных гидростатических и гидродинамических условиях.

Большой вклад в наши знания в области органической геохимии нефтегазоносных толщ был сделан после 1954 г. Решены многие проблемы, связанные с преобразованием органического вещества в нефть и газ. Углеводородные соединения обнаружены в современных морских и озерных осадках. Установлено, что аккумуляция нефтяных углеводородов, хотя и в небольших масштабах, происходит в линзах песков, залегающих среди современных осадков в дельте реки Ориноко в восточной Венесуэле. Разнообразные ценные сведения получены в результате многочисленных химических исследований. Особенно важными оказались, в частности, данные изотопного анализа углерода и изучение распределения и различий в поведении углеводородных молекул.

Хотя многие важные проблемы, связанные с выяснением закономерно​стей образования, миграции и аккумуляции нефти и газа уже разрешены, все еще не удалось найти достаточно приемлемого объяснения механизма первичной миграции. Мы еще не можем сказать, каким образом углеводороды перемещаются из глинистых пород, являющихся нефтепроизводящими отложениями, в песчаники, известняки и другие пористые и проницаемые породы.

Наиболее существенные изменения, внесенные в настоящее издание, отражают то особое значение, которое в последнее время приобрело применение принципов гидродинамики в геологии нефти и газа. В книгу не включены некоторые части из предыдущего издания, но добавлено множество разрезов как крупных, так и мелких, полностью переработана глава о происхождении нефти. Новые материалы касаются в основном важной роли механики флюидов в миграции и аккумуляции углеводородов. Подготовлено 28 новых иллюстраций; более половины этого количества относится к влиянию гидродинамического фактора на ловушки нефти и газа. Тем не менее основное содержание первого издания, которое сделало эту книгу выдающимся трудом, в данном издании сохранено.

При просмотре новых материалов, особенно в частях, касающихся механики флюидов, я внес изменения, которые, по-видимому, внес бы и сам автор. Ни одно из этих изменений, однако, не изменило существа материалов, рассмотренных А.И. Леворсеном; это его книга и его изменения.

Первое издание книги отличалось широким и углубленным анализом многих отдельных проблем геологии и инженерного дела, непосредственно связанных с геологией нефти и газа, а также глубоким обобщением наших знаний о ловушках нефти и газа. Ни в одном из ранее существовавших трудов так полно не освещались различные типы ловушек и их морфология. А.И. Леворсен был чрезвычайно одаренным человеком и обладал безошибочной интуицией. В первое издание книги он включил полный обзор материалов, имеющих отношение к проблемам геологии нефти и газа, хотя возможности применения некоторых из этих материалов в то время не были еще достаточно поняты. Например, он рассмотрел температурные аномалии. Влияние температуры на физические свойства флюидов было известно давно, но в 1953 г. даже не предполагалось, что температурные аномалии могут иметь значение для выявления движения пластовых флюидов. Тем не менее А.И. Леворсен включил в книгу детальный обзор температурных аномалий в местах скоплений углеводородов. И только недавно некоторые исследователи предположили, что эти аномалии, вероятно, отражают различные особенности потоков пластовых флюидов.

Только истинный ученый покидает в своей работе проторенную тропу для поисков новых путей в науке. Результатом подобных поисков явилась «Геология нефти и газа», которая была и остается наиболее выдающимся научным трудом. Как хороший учебник и справочное пособие эта книга побуждает читателя к размышлению и развитию зародившихся у него идей. А.И. Леворсена всегда интересовало развитие новых мыслей. Студент или специалист-геолог, прочитав эту книгу, смогут извлечь материалы, побуждающие к развитию их собственных мыслей. Несмотря на то, что я был хорошо знаком с трудом А.И. Леворсена, моя работа над вторым изданием книги позволила извлечь для себя новые, надеюсь, полезные идеи.

Многие из друзей А.И. Леворсена сообщили ему свое мнение по ряду специальных вопросов, возникших при переработке книги. Если бы он был жив и сам смог написать предисловие ко второму изданию, он, без сомнения, принес бы каждому из них свою благодарность. Я же могу только от имени А.И. Леворсена поблагодарить их всех за оказанную помощь.

Фредерик А.Ф. Берри
Беркли, Калифорния 
Октябрь 1966 г.
Часть первая. Введение 

Глава 1 Введение

Нефть и газ: история; происхождение, миграция, концентрация; залежь; коллектор; прогнозные и промышленные запасы; открытие: разведка.

Вводную главу автор начинает с определения природных веществ, которым посвящена данная книга, и совокупность которых именуется термином «petroleum». Из этих определений из специального разъяснения в особом словарике в конце книги (стр. 615: ) явствует, что к «petroleum» автор относит достаточно обширный круг природных веществ, начиная с нефти и углеводородных газов и кончая различными твердыми (и полутвердыми) углеводородами и их производными с гетероэлементами. В буквальном смысле слова petroleum означает «каменное масло». В течение долгого времени так называлась только нефть. Поэтому термин petroleum нельзя признать удачным для обозначения газов (углеводородных) и твердых и полутвердых веществ.

В нашей стране многие годы все эти природные вещества (за исключени​ем газов) именовались битумами. К сожалению, этот древний термин в наше время потерял свою определенность, так как битумами стали называть также искусственные (технические) продукты и вещества, экстрагируемые различными органическими растворителями. Иными словами, помимо первоначального генетического (геолого-минералогического) смысла термина «битум» возникло еще два ‑ технический и химико-аналитический. Эти понятия (определения которых имеются в «Словаре по геологии нефти», Гостоптехиздат, 1958) не совпадают друг с другом и во избежание путаницы для каждого из них были предложены особые термины: нафтиды для нефти и всех ее естественных производных, начиная с мальты и кончая керитами и другими минералоидами; технобитумы ‑ для технических продуктов (в основном строительных материалов, в частности материалов для дорожных покрытий) и, наконец, битумоиды для экстрактов, извлеченных относительно мягкими органическими растворителями (без существенной деструкции) из органических веществ. Этот последний термин сам по себе является аналитическим. Для придания генетического смысла наименованиям битумоидов разного происхождения к основному термину «битумоид» добавляется соответствующее прилагательное или префикс, например; автохтонные битумоиды, или синбитумоиды, т.е. битумоиды, сингенетичные породе, из которой они извлечены (в отличие от аллохтонных, или эпибитумоидов).

Термин «нафтиды», если в объем этого понятия включить и углеводородные газы (что теперь и делают многие геохимики), является самым точным синонимом термина «petroleum» в том его понимании, которое в него вкладывают А. Леворсен и многие другие американские авторы.

Слово «petroleum» переводилось, однако, по-разному в зависимости от контекста, чаще всего как «нефть и газ».]

Нафтиды (petroleum - каменное масло, от латинского petra ‑ порода, или камень, и oleum ‑ масло) широко распространены на Земле и встречаются в отдельных местонахождениях в газовом, жидком, полутвердом и твердом состояниях или в виде смеси этих фаз. Любые встречающиеся в природе нафтиды представляют собой химически крайне сложную смесь различных углеводородных соединений с небольшой примесью азота, кислорода и серы. Наибольшее промышленное значение имеют жидкие нафтиды, называемые нефтью, или буквально сырым маслом (crude oil)¹ в отличие от очищенного.
Пропуск стр. 16-25
Глава 2 Распространение нефти, газа и других нафтидов

Распространение на поверхности: источники; грязевые вулканы; рассеянные включения; жильные включения; керогеновые (битуминозные) сланцы. Глубинное распространение: нафтидопроявления; залежи; месторождения; нефтегазоносные области. Географическое положение. Геологический возраст пород-коллекторов.

Нафтиды распространены в природе широко, но очень неравномерно. В некоторых породах они присутствуют в чрезвычайно малых количествах вплоть до n-10-4% или даже до n-10-7%, в то время как в отложениях других районов содержатся огромные скопления нефти и газа, исчисляемые сотнями миллионов кубических метров. Нефть и газ распространены на всех континентах, хотя некоторые континенты значительно богаче этими полезными ископаемыми, чем другие. Нафтиды встречены в отложениях всех геологических систем ‑ от докембрия до четвертичных, но в одних системах в заметно большем количестве, чем в других. Следует полагать, что неравномерность распространения нефти и газа в определенной мере обусловлена различной степенью изученности разных территорий и отложений. Последняя в свою очередь зависит от наличия в той или иной стране опытных кадров геологов-нефтяников, а также от ряда экономических и политических факторов, способствующих или, наоборот, препятствующих успешному развитию поисково-разведочных работ.

Иногда нафтиды встречаются в обнажениях в виде скоплений и на поверхности земли. Однако наиболее важны для нефтяной промышленности подземные их залежи, которые устанавливаются только при помощи бурения. Почти все мировые промышленные запасы нефти и газа обусловлены их подземными скоплениями.

Все известные на земном шаре нафтидопроявления могут быть разделены на различные группы, причем основой для этого могут служить различные признаки. Чаще всего используются следующие классификационные критерии:
1. Условия залегания.
а. Проявления на поверхности в виде выходов, источников, высачиваний битумов, выбросов грязевых вулканов, в виде рассеянных проявлений в породе, заполнителя каверн и трещин, а также горючих, или битуминозных, сланцев различного типа («oil», kerogen, bituminous shales).
б. Проявления на глубине от незначительных признаков нефти и газа до их залежей, образующих месторождения и нефтегазоносные области, охватывающие ряд месторождений.
2. Географическое положение.
Распространение по различным странам, континентам и другим географическим единицам районирования.

3. Геологический возраст коллекторских пород.

Условия залегания

Наиболее простая классификация нафтидов основывается на условиях их залегания; по этому признаку выделяются в первую очередь поверхностные и подземные проявления. Отдельные скопления, входящие в любой из этих типов, могут иметь очень небольшое значение или даже представлять только чисто научный интерес, но могут быть и важными промышленными скоплениями¹.

Поверхностные нафтидопроявления
Нафтиды встречаются на поверхности земли в различном виде. Некоторые их проявления можно рассматривать как активные, или «живые». К ним относятся: 1) всякого рода высачивания битумов и 2) проявления, связанные с источниками, грязевыми вулканами и грязевыми потоками (mud flows). Другие проявления можно отнести к фоссилизированным, или «мертвым», скоплениям. Сюда включаются: 3) пропитанные битумами отложения, выветрившиеся скопления, дайки и жилы, образованные твердым битумом, и 4) заполненные битумами полости и каверны в породе. Многие поверхностные скопления сочетают в себе два и более подобных типа и поэтому не могут быть точно классифицированы. Еще один тип поверхностных проявлений представляют собой битуминозные, или горючие, сланцы (oil shales). Горючее вещество в их составе, или кероген, в химической классификации углеводородов образует особый класс, занимающий промежуточное положение между нефтяными углеводородами и углями.

[Такое определение керогена нельзя признать удачным по многим причинам. Лучшее, хотя тоже не удовлетворительное (во многом из-за весьма вольного толкования термина «углеводороды»), объяснение сущности керогена приведено в конце книги в Приложении. В первоначальном узком смысле «кероген» - это органическое вещество сапропелевой природы в морских глинистых породах. В широком понимании, получающем теперь распространение в нашей литературе, ‑ это вообще любое углистое органическое вещество, рассеянное в субаквальных породах. У ряда американских химиков наметилась тенденция именовать керогеном только ту часть (всегда резко преобладающую) органического вещества пород, которая нерастворима в органических растворителях. Поскольку типы последних и условия экстракции не оговариваются, постольку термин «кероген» у таких авторов теряет свою определенность. Хотя в природных условиях эти вещества, образующие кероген, твердые, при нагревании до 350°С и более они разлагаются и дают начало газообразным и жидким углеводородам. Поэтому такие горючие вещества называют пиробитумами. С ними (с керогеном) часто тесно связаны свободные углеводороды, но можно полагать, что эта связь обусловлена скорее олеофильностыо керогена, а не тем, что он является источником нефти. [В данном случае автор глубоко ошибается. Кероген сапропелевой природы в определенных температурных условиях за геологическое время генерирует существенное количество битумоида, а в его составе ‑ углеводороды микронефти. Это, в частности, показали М. Луи и Б. Тиссо].
Выходы, источники и высачивание битумов (нафтидов). Нафтиды (petroleum) - нефть, газ и жидкий асфальт, ‑ образующие источники и высачивания, могут достигать поверхности земли по трещинам, поверхностям разломов, несогласий и напластований или по связанной системе пор в породах. Наиболее обычные пути миграции углеводородов схематично показаны на фиг. 2-1. Большинство их выходов на поверхность, вероятно, обусловлено медленной утечкой углеводородов из весьма крупных скоплений, которые оказались или приближенными в результате эрозии к поверхности земли и попали в зону трещиноватости, или приурочены к ловушкам, 

¹Промышленным называется такое скопление (залежь) нефти и газа, характер и размер которого гарантирует эксплуатацию и получение товарной продукции. Разработка их может, однако, и не приносить прибыль. Если разработка скоплений экономически неэффективна, то могут быть приняты меры к повышению ее рентабельности. 3 других случаях эксплуатацию таких скоплений придется приостановить до улучшения экономической ситуации, когда разработка станет достаточно прибыльной.

образованным при участии тектонических разрывов. Высачивание нафтидов на поверхность ‑ явление, весьма обычное для сложенных осадочными породами районов. Многие залежи и целые нефтегазоносные регионы были открыты после того, как вблизи нефтегазопроявлений было проведено бурение [1]. Иногда выделения углеводородов оказывались связанными с их залежами, однако гораздо чаще такой связи не отмечалось, а нафтидопроявления на поверхности просто служили прямым доказательством присутствия нефти и (или) газа в районе.

Поверхностные проявления нефти и газа часто ассоциируются с водными источниками. Нефть плавает на поверхности воды, а газ поднимается в виде пузырей и выделяется в воздух. Если это происходит в застойном бассейне.
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Фиг. 2-1. Разрезы, показывающие расположение типичных поверхностных нефте-и газопроявлений по отношению к нижележащей структуре.

Проявления обозначены крестиками, залежи нефти и газа заштрихованы. А ‑ проявления приурочены к выходам на дневную поверхность залежи (слева) и поверхности несогласия (справа); Б ‑ проявления связаны со сбросом, выходящим на дневную поверхность; В ‑ проявления наблюдаются над антиклинальной складкой, разбитой тектоническими нарушениями: Г ‑ проявления связаны с надвигом, выходя​щим на поверхность; Д ‑ проявления сопровождают диапировую структуру; Е ‑ проявления наблюдаются над соляным штоком и обусловлены развитыми над ним сбросами.
нефть после испарения воды образует вязкую или твердую массу. Если же водный источник, несущий нефть, вливается в поток, нефть течет вместе с водой до тех пор, пока она либо не исчезнет в результате окисления или бактериальных процессов, либо не переотложится на дне океана. Для нефтяных пленок, плавающих на поверхности воды, характерны радужные переливы; иногда они напоминают пленки окислов железа, но в отличие от последних не распадаются на отдельные части при перемешивании воды. Выделение газа легче наблюдать в болотах, когда он в виде пузырей выходит из воды. В сухих пустынных районах газопроявления на поверхности далеко не всегда удается распознать.

Поверхностные нефтепроявления могут быть очень крупными по размеру. Некоторые скопления нефти и асфальта, такие, например, какие известны в южной Калифорнии, Венесуэле, Тринидаде и в районе Баку в СССР, занимают площади в сотни и даже тысячи акров и представляют собой, должно быть, остатки крупных залежей нефти. Нафтиды в подобных скоплениях обычно представлены вязкими и полутвердыми мальтами и (или) асфальтами, но они могут становиться жидкими и приобретать текучесть при нагревании во время суточных или сезонных повышений температуры. Землетрясения также могут вызывать усиленное истечение нефти. Крупные поверхностные скопления иногда образованы почти чистыми нефтью, асфальтом или полутвердыми битумами, но часто к ним примешиваются различные количества песка, глины, обломки древесины, листья, торф, кости животных и другие предметы.

Многие из сравнительно крупных скоплений нафтидов на поверхности имеют определенное экономическое значение. Одним из самых крупных и, пожалуй, наиболее известных из подобных скоплений является асфальтовое озеро на юго-западе острова Тринидад, вблизи побережья залива Пария [2]. Оно заполняет почти круглую депрессию в рельефе и имеет около 2000 футов в диаметре и более 135 футов глубины в центральной части. Под озером располагается пологий структурный купол, содержащий тяжелую нефть в плиоценовых и верхнемиоценовых слоях. Вблизи центра депрессии ведется добыча асфальта. Отбираемый асфальт пополняется поднимающимися снизу массами, так что в озере наблюдается медленное течение от центра к его берегам. С асфальтом связано некоторое количество газа, который в виде пузырей проходит сквозь воду, скапливающуюся в небольших углублениях поверхности. Многие из этих углублений представляют собой мелкие синклинали между складками на поверхности асфальта, затвердевшего в результате воздействия воздуха. Присутствие газа обусловливает пористость и ячеистую структуру асфальта. Полагают, что за все время эксплуатации из озера будет добыто свыше 25 млн. т асфальта; к настоящему времени более половины этого количества уже извлечено. Состав получаемой продукции удивительно постоянен; кроме асфальта, в нее входят газ, вода, песок и глина.
На Тринидаде встречаются и многочисленные другие скопления нафтидов на поверх​ности [3], но они обычно настолько загрязнены обломочным материалом, что не имеют промышленного значения. Особенно примечателен в этом отношении заповедник Тринити-Форест, где выходы асфальта на поверхность протягиваются на много миль [4].
Неподалеку от Тринидада, в восточной Венесуэле, расположено еще одно большое асфальтовое озеро ‑ Бермудес. Это одно из крупнейших на земном шаре месторождений чистого асфальта, открытых до настоящего времени [5]. Оно занимает площадь свыше 1100 акров и содержит жидкий асфальт до глубины 20 футов; средняя его глубина 5 футов. Асфальт поступает из источников и остается мягким и полужидким (мальта) под твердой коркой, покрывающей его сверху. Поскольку месторождение не разрабатывается уже в течение многих лет, оно покрыто сверху растительным покровом и отдельными озерцами воды.
Многочисленные выходы асфальта (tar and asphalt), многие из которых весьма крупные, встречаются в пределах Береговых хребтов, на расстоянии 140 миль от Лос-Анджелеса до Коалинги. Вероятно, наиболее значительные из этих выходов известны в районе долина Охай ‑ Салфер-Маунтин, где они были давно изучены профессором Йельского колледжа Б. Силлимоном. В 1864 г., во время посещения Калифорнии, он так описал выходы на ранчо Охай: «Нефть пробивается на поверхность в любом возможном месте и уносится реками на многие мили» [6].
Одни из самых известных на земном шаре нефтегазопроявлений ‑ это многочисленные выходы углеводородов на Среднем Востоке. Они представлены выходами нефти и газа, асфальтовыми озерами, залежами битума и скоплениями асфальта, плавающими на поверхности моря. Наиболее значительные из них наряду с нефтяными месторождениями показаны на фиг. 2-2. Эти выходы углеводородов упоминаются во многих древнейших письменных документах. Начиная с самых ранних известных нам этапов истории и до настоящего времени нафтиды имели огромное значение в жизни народов, заселявших эти районы. Из многих старинных описаний выходов нафтидов [7] только некоторые, представляющие собой наиболее яркие примеры их, упоминаются в этой работе.
Пожалуй, наиболее знаменит выход углеводородов в Хите [8], Ирак (см. фиг. 2-2). Задолго до начала нашей эры из него, как и из многих других известных в древности выходов, добывались битумы. Разработки битума, производившиеся из-за его считавшихся целебными свойств [9], играли большую роль в жизни местного населения.
Одна из основных продуктивных формаций крупнейших нефтяных месторождений Ирана ‑ известняки Асмари (нижний миоцен и верхний олигоцен). На северо-востоке, где они обнажаются вдоль предгорий, отмечается множество выходов нефти и газа, приуроченных либо непосредственно к известнякам, либо к тесно связанным с ними отложениям [10]. Крупные нефте- и газопроявления обнаружены на поверхности над нефтяными месторождениями Кайяра, Киркук, Нефтхане, Нефтшах и Масджеде-Солейман.
Много упоминаний о битумах (нафтидах) встречается в Ветхом завете. «Долина Сиддон была покрыта ямами с черной слизистой смолой», т.е. асфальтом (Книга Бытия, 14: 10). Строители Вавилона использовали «нефть из кремнистой породы» (Второзаконие, 32: 13). Когда Моисею было три месяца и его мать «не могла больше прятать его, она сплела для него корзину из камыша, обмазала ее илом и смолой (pitch) и положила в нее ребенка» (Исход. 2: 3). Одно время Мертвое море, в окрестностях которого обнажается много пропитанных битумом песчаников и известны выходы и скопления битумов, называлось «Асфальтовым озером» [11]. И сейчас еще находят плавающие в его водах куски асфальта, но источник их неизвестен.
Издавна известны также многочисленные выходы нафтидов в районах, окружающих Кавказские горы, особенно на Апшеронском полуострове [12]. Ряд этих проявлений связан с грязевыми вулканами (см. стр. 33-35: глава 2, фиг. 2-5, А.Ф.). Марко Поло в конце XIII в. писал об одном из выходов нефти в районе Баку, где существует фонтан, из которого нефть бьет в столь большом количестве, что за один раз здесь можно было бы нагрузить ею сотню судов [13]. Один из выходов газа вблизи Баку, известный под названием «неугасимых огней», ежегодно посещало тысячи огнепоклонников, многие из которых прибывали издалека [14].
В ряде мест на земном шаре известны нафтидопроявления в море, где нефть и газ поднимаются со дна. Наиболее известны среди них выходы около Санта-Барбара в Калифорнии [15], у южных, восточных и западных берегов Тринидада, в заливе Консетс
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Фиг. 2-2. Карта распространения нефтяных залежей, а также некоторых широко известных нефте- и газопроявлении на Среднем Востоке. 
1 ‑ города; 2 ‑ нафтидопроявления; 3 ‑ нефтяные месторождения; 4 ‑ газовые месторождения.
на острове Барбадос [16]; недалеко от полуострова Юкатана в Мексиканском заливе; юго-восточнее Анкона в Эквадоре [17], где смешанная с нефтью пена приносится со стороны океана, а также в Каспийском море близ Апшеронского полуострова. Подобные нафтидопроявления на морском дне, вероятно, связаны, как и проявления на суше, с зонами трещиноватости, ведущими к погребенным залежам.
Грязевые вулканы и грязевые потоки. Большинство грязевых вулканов представляют собой выбросы газа, находящегося под большим давлением и выносящего с собой воду, грязь, песок, обломки горных пород и изредка нефть. Грязевые вулканы, как правило, приурочены к регионам, где в разрезе развиты некомпетентные толщи мягких глинистых пород, галечники, отложения подводных оползней, глины, пески и неконсолидированные осадки, т.е. породы, характерные для молодых, например третичных, отложений.
На поверхности грязевые вулканы выражены в виде грязевых конусов, имеющих кратеры, через которые периодически или непрерывно выбрасывается газ. Отдельные консуы или группы конусов могут занимать территорию в несколько квадратных миль, высота их может достигать более чем 1000 футов, хотя гораздо чаще она измеряется десятками или сотнями футов. Однако некоторые грязевые вулканы встречаются на поверхности в виде депрессий в рельефе или как ровные участки земли, усеянные эрратическими обломками пород, вынесенными из недр. Грязевые вулканы этого типа распространены обычно в районах, для которых характерны сильные ливневые дожди, или на морских побережьях, где приливы и волны размывают мягкие породы конусов с такой же скоростью, с какой они выбрасываются из недр Земли. При этом на поверхности остаются эрратические гальки и валуны [правильнее говорить об обломках], часто очень крупные, которые были вынесены с глубины грязевыми потоками. Иногда эрратические валуны покрывают погребенные поверхности несогласия и устанавливаются здесь при бурении скважин. Возможно, эти отложения представляют собой образования древних грязевых вулканов или грязевых потоков, но могут быть также и остатками погребенных подводных оползней, таких же, какие, видимо, образуют современные грязевые потоки. Если не учитывать их эрратическое происхождение, можно допустить крупные ошибки при изучении стратиграфии и геологической истории района.
С грязевыми вулканами часто связаны грязевые потоки и брекчии, сопро​вождаемые иногда небольшими выделениями газа. Эти потоки образуются в результате поступления материала через разрывы и трещины или выжимания его вдоль поверхностей напластования и разломов при формировании диапировых складок (см. также стр. 235-238: фиг. 6-9 – 6-13, А.Ф.). Сходство во внешних проявлениях грязевых вулканов и грязевых потоков (сопочных брекчий) с настоящими вулканическими извержениями побудило Куглера [18] применить для этого явления термин «осадочный вулканизм». Покровы вязкой грязи, часто связанные с экструзивными выделениями, время от времени резко прорываются, когда давление скапливающегося под ними газа становится достаточно высоким.
Многие грязевые вулканы, особенно более крупные из них, образуются в местах развития антиклиналей, тектонических разрывов или диапировых складок. Чаще всего грязевые вулканы возникают над антиклинальными структурами, в верхней части разреза которых залегает мощная пачка плотных глин. При сухой погоде глины обезвоживаются и растрескиваются; если трещины проникают достаточно глубоко, через них начинает выделяться небольшое количество газа. Однажды образовавшись, такой канал остается открытым благодаря постоянному проникновению через него газа. По мере того как газ поднимается из недр, он смешивается с глиной и пластовой водой. В результате образуется грязь, изливающаяся на поверхность непрерывно или спорадически, что зависит от величины местного давления, имеющегося количества газа, воды и грязи, а также от размера и формы проводящего канала. Грязевые вулканы наиболее активны после длительных периодов засухи, поскольку в эти периоды трещины усыхания расширяются и проникают на большую глубину [19].
Так же как и при настоящих вулканических извержениях, на склонах конуса грязевого вулкана могут образовываться дополнительные жерла, через которые выбрасывается грязь. Это происходит тогда, когда основное жерло оказывается перекрытым в результате заполнения его породой или когда сам вулканический конус становится чрезмерно большим. Извержения некоторых грязевых вулканов, выбрасывающих большие количества газа и грязи, бывают очень эффектны [20]. Вулканический конус может частично образовываться брекчиями, отдельными обломками и целыми блоками пород, смешанными с массой грязи. Брекчия и эрратические блоки, встречающиеся в некоторых грязевых потоках, по-видимому, были оторваны от стенок жерла
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Фиг. 2-3. Карта распространения нефтяных месторождений, а также грязевых потоков и грязевых вулканов на Ашперонском полуострове СССР (см. также фиг. 2-2).

1 ‑ постолигоценовые отложения; 2 ‑ нефтяные месторождения; 3 ‑ разведочные площади; 4 ‑ олигоценовые и более древние отложения; 5 ‑ грязевые вулканы; 6 ‑ оси антиклиналей.
при движении газа и грязи к поверхности. Однако вероятнее, что они выносятся с небольших глубин, а источником их является так называемый «дикий флиш» ‑ погребенные пласты, сложенные отложениями древних подводных оползней, такими, как эрратические гальки и валуны, погруженные в илистый материал (Н.G. Kugler, устное сообщение)¹. Такие породы при смачивании и насыщении их газом становятся некомпетентными и без труда выжимаются при образовании складок [чего ни в коем случае нельзя сказать о диком флише]. Поднимающиеся газ и вода легко захватывают мягкий илистый материал вместе с перемешанными с ним эрратическими гальками и валунами и несут его к поверхности земли, где он извергается в виде грязевого потока.

Грязевые вулканы и грязевые потоки, несущие брекчии, интересуют геолога-нефтяника главным образом потому, что они указывают на присутствие газа в недрах.
¹В данном случае можно было бы говорить разве только о сходстве некоторых типов сопочной брекчии с диким флишем (в составе которого часто играют большую роль подводно-оползневые п обвальные образования), но не о самом диком флише, так как дикий флиш образуется в особых условиях ‑ на склоне Кордильеры, протягивающейся вдоль флишевого трога. ‑ Прим. ред.
Развитие таких явлений в регионе заставляет геолога быть крайне осторожным при стратиграфической интерпретации погребенных толщ, сложенных необычными породами и содержащих аномальные количества органических остатков, поскольку может оказаться, что эти породы и органические остатки принадлежат эрратическим обломкам, заключенным в древних грязевых потоках. Подобные обломки указывают на присутствие вблизи поверхности земли погребенных подводно-оползневых образований. Такие примечательные объекты, как грязевые вулканы, вряд ли могут долго оставаться незамеченными, поэтому вероятность открытия новых районов грязевых вулканов и грязевых потоков очень невелика. Однако, несомненно, еще будут обнаружены новые потоки в уже известных регионах грязевого вулканизма.
Одними из крупнейших и наиболее эффектных грязевых вулканов земного шара являются вулканы, известные в районе Баку на Апшеронском полуострове (см. фиг. 2-3). Они неоднократно описывались многими авторами [21]. Грязевые вулканы здесь, как правило, связаны с диапировыми складками в мягких третичных отложениях. Местами грязь, смешанная с брекчией, не содержит газа и медленно вытекает из трещин в породах, подобно зубной пасте, выдавливаемой из тюбика. Сопки некоторых грязевых вулканов, таких, как Таурагай,
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Фиг. 2-4. Разрез месторождения Биби-Эйбат в районе Баку, Азербайджан, СССР (расположение месторождения см. на фиг. 2-3). (Труды XVII Международного геологического конгресса, 4, стр. 129, фиг. 12, М., 1940.)
Верхняя часть месторождения прорвана древним грязевым вулканом (заштрихован). Это одно из многочисленных многопластовых месторождений района Баку. Структура представляет собой крупную вытянутую складку, разорванную небольшими тектоническими нарушениями. Залежи нефти показаны черным. ПН ‑ подкирмакинская свита; НКГ ‑ надкирмакинская глина; НКП ‑ надкирмакинский песчаник.
Кяниза-Даг и Калмас, воздымаются на высоту до 1200 футов (400 м) над уровнем Каспийского моря. В этом регионе обнаружено и множество других, менее крупных грязевых сопок. Во время извержений в атмосферу часто выбрасывается огромное количество газа; когда газ воспламеняется, зрелище извержения бывает чрезвычайно эффектным. Во время извержения вулкана Отман-Бояз-Даг в 1922 г. столб дыма от горящего газа поднимался на высоту 14 км. Пламя пожара при извержении вулкана Таурагай было видно на расстоянии до 700 км. Жар горящего газа спекает и сплавляет глины и грязь, превращая их в черный пористый шлак и порцелланиты. При бурении в этом регионе часто вскрываются внутриформационные брекчии, которые, возможно, представляют собой образования древних грязевых потоков или подводных оползней; эти брекчии обычно сильно
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Фиг. 2-5. Разрез нефтяного месторождения Барракпор, Тринидад (Suter, Colonial Geology and Mineral Resources, 3, № 1, p. 18, Fig. 13, 1952).
Диапировая складка с грязе-вулканической брекчией в ядре. 
1 ‑ песчаники; 2 – грязевая брекчия; 3 ‑ верхний олигоцен.
затрудняют стратиграфическую корреляцию разрезов. На фиг. 2-4 показан разрез ископаемого грязевого вулкана и грязевых потоков в Биби-Эйбате.

Издавна известны грязевые вулканы в Бирме [22]. Наиболее значительные из них находятся на побережье Аракан [23]. Извержения вулканов на острове Чедуба и в Минбу иногда отличаются поразительной силой и сопровождаются горящим газом. Очевидец извержения на острове Чедуба так описал свои впечатления: «Я увидел, как что-то, принятое мною сначала за черную тучу, но что без сомнения представляло собою грязь, взметнулось высоко над кронами деревьев, а мгновение спустя появилось темно-красное пламя и густой черный дым, которые, как показалось мне, взметнулись прямо в облака». Вулканы в районе Минбу располагаются вдоль крупного разлома в двух милях южнее группы продуктивных скважин, дающих нефть в северной части месторождения Минбу. Здесь обнаружены семь или восемь вулканических конусов. Некоторые из них представляют собой холмы, сложенные светло-серой грязью и воздымающиеся на высоту до 100 футов, другие же ‑ просто обширные скопления жидкой грязи, на поверхности которой каждые 10-15 сек появляются и лопаются огромные пузыри газа.

Множество грязевых вулканов и грязевых потоков встречено к югу от горного хребта в центральной части острова Тринидад [24]. Вулканы, как правило, небольших размеров, имеют форму конусов и извергают грязь с газом. Вдоль южного побережья Тринидада между Пало-Секо и Эрином весь пляж покрыт эрратическими блоками известковых песчаников. Один из блоков имеет объем около 90 куб. футов, а многие другие измеряются несколькими кубическими футами. Эти эрратические блоки остались на пляже после того, как волны размыли конусы грязевых вулканов и вынесли илистый материал в море. Уикс [25] описал один из таких вулканов высотой 9-10 футов над уровнем моря; во время извержения вулкан выбрасывал в воздух фонтан воды на 6-8 футов. Грязевая брекчия, приуроченная к нефтяному месторождению, показана в разрезе месторождения Баррак-пор в районе Диджити, Тринидад (фиг. 2-5).

Распространение твердых нафтидов. Нафтиды в природе встречаются также в состоянии, которое принято считать твердым, хотя, строго говоря, некоторые из них являются высоковязкими жидкостями. Сюда относятся гудрон (tar)¹, асфальт, озокерит и пиробитум [26]. На поверхности твердые нафтиды встречаются либо в виде рассеянных вкраплений в породах, либо в виде скоплений по трещинам и разрывам и тогда образующих жилы и дайки.
[Классификация твердых, полутвердых и полужидких нафтидов гораздо лучше разработана в СССР В.Н. Муратовым и В.А. Успенским. Основная генетическая линия нафтидов является гипергенной. Если иметь в виду только наиболее распространенные представители этого ряда, то надо назвать малъты (содержат масляную фракцию в пределах 40-65%), затем асфалъты (масел от 25 до 40%) и, наконец, асфальтиты (масел менее 25%).
Все эти нафтиды полностью растворяются в хлороформе. Среди асфальтитов различают два основных минералоида ‑ гильсониты, плавящиеся при 100-120°С без разложения, и грэемиты, плавящиеся при 200-300°С уже с деструкцией.
В одних случаях дальнейшее изменение асфальтита ведет к нерастворимым в хлороформе керитам, среди которых различают алъбертиты и импсониты, а также другие разновидности; в других же случаях ‑ к оксикеритам и гуминокеритам.
К керитам часто относят еще плохо изученные нафтиды, имеющие различное происхождение, в том числе претерпевшие сильный катагенез и (или) воздействие гидротерм].
Рассеянные нафтиды. Отложения, содержащие нафтиды в виде асфальта, битума, смолы или густой тяжелой нефти, которые рассеяны в поровом пространстве пород и входят в состав их основной массы либо цементирующего материала, весьма обычны для многих районов земного шара. В большинстве случаев они называются битуминозными песчаниками или битуминозными известняками в зависимости от характера вмещающих пород. И битуминозные песчаники, и битуминозные известняки часто подвергаются промышленной разработке и используются как щебенка пли брусчатка при строительстве дорог. Содержание в них асфальта может достигать 25%, но обычно оно колеблется от 8 до 12%.
Встречаются два различных типа рассеянных нафтидов: 1) образовавшиеся в результате выветривания нафтидоносных пород и 2) составляющие первичную примесь в породах (primary mixtures of rock and bitumen).
Выветрившиеся нафтиды первоначально были, вероятно, жидкими и газообразными, а в настоящее время представлены более устойчивыми и тяжелыми фракциями, оставшимися после улетучивания легких фракций. Поэтому скопления выветрившихся нафтидов могут рассматриваться как ископаемые нефтяные месторождения. В связи с тем, что эрозией срезалось все больше перекрывающих залежь слоев, глубина залежи уменьшалась, а вместе с этим уменьшалось и пластовое давление. В свою очередь снижение давления обусловливало выделение из раствора и 
¹Гудроном называют продукты переработки нефти; хотя такого рода вещество не встречается в природе, все же гудроном часто именуют природные нафтиды. [Например, знаменитые асфальтовые пески формации Мак-Меррей в бассейне реки Атабаска в Канаде называют «tar sand», что в переводе на русский язык означает «смоляные пески».]

улетучивание газов и более легких фракций нефти, и в продуктивном пласте оставались лишь сравнительно тяжелые фракции углеводородов. По мере приближения зоны выветривания к залежи все более облегчалось выделение и улетучивание газообразных фракций через образовывающиеся трещины. Окисляющие агенты, видимо, способствовали отвердению тяжелых нефтей, которые оставались в пласте. На фиг. 2-6 показана одна из выветрившихся залежей, характерных для многих подобных
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Фиг. 2-6. Разрез залежи битуминозных черных песчаников (mbs) в формации Писмо (Tpi) плиоцен-миоценового возраста вблизи Эдны, округ Сан-Луис-Обиспо, Калифорния (Page, Williams, Hendrickson, Holmes, Mapel, U.S. Geol. Surv., О. and G. Invest., Prelim. Map. 16, 1944).

Асфальтовые песчаники подстилаются глинистыми сланцами Монтерей (Tms). Qal – четвертичные аллювиальные наносы.
скоплений Калифорнии и Юты. Выветрившееся скопление нафтидов в отложениях ископаемого речного русла будет описано ниже (см. стр. 288 и 289).

Скопления выветрившихся нафтидов широко распространены в южной части Оклахомы, в пределах гор Уошито и Арбакл и поблизости от них. Они относятся к числу богатейших асфальтовых месторождений в США [27]. Асфальт здесь обычно вязкий и полутвердый, залежи его связаны с отложениями от ордовика до мела. Наличие в этом регионе многочисленных погребенных залежей нефти позволяет предполагать, что большинство скоплений нафтидов на поверхности представляет собой выветрившиеся нефтяные залежи, обнаженные в результате эрозии. Некоторые из таких асфальтовых месторождений полностью представлены песчаниками, сцементированными асфальтом, который в добываемых породах составляет 5-17% [28]. Общее количество имеющегося в этом регионе асфальта оценивается приблизительно в 13 млн. т.
Второй тип местонахождений рассеянных нафтидов отличается от первого тем, что осадки здесь смешивались с нефтью, асфальтом или битумом в процессе осадконакопления. После этого они были погребены под более молодыми отложениями, а затем уже обнажены в результате последующей эрозии. Такие скопления нафтидов могут рассматриваться как первичные¹, и их очень трудно отличить от скоплений выветрившихся нафтидов. Эта проблема вызвала длительную дискуссию, развернувшуюся вокруг вопроса о происхождении нефтеносных песчаников Атабаска (мел) в Альберте, Канада [29 ]. Песчаники Атабаска содержат самое крупное из известных на земном шаре скоплений нефти; запасы нефти здесь оцениваются более чем в 600 млрд. баррелей, и больше половины этого количества является извлекаемым. Гигантские запасы нефти этого месторождения привлекали и привлекают пристальное внимание геологов и промысловых инженеров. Представления о его происхождении прошли длительную стадию развития. Некоторые исследователи считали, что нефтепроизводящими являлись сами меловые отложения, другие же доказывали, что
¹Нефть во всех формах ее проявления (как и все другие нафтиды) всегда, строго говоря, вторична ‑ аллохтонна или паравтохтонна. Она возникает в момент десорбции первичной микронефти из материнского органического вещества в природе. ‑ Прим. ред.
в меловые породы нефть мигрировала из более древних отложений вдоль поверхности несогласия, отделяющей меловые толщи (включая и коллекторы) от срезанных формаций палеозоя [30]. Возможно, эти нефтеносные песчаники следует считать первичным скоплением рассеянных нафтидов, в котором пески и нефть отлагались совместно¹.

Другим примером скопления нафтидов, которое, как полагают, образовалось одновременно с отложением осадков, являются асфальтовые известняки Анакачо (мел) в округе Эвалде, Техас. Породы, распространенные здесь на площади многих квадратных миль, сложены известняковыми песчаниками, слабо сцементированными асфальтом. После обработки четыреххлористым углеродом остаются только несцементированные известняковые зерна [31]. Асфальт здесь твердый, обладает ярким блеском и раковистым изломом. Содержание асфальта в породе изменяется от 10 до 20, а в среднем составляет около 15 %.

Нефть, плавающая на поверхности моря и попавшая сюда либо из выходов в прибрежной зоне, либо из выходов на суше, может прибиваться ветром к берегу и, смешиваясь здесь с пляжевыми отложениями, образовывать битуминозные песчаники. Некоторые из плиоценовых и современных битуминозных песчаников на юго-западе Тринидада, по-видимому, сформировались именно таким образом. [Объяснение весьма сомнительное.]

Дайки твердых и полутвердых нафтидов. Во многих районах земного шара в породах встречаются трещины, заполненные твердыми битумными веществами. Хотя почти во всех случаях эти вещества очень сходны по составу, они носят различные названия: асфальт, грэемит, юинтаит, гильсонит, мэнджэк, альбертит, вюртцилит и др. Большинство этих названий происходит от географических пунктов или фамилий исследователей (определения многих твердых битумов приведены в приложении). Для большинства твердых нафтидов характерен раковистый или занозистый излом, черная или темная черта и внешний вид, несколько напоминающий матовый каменный уголь. Некоторые из них растворяются в сероуглероде, а многие высвобождают содержащиеся в них масла при нагревании. Эти углеводороды встречаются в природе в виде массы, заполняющей жилы шириной от нескольких дюймов до 25 футов. На фиг. 2-7 показаны схематические разрезы нескольких жильных скоплений твердых нафтидов.

Скопления твердых нафтидов можно рассматривать как ископаемые, или мертвые, битумы, в которых после улетучивания легких фракций остались только твердые остаточные вещества. В скоплениях выветрившихся нафтидов отделение легких фракций углеводородов происходит прямо в породах. При накоплении же седиментационных нафтидов (sedimentary petroleum) отделение газа от жидкой фракции предшествует одновременному отложению нефти и асфальта с вмещающими осадками [?]. В жилах и дайках твердых нафтидов потеря газообразных и жидких фракций, вероятно, происходила по мере заполнения нефтью или другими битумами свободных полостей в породах. Большинство геологов не склонны считать скопления твердых нафтидов в разведуемом регионе столь же благоприятным показателем присутствия здесь залежей нефти и газа, как активные, или живые, нефтегазопроявления. Тем не менее твердые нафтиды имеют определенное значение как индикаторы нефтегазоносности ‑ они указывают на присутствие в рассматриваемом регионе нефтепроизводящих пород.

Прочие местонахождения нафтидов на поверхности. Жидкие и твердые нафтиды часто встречаются в пустотах от выщелачивания скелетов ископаемых организмов, в пустотах пород, в центральных полостях жеод² и ядрах конкреций [32]. Иногда нефть заполняет пустоты полностью, но обычно только частично.

¹Эта точка зрения необоснованна. Асфальты и мальты Атабаски представляют собой гипергенно измененную нефть. ‑ Прим. ред.
²Пай (W.D. Руе, устное сообщение) изучил заполненные нефтью жеоды в известняках Кейбаб (пермь) района Сан-Рафаэль-Суэлл, Юта, и в кремнистых породах (миссисипий) горнодобывающего района Три-Стейт в Оклахоме, Миссури и Канзасе.

В настоящее время обнаружено очень небольшое количество нацело заполненных нафтидами конкреций и пустот от выщелачивания раковин. Поскольку в большинстве случаев в окружающих породах сколько-нибудь заметные количества нефтяных углеводородов отсутствуют, образование нафтидов, заполняющих эти пустоты, представляет интересную проблему. Возникает вопрос, как нафтиды могли попасть в пустоты, не оставив никаких следов в окружающих породах? Если пустоты частично выполнены кристаллами кальцита или кварца, можно полагать, что битумы приносились вместе с растворами, из которых отлагались эти минералы. В других случаях конкреции могли формироваться вокруг ядра, сложенного органическим материалом, который позже преобразовался в нефтяные углеводороды [нафтиды], оставшиеся внутри полости. Однако более вероятно, что пустоты в конкрециях представляли собой изолированные небольшие участки с невысоким давлением внутри них, в то время как в толще пород пластовое давление жидкости постоянно возрастало с увеличением глубины (например, при длительном погружении и накоплении более молодых осадков). При этом то небольшое количество углеводородов, измеряемое несколькими десятитысячными долями процента, которое содержалось в окружающих глинистых породах, мигрировало в участки с пониженным давлением.

Прямой признак присутствия нафтидов в регионе ‑ встречающиеся местами участки обожженных глин, образование которых связано с воспламенением и сгоранием проса​чивающихся в них нефти и газа. Обычно глины бывают обожжены до красного цвета, часто они сплавлены в порцелланит или лавоподобную породу. Такие участки были обнаружены в Калифорнии [33], в Северо-Западных территориях Канады [34], на острове Тринидад, в районе Бернт-Хилл на острове Барбадос, а также вдоль побережья Йоркшира и Дорсетшира в Англии [35].
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Фиг. 2-7. Схематическое изображение даек и трещин, заполненных твердыми нафтидами (Eldridge, U.S. Geol. Surv., 22nd Ann. Rept., 1901).
Нафтиды иногда встречаются совместно с рудами металлов. Асфальт и битумы, например, ассоциируются с заполняющим жилы материалом во многих ртутных и в некоторых ванадиевых, свинцовых и цинковых рудниках [36]. Небольшие, но измеримые количества ртути смешаны с нефтью, добываемой из залежи Симрик в Калифорнии [37]. Глинистые сланцы Блэк-Банд, перекрывающие пласт каменного угля Фрипорт (пласт Огайо № 7) формации Конемо (пенсильваний) в Огайо, наряду с железной рудой содержат нафтидный дистиллят в количестве, достаточном для того, чтобы считать эти горючие сланцы (oil shales) потенциально важным объектом промышленной разработки. Железные руды частично представлены второсортной почковидной рудой, а частично железистыми известняками, носящими название «горная руда», и представляют собой, по-видимому, бурый железняк, отлагавшийся в болотах [38]. Рассеянные вкрапления твердого битума были найдены также в медьсодержащей формации Нонсач серии Кивинаван (докембрий) в северном Мичигане [39]. Анализы глинистых сланцев формации Нонсач показали присутствие нескольких типов углеводородов, характерных также для природной нефти (J.M. Hunt, устное сообщение). Более 100 баррелей нефти было получено из трещиноватых, содержащих флюорит пород формации Честер (верхний миссисипий) во флюоритовом руднике Минерва в южном Иллинойсе. В качестве еще одного примера можно привести знаменитые черные глинистые сланцы Кольм (средний кембрий) в Швеции [40], которые разрабатываются для получения как нефти, так и содержащихся в них радиоактивных минералов. Основным добываемым радиоактивным элементом является уран, который, как полагают, имеет седиментационное происхождение и отлагался вместе с глинами. Как горючие, сланцы Кольм низкосортны, они содержат примерно 35% золы.

Горючие, или керогеновые, сланцы. Горючие сланцы («oil shales») широко распространены на всем земном шаре и встречаются во всех отложениях - от древних до самых молодых [41 ]. Временами они приобретают большое промышленное значение, особенно в те периоды, когда стране грозит нехватка нефти. Это объясняется тем, что из сланцев могут быть получены значительные количества сланцевой нефти (liquid petroleum).

«Горючими сланцами» называются некоторые виды органических и биту​минозных сланцев, в основном состоящих из различных по составу смесей органического вещества с глинистым. Органическое вещество представлено главным образом в виде минералоидов и называется «керогеном»; оно обладает меняющимся составом, не растворимо в органических растворителях и имеет неопределенное происхождение. Поэтому часто эти сланцы называют «керогеновыми сланцами». Количество нефти, содержащейся в сланцах, невелико; большая часть нефти, которую удается извлечь из них, образуется из керогена при нагревании. Процесс перегонки начинается при температуре около 350°С. Кероген сланцев представляет собой пиробитумы. Из 1 т сланцев можно получить до 630 л нефти, но при промышленной их переработке эта величина составляет обычно 100-200 л/т. Кероген горючих сланцев не относится ни к нафтидам, ни к каменным углям, он представляет собой промежуточное битумное вещество, обладающее некоторыми свойствами и тех и других. Долгое время геологи полагали, что кероген служит исходным материалом для образования нефти и газа. Однако при помощи современных аналитических методов выявилось широкое распространение нефтяных углеводородов в небольших количествах, в связи с чем многие геологи рассматривают сейчас кероген просто как пиробитум, генетически мало связанный или даже совсем не связанный с нефтью и газами.

Большая часть горючих сланцев содержит свободные битумоиды (petroleum), которые можно извлечь, используя органические растворители, такие, как лигроин, эфир, хлороформ и четыреххлористый углерод. Нафтиды в таких сланцах обычно приурочены к трещинам и разрывам, поверхностям напластования и микроскопическим пустотам. Глинистые сланцы, содержащие свободную нефть в количествах, измеряющихся в большинстве случаев несколькими десятитысячными долями процента, могут литологически замещаться трещиноватыми алевролитами, представляющими собой коллекторские породы. Такая картина наблюдается, например, в формации Спраберри в западном Техасе (см. стр. 123).

Под микроскопом видно, что кероген состоит из скоплений тонких частиц органического вещества, главным образом обрывков растений, водорослей, спор, спорангиев, пыльцы, частиц смолы, воска и т.п. В наиболее обогащенных пластах оно образует до 50 % объема сланцев и даже более. Кероген содержит также желтые или красно-желтые полусфероидальные тельца и неправильной формы прожилки красновато-желтого, темно-коричневого и черного материала. Этот материал при перегонке может давать масло (сланцевую нефть). До нагревания такое масло (смола, деготь), по-видимому, почти не содержится в керогене, поскольку только очень небольшое количество битумоида удается экстрагировать из сланцев обычными органическими растворителями [42]. По мере увеличения содержания керогена горючие сланцы через торбаниты и богхеды переходят в Кеннеди, которые могут быть названы «керогеновым углем» в отличие от углей ряда торф - антрацит [т.е. гумусовых углей] [43]. Часто наблюдаемые постепенные переходы от горючих сланцев к кеннелям свидетельствуют об их общем происхождении [44].

Кероген в горючих сланцах среднего качества имеет крайне тонкозернистую структуру и тесно связан с глинистыми, песчаными и карбонатными частицами. Породы, богатые керогеном, обладают гладким раковистым изломом и отличаются тусклым или шелковистым блеском. Органическое вещество этих сланцев горит легко и напоминает кеннельский уголь. Химический состав керогена изменяется в следующих пределах (в вес.%):

Углерод

69-80

Водород

7-11

Азот


1,25-2,50

Сера


1,80

Кислород

9-17

По химическому составу он отличается от природной нефти высоким содержанием кислорода и азота. Эти элементы каким-то способом должны быть удалены из органического вещества горючих сланцев, прежде чем оно может быть преобразовано в нефти и газы. [Элементарный состав керогена, как и его компонентный состав, зависит, во-первых, от исходного органического вещества и от фациальной обстановки седименто- и диагенеза, а во-вторых, от того, какой ступени катагенеза достигли в своем развитии вмещающие породы. Примесь сапропелевого вещества способствует повышению содержания водорода. По мере развития катагенеза содержание гетероэлементов (О+S+N) снижается, но на определенных этапах мезокатагенеза иногда временно повышается из-за усиленной эмиграции углеводородов.¹
Подземные нафтидопроявления 

В небольших количествах нефть и газ встречаются во многих скважинах, пробуренных в осадочных породах, особенно если бурение велось в пределах нефтегазоносных районов. Здесь в любой разведочной скважине устанавливаются какие-либо признаки нефти и газа, хотя эти признаки могут быть настолько слабыми, что скважину оставляют как непродуктивную. Если геолог обнаруживает в скважине слабые нефте- или газопроявления, у него возникают два вопроса: 1) достаточно ли интенсивны эти проявления, чтобы указывать на промышленное значение скважины и 2) не располагается ли скважина, обнаружившая нефть или газ, у края залежи. Естественно, такие проблемы не приходится решать, если происходит выброс и скважина начинает фонтанировать нефтью и газом или если результаты анализа показывают, что керн из скважпны интенсивно насыщен нефтью и газом и обладает достаточно хорошей проницаемостью. Когда на поверхности керна интенсивно выделяются нефть и газ, такие проявления называют «живыми» в отличие от неясных асфальтовых примазок, представляющих собой «мертвые» нафтидопроявления.

Во многих случаях, однако, нефте- и газопроявления в скважинах занимают промежуточное положение между безусловно промышленным и непромышленным их значением. В таком случае перед каждым геологом-нефтяником и буровым инженером возникает проблема, к каким из этих двух типов проявлений отнести их.

Нефте- и газопроявления могут наблюдаться непосредственно или устанавливаться косвенно при определении различных физических параметров во время бурения разведочной скважины. Эти параметры рассматриваются в гл. 3. Техника, используемая при полевых и лабораторных исследованиях, усовершенствована в настоящее время до такой степени, что данные, получаемые при измерениях в скважине, могут обеспечить геологу вполне достоверную информацию. На основании этих данных определяют, какие флюиды заполняют поровое пространство коллекторских пород, мощность коллектор-ского пласта, его пористость и проницаемость, т.е. устанавливают ценность пласта для промышленной эксплуатации. Однако будут ли данные, полученные при исследовании какой-либо конкретной скважины, служить достаточным основанием для того, чтобы провести в дальнейшем ее опробование и попытаться получить из нее промышленные притоки нефти и газа, зависит от индивидуального подхода геолога.

Залежи, месторождения и провинции. Промышленные скопления нефти и газа классифицируются как залежи, месторождения и провинции [45]. Термины «залежь» (pool), «месторождение» (field), «провинция» (province) и «субпровинция» (subprovince) используются для описания и определения местоположения различных нефтяных и газовых скоплений и групп скоплений. Они объединяют в себе геологический и географический факторы и понятны геологам, геофизикам и инженерам, работающим в нефтяной промышленности. Но эти понятия, как и многие другие в геологии, переплетаются одно с другим, что вызывает иногда трудности в точном определении их значения. В конечном счете использование того или иного термина определяется в основном местными традициями, даже если этот термин и не соответствует наилучшей и наиболее точной научной классификации и терминологии.

Залежь. Наиболее простой формой, образуемой промышленными скоплениями нефти и газа в природе, является залежь¹. Залежь определяется как масса нефти, газа или того и другого вместе, заполняющая отдельный природный резервуар, находящийся в условиях единой системы пластового давления. Залежь может быть небольшой и занимать площадь всего в несколько акров или крупной, охватывающей площадь во много квадратных миль. Она может содержать только газ или только нефть или то и другое вместе. Термин «крупная залежь» применяется произвольно по отношению к залежам, общие извлекаемые запасы нефти которых составляют 50 млн. баррелей (7-8 млн. т) и более².

Месторождение. Когда несколько залежей связаны единой геологической структурой, тектонической или литолого-стратиграфической, то группа

¹Ежегодные карты, цифры добычи и другие геологические данные для всех мировых нефтяных и газовых залежей публикуются в июльском номере журнала World Oil и в декабрьском номере Oil and Gas Journal, издаваемых соответственно в Хьюстоне (Техас) и Талсе (Оклахома). Кроме того, оба журнала ежегодно в январе или феврале помещают на своих страницах обзоры и прогнозные цифры дебитов, давая детальную статистическую сводку разведочных и эксплуатационных работ во всех районах земного шара за прошедший год. Нефтяное отделение Американского института горных инженеров и инженеров-металлургов (American Institute of Mining and Metallurgical Engineers) в Нью-Йорке публикует ежегодный список всех мировых залежей, приводя для каждой из них большое количество геологических и промысловых данных.

²Размеры нефтяной залежи обычно измеряются количеством нефти, которая может быть добыта и извлечена на поверхность. Но это только часть всей нефти, находящейся в резервуаре (обычно от ¼ до ¾ общего объема). Остающаяся в пласте нефть называется неиавлекаемой, а нефть, которая может быть добыта, ‑ извлекаемой. Общие запасы нефти (извлекаемой и неизвлекаемой) в залежи называются геологическими запасами.
таких залежей называется месторождением. [Месторождением в СССР принято называть не просто совокупность залежей в пределах одного участка, а весь участок в целом, включая отложения, покрывающие и частично подстилающие залежь. Месторождение может состоять из одной залежи, но может быть многопластовым и содержать несколько десятков залежей. ]

Отдельные залежи, входящие в месторождение, могут находиться на разных глубинах одна над другой, но они могут также распространяться в латеральном направлении в пределах геологической структуры. Геологические структуры, к которым чаще всего приурочены месторождения нефти и газа, ‑ это соляные штоки, антиклинальные складки, образованные, например, толщей переслаивающихся песчаников и глинистых пород, а также сложные комбинации тектонических разрывов, складок и литолого-стратиграфических изменений в разрезе. Много примеров месторождений показано на картах и разрезах в главах 6-8, посвященных описанию типов ловушек. Количество нефти, которое может быть добыто из залежи или месторождения, не является характерным признаком их различия. Залежь Ист-Тексас, например, и многие залежи Среднего Востока приурочены к единым природным резервуарам. Тем не менее общая добыча из каждой этих залежей превысит добычу из многих месторождений и даже провинций. Поскольку месторождение может включать в себя несколько тесно связанных залежей, термины «залежь» и «месторождение» часто путают, особенно на ранних стадиях разработки.

Провинция. Под нефтегазоносной провинцией понимается регион, в пределах которого нефтяные и газовые залежи и месторождения находятся в одинаковых или близких геологических условиях. Поскольку на практике этот термин используется довольно свободно для обозначения сравнительно крупных нефтегазоносных районов, границы так называемых провинций часто неопределенны. Например, для провинции Мид-Континент, расположенной на юге центральной части США, характерны определенные особенности стратиграфии, структуры и распределения нефтяных и газовых скоплений. Поэтому термин «провинция» имеет чрезвычайно большое значение для геологов и в целом для нефтяной промышленности. В пределах одной про​винции могут выделяться отдельные субровинции. В провинции Мид-Континент, например, выделяются субпровинция песчаников Чероки на юго-востоке Канзаса и северо-востоке Оклахомы, субпровинция бассейна Анадарко в западной Оклахоме и северо-западном Техасе, рифовая субпровинция на западе центрального Техаса, субпровинция Панхандл в северо-западном Техасе и многие другие. [Как следует из приводимого примера (Мид-Континент), автор наделяет нефтегазоносную провинцию признаком, которым она не обладает. Общность условий залегания скопления нефти и газа в действительности характерна не для провинции Мид-Континент в целом, а лишь для ее частей (субпровинций). Термины «нефтегазоносная провинция» и «субпровинция» крайне неопределенны и лишены генетического смысла. В СССР большинство исследователей вместо этих терминов используют понятие о нефтегазоносных бассейнах, представляющих выраженные в современной структуре земной коры впадины, различные по тектонической характеристике и размерам, в которых обеспечиваются генерация углеводородов, их аккумуляция и обычно сохранность возникших скоплений нефти и газа.]

Значение мелких проявлений нефти и газа. Хотя ключ к познанию геологии нефти и газа следует искать в основном в изучении крупных промышленных залежей, небольшие, непромышленные скопления углеводородов часто имеют большое значение для геолога-разведчика. Важность изучения мелких скоплений заключается в следующем:

1. Изучение мелких скоплений нефти и газа часто приводит к открытию промышленных залежей. Почти все нефтегазоносные провинции были обнаружены в результате бурения, проводимого на основании наличия проявлений нефти, газа или асфальта вблизи поверхности или на глубине. Видимые на поверхности признаки или выходы нафтидов часто были единственной причиной разведочного бурения; особенно это характерно для ранних стадий развития нефтяной промышленности.

Небольшие глубинные проявления нефти и газа представляют также огромную ценность для выбора направления разведочных работ. Чем больше бурится скважин и в распоряжение геолога поступает больше описаний разрезов и данных каротажа, тем все в большей мере он руководствуется глубинными нефте- и газопроявлениями и другими сведениями о наличии нефти и газа в пласте для ориентации разведки. Столкнувшись даже с самыми незначительными проявлениями нефти или газа в скважине, геолог-нефтяник должен попытаться ответить на вопрос ‑ не расположена ли эта скважина в непосредственной близости от залежи? Оценка значения небольших глубинных нефте- и газопроявлений составляет, таким образом, значительную часть работы современного геолога-нефтяника.

2. Непромышленные скопления нефти и газа указывают на присутствие нефтема-теринских пород. Хотя многое в проблеме происхождения нефти остается еще неясным, большинство геологов полагает, что она образуется в некоторых типах нефтематеринских пород в определенных геологических условиях. Однако нет единого мнения о том, какие именно типы пород являются нефтематеринскими. Но когда в каком-либо районе встречаются нафтиды в любой форме и в любых условиях ‑ на поверхности или на глубине, ‑ то вне зависимости от промышленного значения их скоплений само присутствие углеводородов доказывает, что они тем или иным путем образовались в данном районе. Следовательно, здесь имеются или имелись в прошлом и нефтематеринские породы, каков бы ни был их характер. Как мы увидим в дальнейшем, этот вывод очень важен для правильной оценки перспектив нефтегазоносности нового и лишь частично разведанного региона. Если на присутствие нефтематеринских пород указывают только непромышленные скопления нефти и газа, то можно полагать, что незначительный размер этого скопления обусловлен либо размером ловушки, либо недостаточно благоприятными условиями для аккумуляции углеводородов, либо положением вскрывшей скопление скважины вблизи края ‑ залежи. Поэтому даже небольшие скопления нафтидов обычно побуждают разведчика продолжать поиски более крупных ловушек, располагающихся в более благоприятных условиях.

Географическое положение
Скопления нефти, газа и других нафтидов распределены по земному шару неравномерно. В обширных районах Азии, Австралии и Африки, например, до сих пор не обнаружено промышленных залежей нефти и газа или количество и запасы открытых залежей незачительны. Кажущаяся бедность этих районов нефтью и газом может быть обусловлена только недостаточным количеством буровых и исследовательских работ. В то же время другие районы этих материков обладают промышленной нефтегазоносностью, и поскольку в разрезе непродуктивных районов имеются мощные неразведанные толщи, их также можно рассматривать как перспективные объекты с благоприятными для нефтегазонакопления условиями. С другой стороны, некоторые крупные районы исключительно богаты нефтью и газом. Два выдающихся в этом отношении региона, которые даже назывались «нефтяной осью» или «нефтяными полюсами», поскольку они находятся на противоположных сторонах земного шара [46], ‑ это регион Среднего Востока и регион Мексиканского залива ‑ Карибского моря. Регион Мексиканского залива ‑ Карибского моря включает провинцию Галф-Кост в США, а также провинции Мексики, Колумбии, Венесуэлы и Тринидада. Нефтяной полюс Среднего Востока охватывает провинции Ирана, Ирака, Кувейта, Саудовской Аравии и провинцию Закавказья ‑ Апшеронского полуострова в СССР. В этих двух регионах сосредоточены две трети выявленных на земном шаре нефтяных ресурсов, и можно надеяться, что будущие открытия здесь еще увеличат это соотношение.
Менее крупные, но важные в промышленном отношении регионы находятся в Северной Америке, они включают провинции Мид-Континент, Аппалачскую, бассейна Иллинойс, Скалистых гор, Калифорнии, прерий Канады (особенно Альберту) и провинцию Тампико в Мексике. Основные нефтегазоносные регионы Европы - это Польская провинция, провинция Северо-Германской низменности, Карпатская низменность ‑ Румыния (Плоешти), провинция Северного моря, Трансильванский бассейн, Эмбенская солянокудольная провинция, Предуральский прогиб, Ферганская
Таблица 2-1 Добыча и запасы нефти
	
	Суточная добыча по оценке на 1963 г., тыс. баррелей/сутки
	Запасы по оценке на 1963 г., млн. баррелей

	Северная Америка

	Канада
	717
	5675

	США
	7537
	34272

	Мексика
	320
	2500

	Всего
	8574
	42447

	Южная Америка

	Аргентина
	262
	2300

	Боливия
	9
	200

	Бразилия
	92
	300

	Чили
	36
	200

	Колумбия
	167
	900

	Эквадор
	7
	25

	Перу
	5
	380

	Тринидад
	134
	500

	Венесуэла
	3246
	17000

	Всего
	3958
	21805

	Европа

	Австрия
	49
	240

	Франция
	50
	235

	ФРГ
	142
	650

	Италия
	34
	300

	Нидерланды
	42
	250

	Великобритания
	2
	11

	Всего
	219
	1686

	Средний Восток

	Абу-Даби
	49
	7500

	Бахрейн
	45
	243

	Иран
	1470
	37000

	Ирак
	1120
	25500

	Израиль
	3
	25

	Кувейт
	1930
	63500

	Нейтральная зона
	306
	10 000

	Катар
	193
	2950

	Саудовская Аравия
	1618
	60000

	Турция
	14
	350

	Всего
	6748
	207 068

	Африка

	Алжир
	502
	7000

	Ангола
	14
	200

	Конго (Киншаса)
	2
	10

	ОАР
	113
	1500

	Габон
	17
	150

	Ливия
	470
	7000

	Марокко
	3
	15

	Нигерия
	71
	500

	Всего
	1192
	16375

	Дальний Восток

	Австралия
	
	-
	50

	Бирма
	
	11
	35

	Индия
	
	33
	750

	Индонезия
	
	452
	10000

	Япония
	
	16
	50

	Малайзия
	
	67
	600

	Новая Гвинея
	
	3
	10

	Пакистан
	
	8
	25

	Филиппины
	
	‑
	0,5

	Всего
	                       590                                               11520,5

	Суммарные добыча и запасы нефти (капиталистические страны)
	

	
	Суточная добыча по оценке на 1963 г., тыс. баррелей/сутки
	Запасы по оценке на 1963 г., млн. баррелей
	Запасы в % к мировым

	Северная Америка
	8 574
	42 447
	12,6

	Южная Америка
	4 010
	21 805
	7,0

	Европа
	349
	1 926
	0,6

	Средний Восток
	6 748
	207 068
	62,5

	Африка
	1 192
	16 375
	5,0

	Дальний Восток
	590
	11 521
	3,5

	Всего
	
	21 463
	301 142
	91,2


впадина и Волго-Уральская провинция в СССР. На Дальнем Востоке основные нефтепроизво-дящие районы расположены на островах Церам, Ява, Калимантан (Борнео), Суматра, Новая Гвинея, в Бирме и на Японских островах. Запасы и темпы добычи нефти в различных странах мира показаны в табл. 2-1, а рост мировой добычи нефти ‑ на фиг. 2-8.

При рассмотрении программы разведочных работ очень важно учитывать политическую обстановку в стране и географическое положение района [47]. В ряде стран, таких, как СССР, Мексика, Бразилия и Аргентина, нефтяная промышленность и разведочные работы контролируются либо непосредственно правительством, либо государственными компаниями. В других странах, как, например, в большинстве государств Европы, в Венесуэле, Колумбии, Перу и США правительство полностью или в определенной мере владеет правом на добычу полезных ископаемых, но дает частным компаниям концессии или лицензии на разведку определенных территорий, регулируя ее и контролируя точное выполнение установленных правил. Такое же положение существует в основном и в провинциях Канады - в Альберте, Саскачеване и Манитобе. Разница здесь заключается только в том, что правом на разработку полезных ископаемых владеет не столько правительство Канады, сколько провинциальные власти, которые в каждой провинции устанавливают собственные правила ведения разведочных работ и следят за их выполнением. В большинстве нефтедобывающих штатов США положение иное ‑ минеральные богатства недр принадлежат здесь владельцам земли. Организации, ведущие поисковое бурение, имеют дело с отдельными землевладельцами, и обе стороны получают часть доходов от добычи нефти и газа.
В районах, где минеральные ресурсы принадлежат владельцам земли отдельные земельные владения, как правило, невелики, и при разведочных работах здесь развивается жестокая конкуренция. Она стимулирует развитие новых идей и методов, которые способствуют росту добычи и увеличению прибыли. В странах, где крупные участки земли принадлежат правительству, не предпринимаются дорогостоящие и занимающие много времени разведочные буровые работы, которые дают наиболее
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Фиг. 2-8. Мировая добыча нефти с 1900 г.

полную информацию о многочисленных вариациях геологических условий и в конечном счете приводят к открытию залежей нефти и газа. Поэтому в таких государствах бурится меньшее количество скважин, соответственно поступает меньше информации об особенностях геологического строения недр и более медленными темпами идет разведка нефти и газа. Конечно, все это в меньшей степени проявляется в таких богатых нефтью регионах, как Средний Восток или Венесуэла, где при минимальном количестве разведочных скважин удается обнаружить крупнейшие залежи. Но даже в этих регионах, по-видимому, было-бы открыто больше залежей нефти, если бы здесь существовали условия, обеспечивающие более сильную конкуренцию и стимулирующие тем самым более интенсивное бурение. [Автор глубоко неправ в своей оценке капиталистической и социалистической систем производства, в данном случае ‑ развития нефтедобывающей промышленности].
Распространение нефти и газа на земле не ограничивается площадью суши. Открытие крупных скоплений нефти и газа на акваториях вдоль побережья южной Калифорнии, вдоль берегов Луизианы и Техаса в Мексиканском заливе (см. фиг. 6-33 и 6-35), в Северном море и Персидском заливе (см. фиг. 2-2) свидетельствует о неисчерпаемых потенциальных ресурсах нефти и газа в мелководных зонах, обрамляющих континенты. Эти морские площади, где дно постепенно погружается до глубины 100 морских саженей,
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Фиг. 2-9. Карта распространения материковых шельфов (зачернены) на земном шаре (Petroleum Press Service, London, 1951).

называются материковыми шельфами. Распространение их показано на фиг. 2-9. Общая площадь тех акваторий материковых шельфов, в пределах которых глубина не превышает в основном 300 футов, оценивается в 14 млн. кв. миль [48]. Существующие здесь геологические условия должны быть в основном подобны условиям на прилегающих территориях суши. Однако проблемы разведки и эксплуатации залежей нефти и газа на материковых шельфах должны быть существенно иными, что связано с изменяющейся глубиной дна, мягкостью донных грунтов, штормами, юридической неопределенностью в правах владения акваториями, высокой стоимостью работ и необходимостью прокладывать подводные трубопроводы для транспортировки продукции [49]. В результате расходы на разведку будут здесь намного больше, чем на прилегающих участках суши, а темпы ее значительно ниже.

Геологический возраст пород-коллекторов 

Геологический возраст коллекторов (пород, вмещающих нефть и (или) газ) широко используется при классификации групп залежей и месторождений, провинций и субпровйнций [50]. В ряде случаев он также служит в качестве описательной характеристики, так как коллекторы разного возраста часто различаются своими особенностями нефтегазоносности и геолого-промысловыми показателями. Эти показатели для коллекторов в известняках пермских рифов западного Техаса, например, иные, чем в ордовикских известняках той же территории. Когда известняки Асмари Среднего Востока называют миоценовыми, это позволяет мысленно отличать их, к примеру, от девонских известняков Волго-Уральского региона в СССР. Поэтому весьма желательно устанавливать геологический возраст коллекторов, поскольку уже одно это дает возможность идентифицировать эти породы и выявлять их некоторые характерные особенности. Однако возраст коллекторов вовсе не обязательно указывает на время аккумуляции в них нефти и газа. Как будет показано ниже, нефть и газ могли аккумулироваться в залежи на любом этапе после образования резервуара.
В геологии используются две параллельные классификации для определения: 1) времени формирования пород и 2) подразделений стратиграфического разреза земной коры, т.е. соответственно геохронологического и геостратиграфического подразделений. Подразделения стратиграфического разреза могут не совпадать с геохронологическими, границы между которыми проводятся по данным о геологическом возрасте, и эти границы являются, следовательно, изохронными поверхностями. Чаще всего выделяются следую​щие нисходящие по рангу категории геохронологических и соответствующих им геостратиграфичесих подразделений:
Геохронологические 


Геостратиграфические

подразделения



подразделения 
Эра (Era)
Система (System)
Период (Period)


Серия (Series)
Эпоха (Epoch)
Ярус (Stage) 
Век (Age)
Так, мы говорим «девонский период», когда рассматриваем геологичесское время, но ‑ «девонская система», если нас интересуют породы девонского возраста. Можно также говорить о канадской серии ордовикской системы, понимая под этим определенную толщу пород, но ‑ о канадской эпохе ордовикского периода, если иметь в виду геологическое время.
Шкала геологического времени, основанная на геохронологической классификации, приведена в табл. 2-2. Если бы классифицировались не временные интервалы, а стратиграфические подразделения разреза, образовавшиеся в эти временные интервалы, то вместо терминов «период», «эпоха» и «век» были бы употреблены термины «система», «серия» и «ярус». Оценка абсолютного возраста в годах дается для каждой из основных временных границ.
Имеющиеся данные указывают на то, что толщи, сформировавшиеся в определенные отрезки геологического времени, гораздо богаче нефтью и газом, чем другие части разреза иного возраста. Например, докеморийские, кембрийские и триасовые отложения дают менее чем по 1 % мировой продукции нефти, а из плейстоценовых отложений она вообще практически не получена. С другой стороны, к отложениям третичного возраста приурочено 58%, отложениям мелового возраста - 18 и палеозойского ‑ 15% общих извлекаемых мировых запасов нефти. Данные о количестве добытой в прошлом нефти и выявленных к настоящему времени ее запасов в отложе​ниях различного возраста сведены в табл. 2-3.
Только очень небольшое количество промышленных запасов нефти выявлено в отложениях плейстоценового возраста. В поисках причины такой закономерности было выдвинуто множество предположений. Кажущееся отсутствие нефти в наиболее молодых отложениях геологического разреза может объясняться тем, что разведочные работы и в том числе бурение в этих отложениях почти не проводились. Но в основном это может быть обусловлено другими факторами: слишком коротким промежутком времени, недостаточ​ным для того, чтобы в породах накопилась нефть; отсутствием в большинстве случаев непроницаемых покрышек, без которых не может сформироваться ловушка; общим неморским характером этих молодых осадков.
Нефть и газ редки в докембрийских отложениях. В них, правда, описано небольшое количество промышленных скоплений углеводородов [51], но широко развитый метаморфизм и низкая проницаемость большинства
Таблица 2-2 Геохронологическая шкала
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Продолжение табл. 2-2
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докембрийских пород не позволяют считать их перспективными нефтегазосодержащими отложениями. Большинство скоплений нефти и газа в докембрийских отложениях приурочено к породам, коллекторские свойства которых обусловлены вторичными процессами ‑ выветриванием и тектоническими деформациями, вызывающими возникновение пустот и трещин. Примечательно то что такого рода залежи нафтидов обычно ассоциируются с залегающими в непо​средственной близости более молодыми нефтегазоносными отложениями, являющимися источником этих нафтидов. Присутствие нефти и газа в докембрийских отложениях следует считать явлением аномальным, и кровля их обычно должна служить нижней границей разведочного бурения. [Нижняя граница нефтегазоносности определяется не возрастом отложений (так как нефтепроизводящие отложения могли формироваться по меньшей мере с верхнего протерозоя), а степенью их катагенетического преобразования («метаморфизма»). Вступление пород в зону апокатагенеза, в которой карбонизация каменных углей достигает стадии тощих, а затем и полуантрацитов, кладет предел генерации нефти.]

Таблица 2-3 Мировая добыча нефти и ее запасы (на 31 декабря 1947 г.)
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Однако в ряде исследований было показано, что в докембрийских отложениях содержится органический углерод. Ранкама [52] установил, что в десяти образцах докембрийских пород Финляндии отношение изотопов углерода С¹² и С¹³, измеренное на масс-спектрометре, колеблется между 90,2 и 92,9. Это отношение почти не отличается по величине от отношения этих изотопов в битуминозных отложениях, нафтидах и растительном угольном материале, включая каменный уголь, где оно изменяется от 90,1 до 94,1. В веществах же неорганического происхождения, таких, как графит, алмаз, кальцит и писчий мел, отношение углерода С¹² к С¹³ характеризуется величиной 87,9-90,2. Водоросли в архейских отложениях были описаны Грунером [53], который установил также их присутствие в породах верхнего гурона, где отмечены, кроме того, следы бацилл и железистых бактерий [54]. На основании своих исследований Грунер сделал заключение, что железо и кремний, которые сформировали крупнейшие месторождения железа Миннесоты, приносились в море реками, богатыми органическим веществом. Рассеянные битумы, установленные в породах формации Нонсач докембрийского возраста в северном Мичигане [39], также указывают на возможное присутствие углеводородов органического происхождения в докембрийское время.

Видимо, только те регионы Земли, где докембрийские изверженные породы обнажаются на поверхности или где они перекрыты маломощным чехлом аллювиальных и ледниковых отложений, а также континентальных песчаников и гравелитов, лишены всяких перспектив для поисков промышленных залежей нафтидов. Наиболее крупные из таких регионов располагаются на территории обширных древних щитов, например на северо-востоке Северной Америки, в Сибири, на большей части центральной и южной Африки, в Скандинавских странах, а также на Бразильском щите в Южной Америке.

С расширением объема разведочных работ на нефть и газ становится все более очевидным, что потенциально нефтегазоносными могут быть отложения любых геологических возрастов. Главное качество, которым должны обладать эти отложения, - присутствие в породах связанной системы пор (проницаемость), развитой в достаточной мере, чтобы обеспечить возможность аккумуляции и сохранения залежей. Непродуктивность отложений некоторых геологических систем, особенно кембрийской и триасовой, и незаинтересованность геологов в поисках нефти и газа в этих отложениях в большинстве случаев можно объяснить только отсутствием или недостаточным количеством буровых и исследовательских работ. В настоящее время установлено, что отложения этих систем продуктивны в различных районах земного шара, и очень трудно предсказать, отложения каких систем окажутся в конце концов наиболее богатыми нефтью и газом, если, разумеется, вести расчет на единицу объема пород.
Тем не менее преобладающее количество добываемых сейчас нефти и газа приходится на отложения третичного возраста, что, можно полагать, объясняется несколькими причинами:
1.
Третичные отложения включают мощные толщи неметаморфизованных морских пород, для которых характерна латеральная литологическая изменчивость, присутствие проницаемых пород-коллекторов, непроницаемых покрышек, многочисленных ловушек (как локальных, так и региональных), а также соответствующих материнских пород, генерирующих нефтяные углеводороды.
2. Палеогеновая и неогеновая системы расположены в верхней части геостратиграфического разреза осадочного чехла Земли; поэтому только очень небольшая часть этих отложений была уничтожена эрозией. Процессы эрозии воздействуют в первую очередь на повышенные участки рельефа поверхности, а поскольку эти участки обычно совпадают с поднятиями в структурном плане, эрозия разрушает многие ловушки, заполненные нефтью и газом. В третичных отложениях, следовательно, от разрушения сохранилась большая часть залежей.

3. Третичные породы образованы главным образом за счет переотложенного материала, снесенного с предтретичных антиклинальных поднятий. Этот материал, возможно, содержал некоторое количество нефти из крупных залежей, которые были приурочены к размытым отложениям. Большая часть этой нефти должна была, конечно, испариться, окислиться, разрушиться под воздействием бактерий или от других причин, но определенная доля ее могла быть вынесена и переотложена вместе с осадками. [Это предположение лишено всякого основания].
Заключение

Условия залегания нафтидов весьма различны. Некоторые их скопления обнажены на поверхности земли, другие погребены на разных глубинах. Хотя в настоящее время промышленность в гораздо большей мере интересуется погребенными залежами нафтидов, крупные скопления их на поверхности могут в будущем также приобрести важное хозяйственное значение, что зависит от развития технологии добычи. Роль небольших поверхностных скоплений заключается главным образом в том, что они непосредственно указывают на присутствие промышленных залежей нефти и газа в отложениях района. Поэтому небольшие скопления на поверхности используются для оценки перспектив нефтегазоносности региона. Если учитывать наряду с крупными и небольшие скопления нафтидов, то окажется, что они имеются в большинстве стран мира и в отложениях самого различного возраста. Это не означает, что нафтиды образовывались на протяжении всего геологического времени, поскольку их возникновение, а равно и формирование скоплений, как будет показано в последующих главах, может происходить в отдельные отрезки геологической истории. Однако геологов-нефтяников интересует в первую очередь вопрос, где расположены залежи нефти и газа в настоящее время. Поиски новых залежей лучше всего проводить на участках тех районов, для которых уже известны скопления нафтидов, какими бы размерами эти скопления ни обладали.
Цитированная литература

Пропуск стр. 53-56

Часть вторая. Природный резервуар
Природным резервуаром (petrolium reservoir) называется часть породы, содержащая залежи нефти и газа. Можно сказать, что расположение каждой нефтяной и газовой залежи обусловливается влиянием комплекса взаимосвязанных геологических факторов. Любой отдельно взятый резервуар неповторим в деталях, однако могут быть подмечены и общие черты сходства, которые позволяют создать широкие классификации основных элементов, характеризующих особенности резервуаров.
Природный резервуар состоит из четырех неотъемлимых элементов, каждый из которых характеризуется весьма различной степенью развития, имеет много градаций и отличается от других по важности влияния на размещение и размер залежей углеводородов. Эти элементы следующие:
1. Порода-коллектор или вмещающий материал. Состав и структура породы-коллектора, непрерывность или прерывистость ее распространения в плане представляют важнейший интерес для геологии нефти и газа. Границы распространения породы-коллектора могут совпадать с контурами нефтяной залежи, если, например, нефть и газ заполняют линзовидное коллекторское тело; в других случаях порода-коллектор, хотя и развита на обширной площади, может быть природным резервуаром только на отдельных благоприятных участках.
2. Поровое или пустотное пространство, иногда именуемое также коллекторским пространством. Оно обычно выражается в количественном отношении посредством дроби или в виде процентной величины от общего объема породы (например, 0,23 или 23%) и называется ее пористостью. Под эффективным поровым пространством подразумевается та часть породы-коллектора, которая доступна для миграции и аккумуляции нефти и обеспечивает сохранность последней. Степень свободы перемещения флюидов через соединяющиеся между собой поры породы называется ее проницаемостью. Пористость и проницаемость ‑ свойства породы, зависящие от наличия в ней порового пространства. Они представляют особый интерес для геолога-нефтяника, поскольку определяют способность коллектора удерживать и отдавать нефть.
3. Содержание флюидов, включая воду, нефть и газ, в эффективном поровом пространстве породы-коллектора. При благоприятных условиях нефть и газ концентрируется в залежи, но большая часть резервуара за пределами залежей содержит только воду или воду с миллионными долями нефти и газа. Нефть и газ в таком случае залегают в водоносном пласте, т.е. в водной обстановке. Флюиды могут находиться в состоянии статического или динамического равновесия, иными словами, покоиться на месте или быть в движении. За время своей геологической истории они, несомненно, в какие-то периоды приходили в движение, а может быть, находились в непрерывном движении в связи с изменениями пластовых условий, которые могли быть вызваны эрозией, осадконакоплением, деформацией пород, или в связи с какими-то другими изменениями, изменяющими давление, температуру, плотность, объем и химические свойства флюидов. Эти изменения заставляют флюиды перемещаться вдоль градиентов из зон высокой потенциальной энергии к зонам более низкой потенциальной энергии. Хотя движение флюидов в пласте не поддается непосредственному наблюдению, доказательством его существования является концентрация нефти и газа в залежах и многочисленные данные о градиентах давления флюидов.
Резервуарная ловушка или просто ловушка, обуславливающая удержание нефти и газа в залежи. Большинство геологов рассматривает ловушку как форму, которую принимает та или иная часть породы-коллектора, благодаря чему в недрах создаются условия для формирования залежи нефти. Как мы увидим ниже (стр. 327-330: глава 7, гидродинамические ловушки – А.Ф.), образование ловушки в некоторых случаях может быть частично связано с наличием градиентов давления флюидов, содержащихся в пласте. В понимании автора ловушка представляет собой форму залегания породы-коллектора в совокупности с поровым пространством последней.

Ловушки образуются в результате самых разнообразных сочетаний структурных и стратиграфических особенностей пород-коллекторов. Ловушка обычно состоит из непроницаемой покрышки, которая перекрывает и запечатывает пористую и проницаемую породу, вмещающую нефть и газ. Верхнее ограничение ловушки имеет вогнутую форму; кровля ловушки обычно изогнута в виде свода, но может иметь форму угла или остроконечной вершины. На практике термин «ловушка», как правило, означает любую комбинацию структурной формы с проницаемыми и слабопроницаемыми породами, которая способна предотвратить утечку нефти и газа как в латеральном, так и в вертикальном направлениях благодаря наличию разницы в давлении или удельном весе углеводородных флюидов и воды. Иногда природные резервуары занимают весь объем ловушки, так что, если бы происходил приток каких-либо дополнительных количеств нефти и газа, они разливались бы вокруг ловушки, занимая положение вблизи ее нижнего края. В других случаях резервуар составляет только часть видимой емкости ловушки.

Нижняя граничная поверхность резервуара представляет собой (полностью или частично) плоскость контакта нефти и газа с подстилающей массой воды, на которой покоится залежь. Эта плоскость известна как водо-нефтяной контакт или водо-нефтяная поверхность¹. Вода заполняет все поровое пространство коллектора ниже водо-нефтяного контакта и ту часть порового пространства резервуара, которая не занята нефтью и газом. Если вода неподвижна, плоскость контакта горизонтальна или почти горизонтальна. Однако, когда вода вследствие наличия градиентов гидродинамических потенциалов движется параллельно напластованию, омывая залежь, нижняя граница резервуара может представлять собой наклонную плоскость; в таком случае говорят, что залежь имеет наклонную, или опрокинутую, поверхность водо-нефтяного раздела. Иногда наклон водо-нефтяного контакта становится достаточным для того, чтобы нефть и газ вымывались из возможной ловушки, которая в таких условиях не эффективна и не обеспечивает возникновения ни резервуара, ни залежи.

Эти общие соображения о характере природного резервуара, вероятно, приложимы к большинству известных на всем земном шаре залежей нефти и газа. В последующих пяти главах упомянутые элементы природного резервуара рассматриваются подробно, поскольку комбинации их, способствующие удержанию нефти и газа в залежи, характеризуются различными соотношениями этих элементов².

¹Водо-нефтяную поверхность следует отличать от поверхности зеркала грунтовых вод, термина, давно использующегося в гидрогеологии для обозначения поверхности, ниже которой все поры заполнены водой. Зеркало грунтовых вод является, следовательно, поверхностью раздела вода — воздух в отличие от водо-нефтяной поверхности, известной в геологии нефти и газа.

²Необходимо отметить, что при такой трактовке терминов «коллектор», «природный резервуар» и «ловушка» нет четкого разграничения между ними и по существу ставится знак равенства между последними двумя понятиями. Нам представляется целесообразным сформулировать эти понятия следующим образом: коллектор ‑ горная порода, в которой в термодинамических условиях верхней части земной коры возможна дифференциация нефти, газа и воды под действием гравитационных сил; природный резервуар ‑ геологическое тело, сложенное породами-коллекторами и ограниченное флюидоупором, в котором при прочих благоприятных условиях возможно формирование залежи нефти или газа; ловушка — часть природного резервуара, в котором нефть и газ могут находиться в состоянии гидродинамического, равновесия в количествах, достаточных для образования залежей (больше 1000 м³). ‑ Прим. ред.
Глава 3 Порода-коллектор

Порода-коллектор: классификация; номенклатура; обломочные породы-коллекторы; хемогенные породы-коллекторы; породы-коллекторы смешанного происхождения. Разрез буровой скважины. Породы-коллекторы морского и континентального происхождения.

В целом любая порода, которая содержит сообщающиеся поры, может стать коллектором. В действительности же почти все природные резервуары приурочены к неметаморфизованным осадочным породам, в основном к песчаникам, известнякам и доломитам. Глинистые породы, сланцы и изверженные породы, как известно, становятся коллекторами только в исключительных условиях, но такие условия редки и аномальны. В своем распространении порода-коллектор может быть ограничена контуром залежи углеводородов или прослеживаться далеко за ее пределами без изменения литологических и физических свойств.

Классификация

Поскольку почти все коллекторы нефти и газа имеют осадочное происхождение, любая классификация пород-коллекторов по существу является классификацией осадочных пород¹. Было предложено множество таких классификаций, описательных и генетических, но большинство из них рассчитано на специалистов в области петрографии осадочных пород.

Классификация коллекторов нефти и газа, предназначенная для практического использования, должна быть максимально простой и обобщенной. Терминология, применяемая геологом-нефтяником, должна оставаться понятной промысловику, буровику и инженеру, которые предоставляют ему многочисленные основные данные и с кем он должен обмениваться своими соображениями. Многие термины, которые с научной точки зрения представляют собой безупречные определения и имеют точное и ясное для геологов значение, не находят широкого применения в нефтяной промышленности. Это, например, такие термины, как «аренитовый» вместо «песчаный (или песчанистый)», «аргиллитовый» вместо «глинистый» и «рудитовый» вместо «конгломератовый». Мы нуждаемся в таких терминах, которые при всей своей общедоступности сохраняли бы достаточную определенность.

В наиболее простой и обобщенной первоначальной классификации, основанной главным образом на происхождении осадочного материала, породы-коллекторы подразделяются на три группы: 1) обломочные (пластические); 2) хемогенные и биохемогенные (осажденные); 3) смешанного происхождения. Возможно, приведенное подразделение чрезмерно упрощает сложную и трудную проблему, но такая классификация удобна для геологии нефти и газа и легко воспринимается. Именно эта классификационная система используется в нашей книге. Основное затруднение, возникающее в практике применения любой литологической классификации, связано с существованием многочисленных промежуточных типов пород,

¹С таким утверждением трудно согласиться. Поскольку коллекторские свойства горных пород обусловливаются пустотным пространством, коллекторы правильнее классифицировать по морфологии этого пространства. ‑ Прим. ред.
с трудом поддающихся систематизации. Коллекторы нефти и газа, подобно любым осадочным образованиям, обычно могут постепенно переходить друг в друга. Породы-коллекторы сложного состава именуются по основной части слагающего их материала или согласно их литологической характеристике с добавлением прилагательного для обозначения подчиненной составной части, как, например, в названиях «известковистый песок» и «песчанистый известняк».

Иногда бывает полезно подчеркнуть морское или континентальное происхождение породы-коллектора. Это генетическое определение может быть скомбинировано с литологическим, как, например, в терминах «морской известняк», «континентальный песчаник» или «неморской конгломерат».

Часто уместно также найти место коллекторской пачки в стандартной шкале геологического времени и таким образом произвести классификацию пород в соответствии с их геологическим возрастом. В наименовании породы это может быть отражено сочетанием возрастного термина с другими определениями, и тогда мы можем говорить, например, о «пермском доломите», «континентальном олигоценовом песчанике» или «девонском крупнозернистом песчанике».

Номенклатура пород-коллекторов

Порода-коллектор, из которой извлекается нефть и газ, обычно имеет особое наименование. Это наименование присваивается по названию какой-либо скважины или залежи на ранних этапах разработки месторождения, но, однажды возникнув, оно утверждается и трудно поддается замене его новым. Наименование продуктивной толщи, случайно придуманное каким-нибудь буровиком или промысловиком, вначале употребляется в разговорной речи, затем проникает в газеты и рекламные журналы, технические и геологические отчеты и, наконец, попадает в юридические документы и на страницы научных журналов. В результате такой практики одна и та же толща коллекторов может приобрести множество различных названий; но поскольку по мере продолжения разработки для всех становится очевидной непрерывность распространения продуктивной толщи и ее единство в пределах разбуриваемой территории, часть наименований отпадает, а какое-то одно из них может войти во всеобщее употребление.

К наиболее распространенным наименованиям пород-коллекторов относятся такие, как «продуктивный пласт», «продуктивный песчаник», «нефтеносный песчаник», «газоносный песчаник», «песчаник», «известняк», которые широко используются буровиками и промысловиками, не задумывающимися особенно над тем, насколько точно подобные определения характеризуют породу. В качестве примеров наименований, в той или иной мере учитывающих петрографическую характеристику пород, можно упомянуть «песчаник Симпсон», «оолиты Мак-Клоски», «кремнистый сланец Уэлч». Но во многих наименованиях за основу взяты другие признаки. Так, в названиях «первый песчаник», «третий блуждающий пласт», «продуктивный пласт D-3», «пласт первый „Уилкокс"» отражается глубина залегания одного продуктивного горизонта относительно другого. Наименования «песчаник Индианка», относящееся к песчаной линзе, и «Большой индеец», обозначающее песчаник, из которого последняя обособилась, подчеркивают характер соподчиненности между этими пластами-коллекторами. В тех случаях, когда удается установить соответствие погребенной на глубине толщи какой-либо уже известной, ей присваивается геологическое название, например «песчаник Берна», «известняк Мадисон», «песчаник Орискани», «известняк Асмари». Обычным в практике наименования продуктивных отложений в США является использование фамилии владельца земли, на которой была пробурена скважина-первооткрывательница. В качестве примеров таких названий можно привести «песчаник Гувер» и «песчаник Джонс».

Иногда продуктивная толща получает свое наименование от названия залежи, при обнаружении которой она была впервые вскрыта, например, «песчаник Мирандо» от «залежи Мирандо». Еще один способ заключается в придании продуктивной толще названия какой-либо характерной для нее окаменелости или группы органических остатков («песчаник Нодозария», «песчаники Гетеростегпна»). Продуктивный песчаник может быть также назван в честь его первооткрывателя, вскрывшего его буровика или геолога. Например, «песчаник Уилкокс» в Оклахоме обязан своим названием Гомеру Уилкоксу, бурившему скважину-первооткрывательницу; «песчаник Диббли» в Калифорнии назван по фамилии геолога Тома Диббли, много сделавшего для его открытия; «песчаник Слик» в центральной Оклахоме получил свое название по фамилии знаменитого поисковика Тома Слика, а название «песчаник Веддер» происходит от фамилии геолога Дуайта Веддера, являвшегося одновременно собственником участка земли, где была пробурена скважина-первооткрывательница.

Теперь снова вернемся к рассмотрению основных типов коллекторов нефти и газа. Как было отмечено ранее, они могут быть обломочными (кластическими), хемогенными (и биохемогенными) или иметь смешанное происхождение.

Обломочные породы-коллекторы 

Обломочные породы-коллекторы представляют собой агрегаты частиц, обломков минералов или обломков более древних пород. Они называются также пластическими или детритовыми породами, поскольку состоят из частиц минералов или пород, смытых с площадей, подвергавшихся эрозии.
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Фиг. 3-1. Шкала размеров частиц обломочных осадков (Кгumbein, Sloss, Stratigraphy and Sedimentation, W.H. Freeman and Company, p. 97, Fig. 4-2, 1963).

Характер обломочных пород-коллекторов изменяется в зависимости от природы эродированного материала, дальности его транспортировки, климата, крутизны уклонов, способа переноса (реки, волны, течения, ветры), биохимических условий в области осадконакопления, расстояния от берега, факторов сортировки частиц и глубины воды в бассейне.

Размер различных структурных элементов, слагающих обломочные коллекторы, колеблется от коллоидных частиц до галек и валунов. Для определения и описания структуры различных кластических осадков, а также пород-коллекторов обычно используется гранулометрическая шкала Уэнтуэрта [2]. Она представляет собой непрерывную последовательность частиц различных гранулометрических классов, причем медианный размер частиц каждого класса равен половине медианного размера обломков следующего класса, характеризующегося более крупным материалом. Эта шкала приведена в табл. 3-1. Удачная, хотя и несколько иная классификация классификация (по Уэнтуэрту) подобного рода принадлежит Бюро почв (Министерство
Таблица 3-1 Гранулометрическая классификация
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Таблица 3-2 Гранулометрическая классификация (в мм) 
(Бюро почв США)
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сельского хозяйства); она приведена в табл. 3-2. Распределение кластических осадков по размеру частиц может быть также показано с помощью логарифмического масштаба значений диаметра частиц, как это видно на фиг. 3-1. Большая часть типичных осадков представлена смесью песка, алеврита и глины в различных соотношениях. Графический метод изображения этих соотношений иллюстрируется на фиг. 3-2 [3].

Гранулометрический анализ обломочных пород позволяет исследователю лучше понять возможный характер содержащихся в этих породах пластовых флюидов. Например, большинство из многочисленных проанализированных пород-коллекторов южного Тринидада оказалось граувакками¹, размер зерен которых изменяется от 0,250 до 0,0625 мм [4], причем тонкозернистые разности этих пород обычно содержат воду, а более грубозернистые заполнены газом или битумом.

Основная масса обломочной породы ‑ «матрикс» ‑ состоит из частиц, значительно более мелких, чем средние по размеру зерна. Она частично или полностью заполняет пустоты между более крупными зернами [5]. Частицы основной массы могут состоять из тех же минералов, что и более крупные зерна, иметь иной минеральный состав или, как случается чаще всего, быть представленными как теми, так и другими минеральными видами. Основную массу следует отличать от цементирующего материала ‑ главным образом
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Фиг. 3-2. Схема классификации осадков по содержанию в них песка, алеврита и глины (Shерагd. Journ. Seel. Petrol., 24, p. 157, Fig. 7. 1954).

a ‑ только зерна; б ‑ зерна и основная масса; в ‑ зерна и цемент; г ‑ зерна, основная масса и цемент.

Фиг. 3-3. Возможные структурные элементы обломочных пород, содержащих в различных пропорциях отдельные зерна, цемент и основную массу (Кrynine, Journ. Geol., 56, p. 139, Fig. 5, 1948).

хемогенного и биохемогенного осадка или глинистого вещества, обволакивающего как более крупные зерна, так и частицы основной массы. Основная масса и цементирующий материал могут присутствовать в породе в различных количествах, а иногда та или другая из этих составных частей или они обе могут практически отсутствовать в песчанике. Различное соотношение в породе зерен, основной массы и цемента графически показано на фиг. 3-3.

Среди обломочных пород наиболее распространенными коллекторами углеводородов являются песчаники, конгломераты, аркозы, граувакки и алевролиты². Перечисленные осадочные образования составляют около половины всех известных пород-коллекторов. Большая часть обломочных коллекторов имеет кремнистый состав, но известно также много карбонатных обломочных пород, таких, как оолитовые карбонаты и ракушечники, сложенные соответственно ооидами или обломками раковин организмов, лишь слегка сцементированными

¹Граувакками (по Крынину) называются темиоокрашеиные обломочные породы, в которых 20% обломочных зерен или более представляют собой обломки других пород.

²Такая дифференциация пород не совсем правильна, ибо аркозы и граувакки являются минеральными разностями песчаников, о чем пишет далее сам автор. ‑ Прим. ред.

или нерекристаллизованными. Глинистые коллекторы имеют только подчиненное значение.

В некоторых песчаниках практически все зерна состоят из кварца, а цемент присутствует в небольших количествах или его вовсе нет. Наряду с этими чистыми разностями встречаются многочисленные переходные типы к песчаникам, состоящим из различного количества зерен других минералов с тем или иным содержанием основной массы, цемента или того и другого вместе. Ближе всего к чисто кварцевым разностям стоят песчаники, которые характеризуются высоким содержанием кремнезема и включают также зерна кремнистых пород, тонкозернистых кварцитов и силикатов, преимущественно полевых шпатов. Некоторые песчаные породы содержат полевые шпаты, слюду и кварц почти в той же пропорции, что и граниты, за счет разрушения которых они образовались. Это аркозы¹, или так называемые перемытые «граниты». Песчаные породы в изобилии содержащие обломочные зерна темноцветных тонкозернистых изверженных пород, называются граувакками. Во всех этих породах почти всегда присутствует некоторое количество основной массы или цемента (а чаще то и другое вместе), заполняющие пространство между более крупными зернами. Порода-коллектор в отдельных случаях может испытывать локальные изменения структуры и состава ‑ либо по вертикали благодаря чередованию различных слоев, либо по горизонтали вследствие фациальной изменчивости, ‑ в других случаях она может оставаться по существу неизменной по всему региону.

Между чистыми, хорошо отмытыми кварцевыми песчаными породами и другими типами обломочных пород существуют различные переходные разности, образующиеся в результате примешивания к песчано-кварцевому материалу алевритовых и глинистых частиц («глинистые», «алевритистые», «мусорные», «загрязненные» песчаники), карбонатного материала (известковые, карбонатные или доломитовые песчаники), кремнезема (кремнистые или кварцитовые песчаники, вулканические пеплы), полевых шпатов, слюд и обломков пород (аркозы, перемытые граниты, граувакки). Примеси могут входить в состав главной обломочной части породы или в состав основной массы или цемента. При этом изменения их состава могут носить как локальный, так и региональный характер. Большую роль в изменении пород, имеющих в своем составе растворимый материал, особенно песчаников, содержащих много кальцита и доломита или пород, в основном состоящих из этих минералов, могут играть процессы растворения, переотложения и перекристаллизации.

Чистые, однородные непрерывно прослеживающиеся кварцевые песчаные породы могут быть сформированы в результате размыва других, более древних песчаников, в результате переноса обломочного материала на большое расстояние от источника сноса пли благодаря интенсивной переработке исходного материала во время отложения деятельностью волн и течений, занные факторы способствуют хорошей сортировке осадочного материала и формированию однородной структуры осадков. Происхождение песчаных пород, содержащих большое количество полевых шпатов, слюд и других силикатов, глин пли обломков кремнистых пород, следует, вероятно, связывать с разрушением изверженных пли метаморфических пород, слабо выветрелых сланцев, аргиллитов и глин; материал, слагающий такие породы, либо транспортировался лишь на короткие расстояния, либо отлагался в изменчивых условиях, подобных тем, какие могли господствовать в дельтах и поймах рек. Чистые однородные песчаные породы, покрывающие сплошным чехлом обширные пространства, иногда называются покровными; песчаные породы, содержащие значительную примесь глинистого, сланцевого

¹К аркозам относятся «песчаники, содержащие 25% или более полевых шпатов и образовавшиеся в результате разрушения кислых изверженных пород грапитоидной структуры» (Bull. 98, Committee on Sedimentation, Nat. Research Council, 1935).

или какого-нибудь иного материала, называются илистыми или загрязненными, а если они включают также обломки других пород ‑ граувакками. На фиг. 3-4 схематически изображается разнообразный состав и характер граувакк. Породы-коллекторы грауваккового состава известны в районе Брадфорд на территории штата Пенсильвания и на побережье Мексиканского залива в штатах Техас и Луизиана [6].

По сравнению с другими типами коллекторов песчаные породы содержат наибольшее число промышленных залежей углеводородов. В то же время по общей добыче и суммарным запасам углеводородов песчаные породы, вероятно, уступают карбонатным коллекторам. Можно было бы привести 
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Фиг. 3-4. Схематический разрез граувакки (увеличено в 125 раз), показывающий сложный характер пористости и минерального состава «загрязненного» песка (Кrуninе, Journ. Geol, 56, p. 153, Fig. 13, 1948).

1 ‑ поровое пространство; 2 ‑ кварц; 3 ‑ кремень; 4 ‑ слюда; 5 ‑ карбонат; 6 ‑ обломки кварцита; 7 ‑ обломки филлита; 8 ‑ «глинистый» материал; 9 ‑ иллит, замещающий кварц.

тысячи примеров различных залежей, связанных с печаными коллекторами, но мы ограничимся лишь несколькими общими ссылками, которые приводим ниже.

Песчаные породы третичного возраста содержат большинство залежей нефти в Калифорнии [7], а также в провинции Галф-Кост в пределах штатов Техас и Луизиана [8]; значительная часть залежей связана с одновозрастными песчаными породами в Венесуэле [9].

Песчаные породы мелового возраста отличаются высокой продуктивностью на месторождении Бурган в Кувейте (Юго-Западная Азия), вероятно являющемся крупнейшим в мире. Мощность продуктивных песчаных пород достигает здесь 800 футов (240 м) при общей мощности разреза песчаной толщи около 1100 футов (335 м), а залежь приурочена к крупной антиклинальной складке [10]. Почти все залежи нефти в районах Баку, Майкопа и Грозного на Кавказе в СССР, относящиеся к богатейшим нефтегазоносным территориям земного шара, связаны с песчаными коллекторами [11]. Нефтяная залежь месторождения Ист-Тексас, крупнейшая в США, заключена в песчаниках Вудбайн, залегающих у подошвы верхнего мела. Структурная карта и разрез этой залежи приведены на фиг. 8-3, а ее местонахождение ‑ на фиг. 10-17.

Песчаники палеозойского возраста являются коллекторами в большом числе залежей, распространенных в пределах восточной части Мид-Континента и в Скалистых горах в США. Песчаные породы девонского возраста на месторождении Брадфорд в Пенсильвании благодаря весьма успешному применению методов вторичной разработки [12] являются, вероятно, наиболее детально изученными на всем земном шаре коллекторами нефти и газа, Карта района этого месторождения приведена на фиг. 7-17. Песчаники «Уилкокс» и Симпсон (средний ордовик) Мид-Континента, штаты Канзас и Оклахома, относятся к наиболее чистым песчаным коллекторам и характеризуются высоким процентным содержанием округлых матовых песчаных зерен. Основная добыча нефти на месторождении Оклахома-Сити ведется из песчаников Симпсон. Карта этого месторождения и окружающих районов показана на фиг. 14-6 и 14-7.

К распространенному типу коллекторов относятся конгломераты, гравелиты и другие грубообломочные отложения, состоящие преимущественно из кремнезема и силикатов. В большинстве случаев они образуют линзовидные тела, заключенные в более мелкозернистых и более однородных осадках того же состава (например, кварцевые гравелиты и конгломераты, переслаивающиеся с кварцевыми песчаниками и граувакками в разрезе девона, северо-западной Пенсильвании [13]). На месторождении Хейнсвилл в Луизиане [14] имеется ряд скважин, отличающихся исключительно высокой продуктивностью благодаря высокой проницаемости коллекторов, представленных крупными линзами грубообломочного (с гальками диаметром до двух дюймов), слабо сцементированного конгломерата и гравелита. Высоко продуктивный песчаный коллекторский пласт Биг-Инджен («Большой индеец») в восточном Огайо и на западе Западной Виргинии, имеющий нижнемиссисппский возраст, представляет собой массивный, крупнозернистый конгломератовый песчаник с косой слоистостью; там, где эта толща уменьшается в мощности и сложена обычным более мелкозернистым песчаником, она дает только воду [15].

Базальные конгломераты пенсильванского возраста, состоящие из окатанных галек и валунов миссисипских кремнистых сланцев, являются коллекторами в большом числе залежей Канзаса [16]; базальный конгломерат, сложенный в основном обломками аспидных сланцев, образует коллектор на месторождении Плайя-дель-Рей в Калифорнии [17]. На обширной территории на севере месторождения Ист-Тексас часть продуктивной зоны представлена пластом конгломерата и гравелита, входящим в состав продуктивной формации Вудбайн (верхний мел), которая сложена главным образом обычными песчаными и глинистыми породами и вулканическим пеплом [18].

Структура и минеральный состав большинства песчаных коллекторов изменяются как по разрезу, так и по плошали. Например, песчаные линзы иди пачки песчаных пород, переслаивающиеся с глинистыми породами и алевролитами, могут на первый взгляд без всяких причин увеличиваться иди уменьшаться в мощности, обогащаться глинистым материалом или очищаться от примесей. Эти песчаные линзы могут иметь небольшие размеры и бить целиком заполненными нефтью пли газом, т.е. быть не только коллектором, но и ловушкой. В других случаях песчаные породы распространены на обширных территориях и содержат много залежей, приуроченных к участкам, характеризующимся благоприятными условиями для образования ловушек. Изменение проницаемости продуктивной формации в латеральном направлении вплоть до полной ее потери ограничивает или вообще останавливает какую-либо миграцию углеводородов. Следовательно, латеральные изменения структурных особенностей и минерального состава коллекторской толщи являются благоприятным фактором, поскольку в такой толще залежи углеводородов могут образовываться независимо от того, деформирована она или нет.

Можно привести много примеров резкого изменения свойств песчаных коллекторов в латеральном направлении. Особенно это характерно для третичных отложений, которые обнаруживают многочисленные неожиданные латеральные изменения почти на всех площадях, где они продуктивны. Песчаные породы то выклиниваются, то вновь появляются в разрезах и, как правило, характеризуются косой слоистостью; формы песчаных тел в плане также разнообразны: они либо имеют удлиненные и извилистые контуры, либо образуют обширные поля неправильных очертаний. Почти все третичные коллекторы Румынии и Кавказско-Апшеронской провинции СССР, например, отличаются быстрой латеральной изменчивостью, замещением чистых песчаных пород алевритистыми и глинистыми; их распространение часто ограничивается отрицательными формами древнего эрозионного рельефа (промоины и русла), в широких пределах изменяется и их гранулометрический состав¹. Многие песчаные толщи пенсильванского возраста Аппалачей, Иллинойса и Мид-Континента также испытывают резкие и неожиданные изменения в плане. Верхнемеловые продуктивные песчаные толщи Скалистых гор изменяются на коротких дистанциях и замещаются другими разностями то в нижней части разреза, то в верхней. В бассейне Вентура (Калифорния), богатейшей нефтегазоносной провинции, третичные отложения на протяжении всего нескольких миль в пределах прогиба или узкого пояса длиной 50 миль увеличивают свою мощность до 40 000 футов; их резкая по разрезу и по площади изменчивость подверглась детальным исследованиям [19]. Резкая латеральная изменчивость пород затрудняет или даже делает невозможной корреляцию коллекторских пластов. Даже в тех случаях, когда в нашем распоряжении имеются многочисленные данные изучения керна и электрокаротажных диаграмм, сведения о пластовых давлениях и продуктивности скважин, а также палеонтологические определения, для проведения сколько-либо надежной корреляции коллекторских пластов требуется бурение большого числа скважин. Но и после этого корреляция может быть применена только к значительно более крупным единицам разреза, чем формации или отдельные песчаные пласты.

Природу изменчивости древних отложений можно представить, но крайней мере частично, если изучать осадки, формирующиеся на дне морей и океанов в настоящее время [20]. Древние осадочные отложения, подобно современным, по-видимому, располагались зонами и концентрическими поясами вокруг участков акваторий, характеризовавшихся океаническими глубинами. Характер отложений, накапливавшихся в каждой из этих зон, определялся такими факторами, как глубина воды, расстояние от берега, направление и сила океанических течений, биологическая и биохимическая обстановка осадконакопления, а также состав материала, приносимого реками. В сущности те или иные отложения представляют собой результат суммарного воздействия на исходный осадочный материал таких процессов, как выветривание, перенос, осаждение и диагенез.

Ближайшая к берегу зона осадконакопления, прибрежная или литоральная, известная еще как неритовая область (глубина воды от 0 до 600 футов, 0-180 м), характеризуется большим разнообразием типов осадков. В ней накапливаются крупно- и мелкозернистые пески, алевриты, ракушечники, слоистые и неслоистые осадки; все они испытывают резкие изменения структуры и состава как по разрезу, так и в латеральном направлении. Активность химических и биохимических процессов здесь достигает максимума, в связи с чем глинисто-песчаные отложения часто могут переслаиваться с обломочными образованиями, состоящими из остатков организмов. Большинство песчаных коллекторов, очевидно, было сформировано в изменчивых условиях этой прибрежной зоны. Чередование трансгрессий и регрессий моря приводило к слиянию отдельных песчаных горизонтов в единое тело, переработке и переотложению 
¹Однако в этих толщах имеются пласты, отличающиеся исключительным постоянством структуры и состава на значительных расстояниях, например отдельные пласты верхнего отдела продуктивной толщи Азербайджана, чокракско-караганские слои района Грозного и т.д. ‑ Прим. ред.

различных осадков и периодической смене морских условий осадконакопления континентальными. Особенно характерны подобные условия осадкообразования для пород-коллекторов третичного возраста, развитых по обрамлению Карибского моря и Мексиканского залива, в Индонезии, а также на территории СССР и на Среднем Востоке.

Рукава речных дельт и эрозионные желоба приливно-отливных зон могут заполняться песком и другим кластическим материалом, в результате чего образуются разветвляющиеся песчаные тела рукавообразной формы в глинистых отложениях. Отдельные рукава могут сливаться воедино, образуя пятнообразные скопления песчаного материала или непрерывные песчаные горизонты, занимающие значительные по размерам территории [21]. Песчаные отложения, связанные в своем распространении с рукавами речной дельты, показаны на фиг. 3-5, представляющей собой карту равных потенциалов продуктивности песчаного пласта Буч (пенсильваний) месторождения Хокинс в Оклахоме. Изолинии карты отражают распределение на площади залежи скважин, характеризующихся высокими начальными дебитами, в связи с чем эти изолинии можно также рассматривать в качестве приблизительных контуров распространения песчаных пород, отличающихся повышенной проницаемостью (см. также фиг. 13-5).

В сторону моря прибрежная зона постепенно сменяется зоной глинистых илов, которой свойственны более устойчивые условия осадконакопления, ‑ так называемой батиальной областью (глубина воды 600-6000 футов, 180-1800 м); последняя в свою очередь также постепенно переходит в пелагическую зону известковистых и кремнистых зоогенных илов и красных глин, занимающую глубокие океанические впадины, ‑ абиссальную область с глубинами от 6000 до 30 000 футов (1800-9000 м). Границы между описанными зонами местами могут быть резкими, но чаще они нечеткие¹.

Происхождение крупнозернистых неотсортированных кластических осадков, чередующихся с однородными тонкозернистыми отложениями и благодаря этому образующих своеобразную градационную слоистость, по-видимому, обусловлено развитием подводных оползней или мутьевых потоков (турбидных течений), которые выносят осадочный материал, накапливающийся первоначально в прибрежно-морской обстановке, далеко в океан. Такие отложения называют турбидитами. Причиной возникновения турбидных течений могли служить обвалы и подводные оползни в прибрежной зоне. Захваченный этими течениями грубый материал проносился затем над отложенными ранее осадками, не нарушая их кровли, и в конце концов осаждался в обстановке, совершенно отличной и не имеющей ничего общего с той исходной зоной осадкообразования, где он первоначально накапливался и откуда началось его перемещение [22]. Подобные явления иногда приобретают огромный размах, в чем можно было убедиться на примере землетрясения 1929 г., происшедшего в районе Большой Ньюфаундлендской банки в Атлантическом океане [23]. Осадочный материал, сорванный с материкового склона, был перемещен на расстояние свыше 450 миль (720 км) от края материкового шельфа в пределы абиссальной океанической равнины, где во многих местах были порваны уложенные на дне телеграфные кабели. По подсчетам Кюнена [24] объем массы переместившегося осадочного материала оценивается в 100 км³, мощность ‑ в 270 м, ширина ‑ в 350 км, а дистанция переноса от места первоначального отложения превышает 1000 миль (1600 км). Таким образом, присутствие в разрезе грубозернистых, плохо отсортированных отложений не всегда является свидетельством прибрежных условий осадконакопления.

¹Эта картина слишком обобщена. Результаты исследования современных осадков показывают, что благодаря воздействию течений крупнозернистые осадки могут накапливаться на глубинах свыше 4000 м. ‑ Прим. ред.

Большинство кремней состоит из халцедона (кварцевых волокон, разделенных пленками опала) с некоторой примесью другого материала, например кварцевых зерен. Типичные чистые кремни обладают массивной плотной структурой, тусклым восковым блеском и раковистым изломом. Для названия пород, содержащих кремень в смеси с осадочным материалом иного состава, используются такие термины, как кремнистый сланец, кремнистый известняк, кремнистый доломит, кремнистый песчаник. Все они могут быть коллекторами нефти и газа. Некоторые из них обнаруживают постепенные переходы в новакулит или порцелланит, породы, в которых преобладает кремнезем. В ряде мест коллекторы сложены обломочными кремнями, образовавшимися в результате выветривания кремнистых пород
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Фиг. 3-6. Схема, показывающая характер постепенного перехода между кремнистой породой в первичном залегании, выветрелой кремнистой породой и переотложенным кремнем. Каждая из этих пород или все породы вместе могут оказаться одной из залегающих в ней глыб. Вскрытие при разбуривании аркозовой толщи невыветрелого гранита может послужить причиной преждевременной остановки скважины из-за неправильного предположения о достижении коренных пород

а ‑ глинистая порода; б ‑ переотложенный кремень; в ‑ выветрелая кремнистая порода; г ‑ кремнистый известняк. 

Фиг. 3-7. Схема, показывающая характер постепенного перехода между свежим гранитом, выветрелым гранитом и переработанной гранитной россыпью (аркозом).

Вскрытие при разбуривании аркозовой толщи одной из залегающей в ней глыб невыветрелого гранита может послужить причиной преждевременной остановки скважины из-за неправильного предположения о достижении коренных пород гранитного основания.
а ‑ глинистые породы; б ‑ аркозы с глыбами невыветрелого гранита; в ‑ выветрелый гранит; г ‑ свежий гранит.

и оставшимися на месте в виде остаточного материала, либо перенесенными и переотложенными в виде обломков кремня на некотором удалении от местонахождения исходных пород. Иногда слои переотложенных обломочных кремней, особенно вторично сцементированных кремнеземом, трудно отличить от подстилающих химически осажденных кремнистых образований или от кремневого элювия, образовавшихся в результате выветривания окружающих исходных пород и не претерпевших транспортировки. Взаимоотношения этих типов кремнистых образований показаны на фиг. 3-6. Обломочный кремень, за которым закрепилось название «чет» («chat») образует коллектор в пенсильванском базальном конгломерате Суй в Канзасе [25]; он сложен валунами и более мелкими обломками кремня, заключенными в красных глинах. Эта толща несогласно залегает на подстилающем «известняке» миссисипского возраста, сильно окремненном в своей верхней части и, вероятно, послужившем исходным материалом для образования обломочных кремней коллектора. Верхние слои миссиссипской известняковой толщи выветрелы, разбиты трещинами, окремнены и сильно напоминают материал обломочной части вышележащей породы особенно если сравнивать их шлам из буровых скважин.

Во многих песчаных коллекторах в различных количествах присутствуют полевые шпаты. С увеличением содержания последних порода переходит в аркозы, или «перемытые граниты». Как и в случае с обломочными кремневыми отложениями, аркозы иногда бывают трудно отличимы от подстилающих коренных гранитов, из которых они образовались (фиг. 3-7). Свежие граниты можно отличить от выветрелых разностей по значениям магнитной восприимчивости обломков выбуренной породы. Магнитная восприимчивость не измененных выветриванием гранитов обычно в сотни и даже несколько тысяч раз превышает восприимчивость выветрелых разностей [26]. Невыветрелые и выветрелые граниты различаются также по величине остаточной намагниченности, которая у первых намного выше, чем у вторых. 
[image: image19.png]Toguatie Banexs
Togusitne Byw Bowou-Poii

Apwerponr oo
103
e —— Lnosan nosepxhocry—.  TYTH
S H\*ﬁuem«m Kzoprepwelicrep
I Sy





Фиг. 3-8. Разрез погребенного свода Амарильо в районе Панхандл, Техас (Соtner., Сrum, Geology of Natural Gas, Am. Assoc. Petrol. Geol., p. 388, Fig. 2, 1935).

Обломочный материал сносился с узкого горного поднятия длиной в несколько сот миль и отлагался в пенсильванско-раннепермском морском бассейне вдоль северного склона этого хребта. Гранитное ядро было затем также перекрыто осадками, после чего на его территории вновь произошло складкообразование, возникли разломы и началась эрозия. В конечном итоге здесь сформировалась единая непрерывная зона пористых пород протяженностью в 125 миль, образовавшая ловушку, которая заключает в себе более 875 млрд. м³ природного газа и свыше 160 млн. м³ извлекаемой нефти. Коллекторами являются кора выветривания гранитов, аркозы, пески, известняки и доломиты. Водонефтяной контакт имеет почти одинаковую отметку на всем месторождении, для которого к тому же характерно пониженное пластовое давление. Это одна из многочисленных залежей нефти и газа, связанных с погребенными горами Уичито и сводом Амарильо. 
1 ‑ солевая толща; 2 ‑ ангидритовая толща; 3 ‑ доломитовая толща; 4 ‑ выветрелые граниты; 5 ‑ граниты; 6 ‑ толща серых известняков; 7 ‑ кора выветривания гранитов.

Весьма показательны условия залегания продуктивных аркозов или «перемытого гранита» на месторождении Панхандл в Техасе. Нижняя их часть ‑ «перемытые граниты» ‑ к подошве все более обогащается валунами и обломками свежих гранитов, пока, наконец, местами не становится почти неотличимой от подстилающего ее коренного гранитного массива [27]. Аркозовая коллекторская толща имеет пенсильванско-пермский возраст, а породы гранитного основания относятся, очевидно, к докембрию. Геологический разрез района месторождения Панхандл показан на фиг. 3-8.

Аркозовые коллекторы, содержащие свежие или слабо выветрелые полевые шпаты, свидетельствуют о том, что поблизости во время их формирования происходили горообразование, дизъюнктивно-блоковые движения или какие-либо иные интенсивные деформации. Очевидно, граниты фундамента были в это время выведены на дневную поверхность, а вокруг, выклиниваясь к их вершинам, очевидно, накапливались осадки, содержащие аркозовый материал. Последний, вероятно, интенсивно смывался с гранитных массивов и на близком расстоянии от них захоронялся, не подвергаясь сильному выветриванию. Еще более важным является то обстоятельство, что развивающийся диастрофизм вызывал возникновение крупных угловых несогласий, несогласных перекрытий, образование складок и сбросов, т.е. создавал условия, благоприятствующие формированию ловушек, способных вмещать крупные залежи нефти и газа. Примером могут служить аркозовые породы пенсильванского и пермского возраста южной и западной Оклахомы, а также месторождения Панхандл в Техасе. Аркозы здесь лишены глинистой примеси и выветрелого обломочного материала, состоят из смеси кварца, полевых шпатов и слюд, обладающей проницаемостью и поэтому представляют собой особенно хорошие коллекторы. Про такие аркозы говорят, что они хорошо «очищены» или «просеяны». Многие аркозы, однако, настолько загрязняются выветрелыми обломками, что становятся почти непроницаемыми.

Глины

Глины имеют большое значение в геологии нефти и газа. Они присутствуют в различных количествах в большинстве коллекторов, определяют в значительной мере изменение пористости и проницаемости пород и оказывают сильное влияние на нефте- и газоотдачу последних. Особое влияние оказывают глины на приемистость скважин при нагнетании воды в пласт с целью поддержания в нем высокого давления в процессе вторичной разработки залежи. Сжимаемость и уплотняемость осадков обусловливается преимущественно вытеснением воды из глинистых минералов; высокая минерализация вод нефтяных месторождений, вероятно, в значительной степени объясняется освобождением солей, адсорбированных глинистыми минералами; глины служат основным компонентом большинства буровых растворов. В последнее время появилось много новых исследований, посвященных глинам, что должно привлечь к ним еще большее внимание. Читатель, интересующийся вопросами о роли глин и глинистых минералов в геологии нефти и газа, а также о влиянии их на условия добычи последних, отсылается к работам, посвященным этим проблемам [28].

Глинистые минералы¹ входят в состав почти всех коллекторских пород. Они могут присутствовать в них в виде отдельных частиц, рассеянных среди песчаных зерен, заполнять пустоты между ними, образуя цемент, или слагать тонкие прослойки, чередующиеся со слоями песчаных либо карбонатных порол. Поскольку многие глинистые минералы характеризуются пластинчатым габитусом, достаточно небольшого содержания их в осадке, чтобы поверхность песчаных зерен оказалась покрытой тонкой глинистой пленкой. Поэтому даже относительно незначительные количества глин в породе могут оказывать необычайно сильное влияние на такие ее физико-химические свойства, как связанность, адсорбция, поверхностное натяжение на границах раздела фаз капиллярность и смачиваемость. Одни глинистые минералы являются олеофильнымп. другие ‑ гидрофильными.

На хемогенные породы-коллекторы присутствие глинистых минералов оказывает в общем столь же сильное влияние, что и на обломочные. В карбонатных породах глины распространены либо в виде налетов по плоскостям наслоения, лпбо в виде тонких пропластков [29]. И те и другие могут быть сложены коагулированным коллоидным глинистым материалом, привнесенным в бассейн седиментации, поскольку глинистое вещество обычно легко коагулирует (т.е. собирается в небольшое рыхлые агрегаты или хлопья) при соприкосновении с морской водой. Коллоидное глинистое вещество

¹Основными глинистыми минералами являются каолинит [(OH)8Al4Si4O10], иллит [(OH)4Ky(Al4Fe4Mg4Mg6) (Si8-yAly)О20] (y = 1-5) и монтмориллонит [(OH)4Al4Si8О20] (по Гриму [28]).

может заполнять также полости стилолитов, структур, широко развитых в карбонатных породах. Все основные известняковые и доломитовые формации палеозоя в Иллинойсе, например, содержат глинистый материал, причем в большинстве случаев в виде иллита, но частично также в виде каолинита. Иллит считается аутигенным минералом (образующимся на месте), поскольку он неустойчив в условиях выветривания и в зоне гипергенеза легко переходит в другие минеральные новообразования. Каолинит, возможно, является обломочным.

Анализы глин рентгеновским, оптическим и электронно-микроскопическим методами показывают, что они состоят из агрегатов мельчайших кристаллических частиц глинистых минералов, которые обычно имеют пластинчатую или чешуйчатую форму. Самые мелкие частицы состоят из одного кристалла, более крупные могут быть представлены группами сочлененных кристаллов. Кристаллы состоят из так называемых структурных узлов (building units), которые в свою очередь образуют атомные решетки или слои молекул и являются почти идентичными.

Важное значение глин при изучении коллекторов определяется двумя факторами: 1) мельчайшими размерами отдельных кристаллических частиц, многие из которых не превышают в диаметре 2 мк, а некоторые наиболее активные ‑ 0,2 мк; 2) химической и физической активностью глинистых минералов, особенно представителей группы монтмориллонита. Малый размер частиц обусловливает соответственно большую удельную поверхность глин, чем объясняется высокая поверхностная активность глинистого вещества, присутствующего в коллекторском пласте. Химическая активность глинистых минералов определяется главным образом наличием в них слабо связанных и способных к обмену катионов, или явлением ионного обмена, т. е. замещением ионов раствора ионами твердой фазы при их соприкосновении. В результате ионного обмена изменяются свойства как раствора, так и твердой фазы. Способность осадочных пород, включая коллекторы, к ионному обмену связана в основном с присутствием в них глинистого материала [31].

Физическая активность глинистых минералов определяется особенностями строения их решетки, а именно слоеподобной, напоминающей меха аккордеона их молекулярной структурой. Такое строение решетки глинистых минералов допускает проникновение воды в межслоевое пространство молекул, вследствие чего существенно изменяется их объем. Это обеспечивает гидродинамическое единство даже достаточно мощных толщ тонкодисперсных глинистых пород и позволяет рассматривать их в качестве полупроницаемых мембран. По существу это значит, что могут возникать значительные градиенты гидростатического давления, направленные поперек слоистости, в результате осмотических явлений, которые вызываются различиями в минерализации пластовых вод, содержащихся в отложениях, залегающих ниже и выше глинистой толщи.

Глины, обладающие хорошо развитой сланцеватостью, т.е. способностью расщепляться на пластинки, называются глинистыми сланцами. Обычно сланцы не считаются коллекторами, но в некоторых местах из них добывали значительные количества нефти и газа, очевидно содержавшихся в трещинах отдельности и в виде пленок вдоль плоскостей напластования. Например, залежь Флоренс в Колорадо [32] обнаружена в сланцах мелового возраста; кроме того, газовые залежи открыты в пенсильванских сланцах Чероки на территории восточного Канзаса [33] и в миссисипско-девонских сланцах Чаттануга в восточном Кентукки [34]. Промышленные запасы нефти были обнаружены в сланцах, перекрывающих основной продуктивный песчаный горизонт на месторождениях Солт-Крпк и Тоу-Крик в Вайоминге, в сланцах, залегающих на нефтеносной формации Рейнджли в Колорадо (Davis, устное сообщение), а также в сланцах и известняках западнее озера Маракайбо в Венесуэле. Большие количества нефти были добыты на месторождении Санта-Мария, Калифорния [35], где коллекторами являются в основном кремнистые сланцы, а также из песчанистых кремнистых сланцев зоны Стивенс на месторождении Элк-Хиллс, Калифорния [36], и из глинистых и песчанистых сланцев и алевритов на месторождении Спраберри, Техас [37].

Важную хотя и незначительную часть продуктивных песчаных пород составляет вулканический пепел. Подобно глинистым минералам, вулканический пепел уменьшает проницаемость породы-коллектора. Большое количество вулканического пепла содержится в продуктивном песчанике Вудбайн на месторождении Ист-Тексас [18]: суммарное содержание глинистых частиц и вулканического пепла в продуктивной толще колеблется от 30% в северной части залежи до 70 % на отдельных участках ее южной части. Переслаивание песчаников, глинистых пород и вулканического пепла, а также латеральные изменения их относительного содержания в продуктивной толще чрезвычайно затрудняют ее корреляцию в разрезах скважин.

Цементация обломочных пород-коллекторов

Некоторые песчаные коллекторы полностью или частично состоят из несвязанных, несцементированных песчаных зерен, которые временами в процессе эксплуатации скважин в большом количестве извлекаются вместе с нефтью. Однако в большинстве песчаных коллекторов обломочные зерна связаны между собой тем или иным цементирующим материалом, главным образом карбонатами, кремнеземом или глинистым материалом. Часть цементирующего вещества может быть первичной, отложенной вместе с песчаными зернами и затем в процессе диагенеза¹ перераспределенной химическим путем вокруг них и между ними. Песчаники, сцементированные сингенетичным кремнеземом, называются ортокварцитами в отличие от метакварцитов, или кварцитов метаморфического происхождения. Другая часть цемента может быть вторичным новообразованием, осажденным из водных растворов, которые проникли в осадочные породы после их отложения (см. также стр. 129-131: ).

По мере увеличения относительного содержания цемента кластическая порода может постепенно переходить в хемогенную. Так, например, чистый кварцевый песчаник с возрастанием количества доломитового цемента может на протяжении нескольких миль или даже на еще более коротком расстоянии всего нескольких сотен футов преобразоваться сначала в доломитизированный песчаник, а затем и в песчаный доломит. Повышение содержания в породе кремнистого цемента может привести к переходу рыхлого песка в кварцитовый песчаник и, наконец, в песчаный кварцит.

Различные латеральные видоизменения одновозрастных эквивалентных осадочных пород связаны с понятием о фациях². Фации могут иметь локальное или региональное распространение. Различные литологические изменения называются литофациями, биологические ‑ биофациями. Карты литофаций описаны на стр. 549-550. Наиболее значительные литофациальные изменения коллекторов наблюдаются при переходе проницаемых пород в менее проницаемые. Подобные явления имеют большое значение в связи с разработкой залежей нефти и газа, локализацией ловушек и региональным перемещением флюидов в коллекторах.

Обломочные известняки (иногда называемые еще калькаренитами) и доломиты состоят из зерен кальцита и доломита, подвергшихся, подобно зернам кварца, переносу
¹«Диагенез объединяет совокупность процессов, ведущих к литификации породы или преобразованию вновь отложившихся осадков в отвердевшую породу» [1].

²В советской литературе термин «фация» понимается значительно шире. ‑ Прим. ред.

и переотложению. Зерна обломочных карбонатов могут состоять из раковин, раковинного детритуса, обломков ракушняка и оолитов. Такие породы всегда более или менее сцементированы перекристаллизованным кальцитом, и в случае, если процесс цементации заходит далеко, они могут стать похожими на хемогенные известняки и доломиты. Однако на поверхностях выветрелых обломочных карбонатных пород часто можно наблюдать косую слоистость, а под микроскопом изредка различимы контуры обломочных зерен. Образованные таким путем карбонатные породы, очевидно, обладают значительной пористостью и потому являются хорошими коллекторами. Они, вероятно, слагают значительно большую часть коллекторов, чем это принято считать.

Хемогенные породы-коллекторы

Хемогенные породы-коллекторы ‑ это осадочные образования, сложенные в основном хемогенными и биохемогенными осадками. Они состоят из минерального вещества, выпавшего из раствора на месте их формирования и не подвергшегося переносу, подобно обломочным зернам, хотя материал, из которого состоят эти зерна, может тоже первоначально отлагаться в виде хемогенного осадка и уже после этого в результате переработки преобразовываться в обломочные частицы. Наиболее распространенными хемогенными коллекторами являются карбонатные осадочные породы, главным образом известняки и доломиты [38]. Процентные соотношения в составе этих пород между собой и с некарбонатными породами показаны на фиг. 3-9.
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Фиг. 3-9. Схема соотношения карбонатных и некарбонатных пород (Leighton, Pendexter).

Примеси обычно представлены песком, глиной и сланцами.

Трудно сказать, сколь большая часть среди карбонатных пород-коллекторов принадлежит действительно хемогенным, ибо отличить их можно только посредством петрографического исследования под микроскопом [39]. Обломочные известняки и доломиты могут быть настолько сильно сцементированы и перекристаллизованы в результате постседиментационных преобразований, что их легко можно принять за хемогенные первичноосадочные образования. Поэтому разработка классификации карбонатных и родственных им пород, отличающихся постепенным переходом между различными их типами, представляет собой сложную проблему.

В практике обычно используются классификации по составу и структурным особенностям карбонатных пород и значительно реже ‑ по их генезису [40]. Вторичная цементация и перекристаллизация могут рассматриваться в качестве химических процессов, происходящих in situ. Породы, сформированные под воздействием этих процессов, могут считаться хемогенными в том случае, если они имеют внешний вид последних, даже несмотря на то, что часть слагающего их материала имеет первичнообломочное происхождение. Некоторые хемогенные породы, такие, как кремнистые сланцы, новакулиты или ортокварциты, целиком или почти целиком состоят из сингенетичного кремнезема, но нередко кремнезем цемента вторичен. Такие породы широко распространены, но по сравнению с карбонатами они редко образуют природные резервуары для нефти и газа. В некоторых коллекторах карбонаты и кремнистые осадки перемешаны и образуют кремнистые или окремненные известняки и доломиты.

Химически осажденные карбонатные породы

Хемогенные карбонатные породы-коллекторы обычно представлены кристаллическими известняками и доломитами, но иногда они могут состоять из мергеля и мела. Если они сложены преимущественно карбонатными минералами, они имеют кристаллическую структуру и могут быть подразделены на крупно-, средне- и мелкокристаллические. Относительно чистые карбонатные породы иногда постепенно переходят в более или менее окремненные разности. Кремнистыми компонентами могут служить химически осажденный кремний, кремневые окаменелости, обломочные зерна кварца или кремня, а также глинистый материал, более или менее тонко перемешанный с карбонатным. С увеличением содержания в карбонатах кремнистых компонентов образуются песчанистые, кремнистые или глинистые известняки и доломиты.

Карбонатное вещество в этих породах почти полностью представлено кальцитом (СаСО3) и доломитом [СaMg(CО3)2], а в отдельных породах ‑ только одним из этих минералов. Кальцит и доломит нередко образуют в породе различные смеси. Доломитовые и кальцитовые разности карбонатных пород могут переслаиваться между собой, или доломит может слагать тела неправильной формы, слегка выступающие на выветренной поверхности известняков и придающие ей пятнистый вид. Иногда вследствие замещения кальция магнием кальцитовая порода в той или иной степени равномерно доломитизируется и тогда классифицируется как магнезиальный пли доломитизированный известняк, а при достижении конечной стадии доломитизации может превратиться в доломитовую породу, более чем на 50 вес. %, состоящую из минерала доломита [38, 41]. Пятнистая и равномерная доломитизация наиболее характерны для древних карбонатных формаций палеозойского возраста. Интенсивная перекристаллизация, сопровождающая процесс доломитизации, уничтожает многие первичные структурные особенности исходного известняка, а также содержащиеся в нем окаменелости и их отпечатки. Значение известняков и доломитов как коллекторов нефти и газа примерно одинаково; они различаются лишь своей проницаемостью: доломиты обычно более проницаемы¹.

Некоторые карбонатные породы обладают тонко- или микрослоистой текстурой и местами могут даже переходить в массивные, практически неслоистые разности. В таких породах очень трудно выявить характер слоистости по буровому шламу. Однако современные методы позволяют производить почти непрерывный отбор керна, в котором в большинстве случаев хорошо видна слоистость. Массивные, неслоистые карбонатные породы обычно связаны с органогенными рифовыми сооружениями, поэтому отсутствие в карбонатных отложениях слоистости может указывать на их рифовое происхождение.

Известняковые и доломитовые коллекторы биохимического происхождения установлены в отложениях всех возрастов от кембрия до плиоцена. Биохемогенные карбонаты наряду с обычным химически осажденным материалом содержат значительные количества органических остатков. Особенно активно биохимическое карбонатообразование происходило в местах формирования органогенных рифов (биогермов, биостромов), роль которых как коллекторов нефти и газа все время возрастает. Однако выделяющие известь организмы дают различные количества материала и для большинства нерифовых карбонатных пород (см. стр. 301-302). Главными биохимическими агентами карбонатообразования являются водоросли, бактерии, фораминиферы, кораллы, мшанки, брахиоподы и моллюски. Наиболее важные породообразующие организмы ‑ водоросли; по мнению некоторых геологов, их следует рассматривать вообще как самый главный агент выделения и отложения извести [42]. Карбонатное вещество, выделяемое живыми организмами, представлено в основном СаСО3 в виде кальцита или арагонита. Некоторые организмы вместо кальцита выделяют карбонат магния, однако считается, что они не играют заметной роли в процессе карбонатообразования. Часть пород, состоящих из биохемогенного карбонатного материала, была сформирована на месте прежнего обитания и отмирания организмов, обломки раковин которых впоследствии были консолидированы, не подвергшись перемещению. В других случаях раковины и скелетные остатки переносились ветрами и течениями и концентрировались в обломочные осадки. Преобразование обломков раковин в твердую породу происходит частично за счет деятельности известковых водорослей, например Lithothamnium, которые заполняют промежутки и скрепляют известью отдельные несвязанные обломки, а также благодаря вторичной цементации, уплотнению и осаждению хемогенного карбоната. После литификации и погребения под более молодыми отложениями порода может вновь претерпеть доломитизацию и перекристаллизацию, в результате чего почти нацело уничтожается первичная ее структура. Таким образом, возникающая в конечном итоге порода представляет собой ту или иную комбинацию органогенного детритуса с биохемогенными и хемогенными осадками. Последние могут быть ограничены в своем распространении отдельными участками, в пределах которых могли развиваться известьвыделяющие организмы и отлагаться их остатки. После погребения такая порода видоизменяется под воздействием различных процессов растворения первичного материала и его переотложения.

С увеличением содержания нерастворимого кластического материала известняки и доломиты могут незаметно перейти сначала в глинистые известняки и песчанистые доломиты, а затем в известковистые сланцы и доломитизированные песчаники. Пластические песчаные зерна, обломки кремней и прочий
¹Результаты изучения карбонатных коллекторов, развитых в Волго-Уральской области, показывают, что не всегда доломитизация приводит к увеличению проницаемости. ‑ Прим. ред.

нерастворимый материал, очевидно, примешивался к карбонатному веществу во время осаждения последнего. Иногда кластический материал содержится в карбонатной массе в виде вкраплений отдельных, не соприкасающихся между собой обломков, в других случаях он образует тонкие пропластки, линзы или пятна.

Известняки и доломиты как коллекторы углеводородов намного превосходят по своему значению все другие хемогенные породы; фактически они заключают в себе около половины мировых запасов нефти и газа. За последние годы в связи с открытием и вводом в разработку крупнейших нефтяных месторождений Среднего Востока, западного Техаса и западной Канады, где добыча ведется главным образом из известняковых и доломитовых пород-коллекторов, значение карбонатных коллекторов стало значительно выше, чем песчаных. Ниже приводится краткое описание некоторых наиболее важных нефтеносных карбонатных формаций земного шара.

Наибольшая концентрация крупных нефтяных месторождений на земном шаре наблюдается на территории Среднего Востока, главным образом в Иране, Ираке, Кувейте и Саудовской Аравии (см. фиг. 2-2). Значительная часть нефти добывается здесь из известняковых коллекторов, смятых в крупные антиклинальные складки. Ряд обнаруженных в карбонатных породах залежей содержит до 5 млрд. баррелей и более нефти каждая. В Саудовской Аравии коллекторские горизонты относятся в основном к зоне Араб (верхняя юра), сложенной несколькими известняковыми и доломитовыми толщами мощностью от 20 до 200 футов каждая, разделенными слоями ангидрита [43]. Главная продуктивная толща в Иране представлена известняковой формацией Асмари (олигоцен и миоцен) мощностью 700-1500 футов, развитой на обширной территории и местами имеющей рифогенный характер.

Значительные количества нефти добываются из нескольких залежей, связанных с мощной толщей плотных известняков мелового возраста в западной Венесуэле [44] (см. фиг. 14-12). Залежи приурочены здесь к крупным нарушенным антиклинальным складкам (поперечный разрез одной из них на месторождении Мара приведен на фиг. 6-31)¹. Коллекторами нефти являются также меловые известняки в большинстве крупных месторождений Мексики. Многие из них были открыты в результате бурения вблизи нефтепроявлений на поверхности. На фиг. 8-10 показана структурная карта мексиканского месторождения Поса-Рика.

Девонские рифогенные известняки и доломиты являются коллекторами в большинстве крупных залежей нефти в западной Канаде (см. также стр. 316-317 и фиг. 7-48). Ниагарские (силурийские) рифовые известняки формируют коллекторы многих, преимущественно мелких, нефтяных залежей в Онтарио, Индиане, Кентукки и Иллинойсе [45] (фиг. 7-35).

Известняки группы Канзас-Сити ‑ Лансинг пенсильванского возраста, переслаивающиеся с маломощными пачками глинистых пород и имеющие мощность от 200 до 400 футов, слагают один из наиболее важных продуктивных интервалов разреза на значительной территории в пределах центрального Канзаса [46]. Распределение залежей в этих известняках контролируется изменениями их пористости и проницаемости, а также локальными структурными особенностями. На обширном и пологом поднятии центрального Канзаса известняковая толща Канзас-Сити ‑ Лансинг с трансгрессивным несогласием залегает на отложениях всех более древних подразделений осадочного чехла вплоть до кембро-ордовикского известняка Арбакл.

Большое количество крупных залежей нефти в пределах Мид-Континента (Канзас, Оклахома и Техас) содержится в отложениях группы Арбакл ‑ Элленбергер (кембрий ‑ ордовик) [47]. Она является древнейшей среди основных продуктивных формаций земного шара и состоит преимущественно из доломитов и известняков с небольшой примесью кремней, песка и глин 2. Мощность этих отложений колеблется от 1000 футов в районе Эль-Пасо до 7000 футов и более в горах Арбакл, Оклахома. Известняки и доломиты рассматриваемой группы, то тонко-, то толстослоистые, характеризуются структурой от крупно- до микрозернистой. В северо-восточной Оклахоме, где группа Арбакл ‑ Элленбергер носит название «кремнистый известняк», местами в верхней части ее разреза встречаются многочисленные кремневые и песчаные прослои. Большинство залежей в этих породах связано со структурными ловушками, приуроченными к смятым и нарушенным антиклинальным складкам. По мере снижения продуктивности нефтяных скважин они начинают давать свободную воду; это свидетельствует, 
¹В настоящее время открыты крупные залежи нефти в меловых отложениях, развитых в центральной части впадины ‑ в озере Маракайбо. ‑Прим. ред.

²В настоящее время открыты залежи нефти и газа в более древних отложениях: s нижнекембрийских ‑ в Марково (Восточная Сибирь); в протерозойских ‑ в Австралии; в кембрийских ‑ в Алжире. ‑ Прим. ред.

видимо,о том, что проницаемость коллекторов не ограничивается локальными участками расположения залежей. Нефть, как правило, отличается высоким качеством, а начальные дебиты многих скважин приближались к нескольким тысячам баррелей в сутки.

Одной из богатейших нефтегазоносных провинций Северной Америки является регион, охватывающий западный Техас и юго-восточную часть Нью-Мексико, известный как Пермский Бассейн (фиг. 3-10). Здесь получают около 17 % добываемой в США нефти [48]. Почти все залежи этого региона, за исключением приуроченных к полосе песчаников
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Фиг. 3-10. Карта распространения нефтяных залежей на территории западного Техаса и юго-восточной части Нью-Мексико.

(АА, на фиг. 3-10), связаны с палеозойскимиt известняками и доломитами. По существу в его пределах продуктивны любые отложения, начиная с пермских и кончая кембро-ордовикскими, причем типы наблюдаемых здесь ловушек отличаются широким разнообразием (см. также фиг. 6-16).

Кремнистые породы-коллекторы

Химически осажденный кремнезем относится к числу обычных акцессорных примесей многих карбонатных коллекторов [49], но иногда он преобладает или становится единственным компонентом породы. Кремнистый материал чаще всего встречается в виде кремния [50], образующего конкреции и прослои или представленного отдельными мелкими обломками, включенными в известняки и доломиты. По данным бурения бывает трудно отличить первичноосадочный кремень от скопления кремневых обломков, позднее сцементированных кремнеземом.

Формация Монтерей (миоцен), являющаяся коллекторской толщей в Калифорнии, сложена кремнистыми породами различных типов, среди которых выделяются порцелланит, порцелланитовые сланцы, кремнистые сланцы и кремни. Брамлетт [51] считает, что эти породы сформировались в результате преобразования диатомитов путем растворения тонкостенных опаловых раковинок диатомей и последующего переотложения кремнезема в виде цементирующего материала. По другим теориям кремнистые породы формации Монтерей образовались из геля кремнекислоты, т.е. имеют коллоидную природу. Их проницаемость обусловливается трещиноватостыо (см. также стр. 120-123: глава 4, разломы и трещины, А.Ф.).

В некоторых нефтяных залежах западного Техаса коллектором служит плотная, твердая, хрупкая, непрозрачная беловато-бурая очень тонкозернистая кремнистая порода, напоминающая девонский новакулит Кабаллос, который выходит на поверхность в соседнем районе Маратон. Как и в большинстве других плотных и хрупких пород, пористость рассматриваемого коллектора обязана своим происхождением возникновению трещин, которые были расширены благодаря растворению и образовали полости и каверны [52].

Породы-коллекторы смешанного происхождения

К этой группе относятся изверженные и метаморфические породы, а также различные их ассоциации, часто формирующие так называемые «комплексы фундамента» [53]. Они интересны в геологическом отношении, но лишь изредка имеют значение как промышленные коллекторы нефти и газа. В тех случаях, когда из изверженных или метаморфических пород получают промышленные притоки углеводородов, природный резервуар располагается вверх по восстанию от трансгрессивно перекрывающих или подстилающих его осадочных образований, из которых, как предполагается, мигрируют в него углеводороды. Путями миграции углеводородов служили, очевидно, поверхности напластования и несогласия, а местами их скопления (резервуаром) ‑ трещины в хрупких породах фундамента.

В связи с разведкой на нефть и газ в районах развития обширных вулканических покровов возникают весьма специфические проблемы. Однако роль этих образований в формировании скоплений углеводородов еще окончательно не выяснена. Вулканические породы широко распространены на плато Колумбия в штатах Вашингтон и Орегон; они протягиваются вдоль Скалистых гор через территорию Британской Колумбии и Аляски, известны в пределах Аризоны и Мексики, в Индии (деканские траппы); к ним причисляются также вулканические образования Тихоокеанского пояса, бассейна Парана в Южной Америке и региона, охватывающего Исландию. Северную Ирландию и Гебридские острова. Присутствие во многих застывших лавовых потоках и выветрелых интрузивных пзверженных породах артезианских грунтовых вод свидетельствует об их проницаемости вследствие развития системы сообщающихся пор; это позволяет предполагать, что при определенных условиях в них могут содержаться нефть и газ. Наличие лавовых потоков не исключает возможности обнаружения углеводородов в подстилающих и переслаивающихся с ними осадочных породах. Последние могут оказаться продуктивными в меньшей степени, чем любые другие осадочные образования, когда будут вскрыты путем бурения через перекрывающую толщу твердых и хрупких вулканических пород.

Промышленная нефтеносность пзверженных и метаморфических пород установлена в следующих комплексах: базальтовых лавах п интрузпвах, пирокластических отложениях п андезптовых дайках, известных как «вулканиты Конеджо» (миоцен), на месторождении Конеджо в округе Вентура. Калифорния [54]; в гранитном и метаморфическом комплексе фундамента (юра?) на месторождении Эдисон и долине Сан-Хоакин, Калифорния [55]. и в франппсканскпх (мел‑юра?) или более древних кристаллических сланцах на месторождении Эль-Сегундо к югу от Лос-Анджелеса [56]. В центральном Канзасе более 50 широко разбросанных скважин дают нефть из холмовидных выступов трещиноватых докембрппскпх кварцитов [57], а на нефтяных месторождениях Мара и Ла-Пас в западной Венесуэле продуктивны выступы гранитного фундамента (см. стр. 125: фиг. 4-11, А.Ф.). На месторождении Ратлснейк-Хиллс в штате Вашингтон промышленный газ был получен из одной или двух проницаемых зон базальтов, перекрытых озерной глиной, прослои которой переслаиваются здесь с вулканическими покровами [58]. В ряде нефтяных залежей центрального Техаса коллекторами являются серпентиниты [59] (см. стр. 292-293: глава 7, линзы вулканических пород, А.Ф.).

Раньше считалось, что основная продуктивная толща месторождения Тупунгато в провинции Мендоса, Аргентина, представлена песчаниками, но теперь известно, что она состоит из переслаивающихся со сланцами твердых вулканических туфов мощностью 300 м. Несмотря на высокую пористость, проницаемость этих пород низка, ибо сообщаемость пор незначительна. Породы характеризуются сильной трещиноватостью, и, как показывает изучение кернового материала, нефть занимает трещины, не заполненные кальцитом или цеолитом [60].

Разрезы буровых скважин

Разрезы буровых скважин используются для распознавания и корреляции залегающих в недрах отложений, а также для определения пористости возможных коллекторов и природы содержащихся в них флюидов. Поскольку геолога-нефтяника интересуют в основном отложения, залетающие на глубине, нам придется во всех последующих главах книги часто прибегать к рассмотрению разрезов скважин и других буровых данных; в связи с этим представляется необходимым вкратце описать некоторые виды исследований буровых скважин, способы и границы их применения. Исчерпывающее освещение этих вопросов не входит в задачу настоящей работы, но читатель отсылается к многочисленным работам и специальным исследованиям, часть которых упомянута в прилагаемом списке цитированной литературы [61].

К обычным методам исследований буровых скважин следует отнести: 1) буровые журналы; 2) составление разрезов по поднимаемым при бурении образцам пород (литологические разрезы и палеонтологические разрезы); 3) электрический каротаж; 4) радиоактивный каротаж (гамма-каротаж и нейтронный каротаж); 5) механический каротаж; 6) анализ керна и бурового раствора (газовый каротаж); 7) кавернометрия; 8) термический каротаж; 9) акустический каротаж; 10) инклинометрия. Ниже приводится краткое описание этих методов и целей их использования.

Буровые журналы. Разрезы большинства скважин, пробуренных до 1930 г., составлялись самими бурильщиками; по многим крупным районам геологи не имеют никаких иных данных бурения, кроме этих буровых журналов и вынуждены пользоваться лишь ими. Относительно надежные сведения содержатся в буровых журналах скважин, пробуренных канатным способом, поскольку бурильщик в этом случае совершенно уверен в установлении глубины залегания кровли той или иной толщи, характера проходимых пород и содержания в них нефти, газа или воды. Бурильщик легко определяет песчаные породы по износу долота, а глины и известняки ‑ по прерывистому прихвату бурового каната. Он знает, сколько воды в скважине и какое количество ее извлекается оттуда, и поэтому ему известно количество воды, содержащейся в любом проницаемом пласте. Фактически дебит воды, отбираемой из ствола скважины, является хорошим показателем и проницаемости проходимой породы. Бурильщик немедленно узнает также о появлении в скважине небольших количеств газа и нефти. Он описывает вскрываемые породы как твердые, мягкие или вязкие, красные, голубые, черные, серые или коричневые. Его измерения тщательно проверяются при каждом спуске в скважину колонны обсадных труб, а замеры глубины залегания кровли продуктивного пласта производятся обычно при помощи стального каната. Неизбежные ошибки в определении глубины забоя скважины исправляются в процессе последнего замера стальным канатом. Если ошибка велика и заставляет сомневаться в достоверности всего разреза, геолог обычно равномерно распределяет поправку в интервале от забоя скважины до ближайшей проверенной предыдущими контрольными замерами глубины.

Буровые журналы скважин вращательного бурения далеко не так надежны и полезны для работы геолога, как сведения, получаемые буровиками при канатном, или ударном, бурении; вообще при вращательном бурении буровые журналы ведутся редко. Об изменении цвета проходимых пород в этом случае обычно судят по шламу, поступающему из ствола скважины вместе с буровым раствором; можно определить также проходку скважиной твердых или мягких пород. Поскольку на ранних этапах вращательное бурение применялось большей частью в районах распространения мягких пород, многие сланцы и глины описывались тогда как «гумбо» или «вязкая глина». Любая твердая порода называлась «камнем»; чередование твердых и мягких пород ‑ «валунами»; песок, поднимавшийся по стволу скважины с забоя, ‑ «тяжелым песком»; быстро разрушавшийся и оседавший по стволу скважины песок ‑ «плывуном», а песок, при проходке которого шлам был чистым или разжижался буровой раствор, ‑ «водяным песком».

Составление разрезов скважин по образцам пород. Этот метод исследования буровых скважин, основанный на изучении шлама и керна, начал применяться геологами в 1920-1925 гг., и с тех пор постоянно совершенствуется. Керн и шлам изучаются в наше время практически по каждой разведочной и очень многим эксплуатационным скважинам. Этим методом может быть исследован либо весь разрез скважины, от устья до забоя, либо только наиболее важные его интервалы.

При канатном бурении образцы шлама отбираются во время каждого тартания скважины, т.е. примерно через 5-10 футов, высушиваются и помещаются в мешочки из холста. Обычно шлам поступает из скважины чистым и не требует никакой дополнительной обработки. Прямо на скважине или в лаборатории шлам изучается под бинокулярным микроскопом с увеличением от 12 до 24 раз, после чего по нему составляется разрез.

При вращательном бурении шлам отбирается из циркулирующего в стволе скважины бурового раствора, выносящего обломки породы с забоя на дневную поверхность. Шлам отбирается через каждые 5, 10 или 20 футов проходки, при этом в каждой пробе обычно представлены отложения, вскрытые в этих интервалах глубин. Шлам промывают в воде до удаления с обломков тонкого глинистого материала, осевшего на них из бурового раствора, высушивают и ссыпают в мешочки. Затем непосредственно на месте бурения или в лаборатории шлам наряду с керном подвергается исследованию под бинокулярным микроскопом, на основании которого составляется литологический разрез скважины. Все бурящиеся скважины обслуживаются специализирующимися в этой области геологами.

Литологические разрезы скважин канатного и вращательного бурения, составляемые по данным изучения шлама, представляют собой колонку с описанием физических свойств всех проходимых скважинами пород. Характеристика каждого образца включает определение: слагающего материала (известняк, доломит, песчаник, алевролит, глина, конгломерат, ангидрит, соль или кремень); его цвета; блеска (жирный, тусклый, яркий); содержания окаменелостей; пористости, и если она имеется, то ее характера (межзерновая, кавернозная, точечная, обусловленная первичной или вторичной кристаллизацией); признаков нефти, газа или твердых битумов; наличия трещин или поверхностей скольжения; связанности песчаного материала (рыхлый сыпучий песок или сцементированный песчаник) и характера его цемента; раскалывается ли порода на обломки, состоящие пз скоплений сцементированных между собой зерен, а также определение любых других физических свойств породы, способствующих ее распознаванию. При составлении литологического разреза скважин вращательного бурения по данным изучения шлама необходимо впитывать время, требующееся для выноса обломков шлама с забоя на дневную поверхность¹; для выноса обломков породы с забоя глубоких скважин на поверхность может потребоваться несколько часов.

Палеонтологические разрезы, как об этом свидетельствует само название, отражают прежде всего стратиграфическое расчленение разреза и содержание в породах органических остатков, главным образом микрофауны, например фораминифер и фузулинид. 
Электрический каротаж. Электрокаротаж представляет собой непрерывную запись электрических свойств, вскрываемых скважиной: отложений и содержащихся в них флюидов (фиг. 3-11). Измерения производятся в необсаженной трубами части ствола скважин, бычно при вращательном способе бурения, когда ствол заполнен буровым раствором. Они осуществляются с помощью скользящих электродов, помещенных в изолированную трубку, называемую зондом, которая опускается в скважину. Электроэнергия, вырабатываемая установленным на поверхности земли генератором, по одной из жил кабеля передается вниз к соответствующему электроду, который сообщает ее окружающим породам; в то же время соседние электроды, соединенные с другими жилами кабеля, принимают поступающий из пород заряд и направляют его к поверхности, где он фиксируется на ленте светочувствительной бумаги, которая движется синхронно с зондом, перемещающимся во стволу скважины. Расстояние между принимающими заряд электродами в зонде (разнос электродов) меняется в зависимости от геологических особенностей и стратиграфических условий [т.е. литологического состава отложений] района бурения [62].

¹Это время можно рассчитать, вычислив количество ходов бурового насоса, необходимое для перемещения глинистого раствора в скважине на всю ее глубину, и разделив его в число ходов в минуту. Еще лучше для этого воспользоваться диаграммой, сведя в ней иные по каждой скважине и приняв за контрольные точки величины отрезков времени, в течение которых запись внезапного изменения скорости бурения отразится на поверхности в виде резкой смены состава выбуриваемых обломков пород. Можно также помещать буровой раствор зерна риса или кукурузы: искомое время будет составлять половину времени их полного оборота от устья скважины через ее забой к вибрационному ситу для очистки бурового раствора от шлама. Считается, что в 7-8 дюймовых скважинах для подъема шлама на высоту 1000 футов требуется примерно 10 мин. 

Впервые электрокаротаж [63] был применен на небольших французских месторождениях нефти в Пешельбронне. В Венесуэле этот метод геофизических исследований скважин применяется с 1929 г., а вскоре он появился и в СССР, где быстро получил широкое распространение. В 1931 г. он был внедрен в Румынии, после чего стал использоваться во всех нефтедобывающих регионах земного шара. В настоящее время проводится электрокаротаж любой скважины, пробуренной вращательным способом. В зависимости от конкретных условий каротаж одних скважин производится на разных стадиях бурения, других ‑ только после его завершения.

Электрокаротаж стал самым эффективным геологическим методом исследований. Промысловые геологи и инженеры настолько свободно владеют им, что при построении геологических профилей и схем корреляции для выяснения вопросов стратиграфии и структурных особенностей тех или иных отложений пользуются обычно исключительно данными электрокаротажа (фиг. 3-12). Электрокаротажная диаграмма не может полностью заменить данные литологического и палеонтологического изучения разреза, но несет в себе дополнительную информацию относительно вскрываемых скважиной пород и заключенных в них флюидов. Каждый из описанных видов исследования скважин дополняет другие методы. Электрокаротаж применяется главным образом для корреляции отложений, пройденных различными скважинами, установления и измерения их пористости и выявления характера пластовых флюидов. За короткий период со времени внедрения этого метода в практику нефтепромысловых работ интерпретация данных электрокаротажа выросла из технической дисциплины в науку.

С помощью электрокаротажа определяются два геофизических параметра пройденных толщ пород и сопутствующих им флюидов: электрический потенциал и удельное электрическое сопротивление.

Электрический потенциал. Диаграмму электрического потенциала вскрытых скважиной пород называют также кривой спонтанного потенциала, или кривой естественной поляризации, и обозначают индексом ПС (PS). Ее обычно помещают на левой стороне отпечатанной каротажной ленты. Значения ПС выражаются в милливольтах и отсчитываются от осевой линии, располагающейся близ центра электрокаротажной диаграммы. Породы с повышенным электрическим потенциалом отображаются отрезками кривой, отходящими на разные расстояния влево по шкале в милливольтах. Считается, что электродвижущая сила, вызывающая ток ПС, который измеряется при проведении соответствующего вида каротажа, возникает в результате развития двух физических процессов ‑ электрофильтрации и электроосмоса. Электрические потенциалы, возникающие как следствие этих процессов, в большинстве случаев суммируются, и потому наложение их увеличивает амплитуду кривой ПС (см. фиг. 3-11).

Электродвижущая сила, обусловленная процессами фильтрации, считается по своей природе электрокинетической. Она прямо пропорциональна давлению и электрическому сопротивлению фильтрующейся жидкости и обратно пропорциональна ее вязкости. Этой жидкостью является вода бурового раствора, который находится в стволе скважины;
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Фиг. 3-11. Типовой электрокаротажный разрез, состоящий из кривой ПС (слева), литологической колонки (в центре) и кривой сопротивления (справа) (Stгattоn, Fогd, Electric Logging, in L.W. LeRoy (ed.), Subsurface GeoL Methods, Colo. Sch. Mines, p. 365, Fig. 152, 1951).

она представляет собой электролит, легко фильтрующийся через проницаемый твердый диэлектрик в пористые породы стенок скважины. Гидростатическое давление бурового раствора обычно превышает пластовое давление в проницаемых горизонтах, и поэтому часть воды бурового раствора фильтруется в окружающие породы через глинистую корку на стенках скважины. Проявление электродвижущих сил фиксируется прежде всего там, где разность давлений максимальна, т.е. на глубинах залегания проницаемых пород. Фильтрация воды из скважины в окружающие пласты создает отрицательный потенциал, а фильтрация в обратном направлении ‑ из пород в скважину ‑ приводит к возникновению положительного потенциала; чем выше скорость фильтрации, тем больше разность потенциалов. В тех случаях, когда давление жидкостей в пласте и скважине одинаково, никакого тока, обусловленного фильтрацией, не обнаруживается, и кривая ПС расположится у нулевой линии даже на уровне вскрытых пористых пород. На практике обычно происходит движение жидкости из скважины в окружающую среду, и потому электрический потенциал, как правило, отрицательный.

Вторая причина, определяющая возникновение самопроизвольной поляризации, а именно электроосмос, относится к явлениям электрохимическим. Когда два электролита контактируют между собой, возникает электродвижущая сила. В буровой скважине такими электролитами являются буровой раствор и минерализованная вода вскрываемых пород. В большинстве случаев пластовые воды на разных глубинах характеризуются различной минерализацией. При различии в минерализации бурового раствора и пластовых вод генерируется электродвижущая сила. Если концентрация солей, или минерализация воды, в пласте выше, чем в буровом растворе, электрический ток течет из скважины в окружающие породы, и против пористой зоны (по сравнению с горизонтом развития глинистых пород) будет отмечаться отрицательная аномалия. При каротаже скважин чаще всего наблюдается именно такая картина. Если же солености пластовых вод и глинистого раствора одинаковы, никакого электрического потенциала, связанного с явлением электроосмоса, не образуется. И, наконец, когда минерализация бурового раствора превышает соленость
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Фиг. 3-12. Разрез, показывающий возможность использования электрокаротажных диаграмм для сопоставления вскрытых скважинами отложений (Stratton, Hamilton, in L.W. LeRoy (ed.), Subsurface Geol. Methods, Colo, Sch. Mines, p. 638, Fig. 336, 1951).

пластовых вод, что бывает после вскрытия скважиной пластов каменной соли, электрический ток движется к скважине, и против зоны развития пористых отложений (по сравнению с глинистыми породами) будет наблюдаться положительная аномалия самопроизвольной поляризации. 

Второстепенной причиной возникновения электрического потенциала в проходимых скважиной породах может стать избирательная (полярная) адсорбция заряженных ионов некоторыми входящими в состав пород минералами, в особенности глинистыми.

Таким образом, диаграмма самопроизвольной поляризации, получаемая при электрометрическом исследовании скважин, представляет собой результат совместного проявления процессов электрофильтрации, электроосмоса и адсорбции ионов.

Обычно при бурении поддерживают более высокое гидростатическое давление промывочной жидкости в скважине, чем пластовое давление; поскольку же концентрация солеи в пластовых водах, как правило, превышает соленость воды бурового раствора, то действие обоих этих факторов суммируется, а их общий эффект выражается соответствующей алгебраической суммой. Лишь в исключительных случаях, например при вскрытии соленосных отложений, глинистый раствор может стать более минерализованным, чем пластовая вода. В таких условиях эффект самопроизвольной поляризации может стать положительным. Залегающим на небольшой глубине и насыщенным пресной водой песчаным породам могут соответствовать близкие к нулю или незначительные величины естественного потенциала. Бывает также, что залегающий на большой глубине песчаный пласт с высоким давлением и находящийся на грани фонтанирования характеризуется низкими начениями самопроизвольной поляризации, а иногда и отсутствием электрического потенциала; это объясняется частичным перетоком воды из песчаника в скважину и связанным с этим ослаблением эффекта электрофильтрации. В неглубоко залегающих песчаных породах, содержащих артезианскую воду, поступающую в скважину, эффект элекрофильтрации может стать обратным.

Удельное электрическое сопротивление. Породы сильно различаются но своей электропроводности и удельному электрическому сопротивлению. Эти различия обусловлены преимущественно насыщающими породы флюидами, такими, как вода, нефть и газ, которые содержатся в пористых и проницаемых разностях. Сухие породы являются диэлектриками. Флюидами, содержащимися в породах, являются: 1) адсорбированная или связанная вода, которая заключена в мельчайших порах сланцев и глин и неспособна к циркуляции из-за низкой проницаемости вмещающих пород; 2) пресная или соленая вода, свободно циркулирующая в проницаемых породах (плотные породы, такие, как граниты, кварциты, гнейсы, мрамор, гипс, ангидрит, каменная соль и уголь, имеют столь незначительную пористость и соответственно влагонасыщенность, что относятся к очень плохим проводникам электричества, обладающим высоким удельным электрическим сопротивлением); 3) нефть и газ, занимающие ту или иную часть порового пространства породы.

Вода, содержащая одну или несколько растворимых солей, является электролитом и может проводить электричество. Нефть и газ не относятся к диэлектрикам и обладают высоким удельным сопротивлением. Удельное сопротивление пород, как установлено при проведении каротажа скважин, зависит от степени их насыщения газом, нефтью и водой, концентрации солей в воде и физических свойств самих пород, особенно их пористости (см. также стр. 154-155, где рассматривается пластовый коэффициент). В прежние годы при электрокаротаже скважин отдельные диаграммы удельного сопротивления составлялись одновременно для нескольких вариантов разноса электродов в зондах. Комплект зондов включал малый потенциал-зонд с разносом электродов от 20 дюймов до 7 футов и градиент-зонд с разносом электродов от 15 до 20 футов. Увеличение разноса электродов способствовало более глубокому проникновению электрического тока в окружающие породы ‑ на расстояние, куда уже не проникал фильтрат бурового раствора. В последнее время стал применяться индукционный каротаж (см. ниже), который вытеснил из употребления электрокаротажные измерения с помощью большого потенциал-зонда и градиент-зонда. Современный комплекс стандартного электрокаротажа является по существу «индукционно-электрическим» и состоит из диаграмм: 1) удельной проводимости, а соответственно и удельного сопротивления, определенных индукционным способом; 2) удельного сопротивления, измеренного малым потенциал-зондом (с разносом электродов в 16 дюймов) и 3) электрического потенциала, или естественной поляризации (ПС).

Индукционный каротаж. При индукционном каротаже измерение удельного сопротивления (или удельной проводимости), вскрываемых скважиной пластов производится посредством пропускания сквозь них индукционного тока, который возбуждается в катушках, помещенных в зонде; при этом избегается контакт с буровым раствором. Генерируемые таким способом переменные магнитные поля создают вторичное магнитное поле в приемной катушке, также заключенной в зонде. Если силу тока в индукционных катушках поддерживать на постоянном уровне, то колебания магнитного поля в приемной катушке будут пропорциональны изменениям проводимости пластов [64]. Индукционный каротаж может быть проведен в любой необсаженной скважине вне зависимости от типа заполняющей ее жидкости. Этот вид каротажа сначала использовался лишь для измерения проводимости пород при бурении скважин с помощью промывочных растворов на нефтяной основе, когда обычные способы определения удельного сопротивления оказывались непригодными. С течением времени было доказано общее превосходство этого метода над традиционными методами измерения удельного сопротивления с помощью глубоко проникающих токов и в скважинах, бурящихся на водном растворе. Индукционный каротаж характеризуется большим по сравнению с этими методами радиусом действия и благодаря своей повышенной фокусирующей способности обеспечивает более точное определение удельного сопротивления пород, слагающих тонкие прослои.

Микрокаротаж. Когда проходимые скважиной породы обладают значительно более высоким, чем буровой раствор, удельным сопротивлением (как, например, известняки), токи ПС замыкаются в глинистой корке, покрывающей стенки скважины, вследствие чего нельзя уловить детали изменения проницаемости вскрываемых пластов. В таких случаях применяется микрокаротаж [65], представляющий собой каротаж по методу сопротивления с разносом электродов в зонде всего на 1-2 дюйма. Электроды помещены в изолированный футляр, который прижимается во время измерений к стенкам скважины. Благодаря небольшому разносу электродов ток проникает в породы лишь на небольшое расстояние от стенок скважины.

Микросопротивление достигает высоких значений против непроницаемых пластов, так как удельное сопротивление их примерно в 50 раз выше, чем у глинистого раствора, а покрывающая стенки скважины глинистая корка здесь тонка; низкие значения микросопротивления соответствуют проницаемым пластам, поскольку буровой раствор, проникая в этих случаях на различную глубину в окружающие породы, формирует довольно мощную глинистую корку (фиг. 3-13). Обычно применяются два варианта разноса электродов. При исследовании пористых и проницаемых зон величина удельного сопротивления, определенная большим зондом с разносом электродов, как правило, выше измеренной при помощи малого зонда. Эти различия обусловлены несовпадением глубин проникновения в породы токов, генерируемых разными зондами. При малом разносе электродов по существу измеряется удельное сопротивление бурового раствора; при большем разносе измеряется главным образом сопротивление самих пород и насыщающих их флюидов. Против проницаемых зон большой зонд фиксирует заполнение пород фильтратом бурового раствора, характеризующимся высоким сопротивлением; против слабопроницаемых слоев тот же зонд дает обычно меньшие показания, что объясняется насыщением этих отложенией пластовыми водами, отличающимися высоким содержанием ионов и низким удельным сопротивлением.

Боковой каротаж. Когда буровой раствор сильно минерализуется, его высокая электропроводность мешает изучению изменений проводимости исследуемых отложений. При использовании в подобных случаях метода, известного под названием бокового каротажа [66], буровой раствор предварительно сильно электризуется, что позволяет фокусировать ток в боковом направлении и обеспечить, таким образом, его проникновение в окружающие породы (фиг. 3-14).

Боковой микрокаротаж объединяет в себе фокусирующие свойства бокового каротажа и малый разнос между электродами в зонде, свойственный микрокаротажу. В определенных условиях этот метод дает более детальные сведения о коллекторе, чем любой другой вид электрокаротажа.
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Фиг. 3-13. Типовая микрокаротажная диаграмма, сопоставленная с кривыми сопротивления и отражающая различия между проницаемыми (интервалы с косой штриховкой) и непроницаемыми (незаштрихованные интервалы) породами (Doll, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 189, p. 159, Fig. 9, 1950) 

Фиг. 3-14. Диаграммы гамма-каротажа, бокового каротажа и микрокаротажа, соответствующие одному и тому же интервалу разреза (Ford, Tulsa Geol. Soc. Digest, p. 98, 1952).

а ‑ глина; б ‑ послепермский известняк; в ‑ пермский известняк, возможно нефтеносный; г ‑ пермский известняк, водоносный; д ‑ допермский известняк; е ‑ глинистый известняк; ж ‑ допермский известняк; з ‑ глина.

Радиоактивный каротаж. Этот вид геофизических исследований скважин связан с двумя основными методами, один из которых, известный как гамма-каротаж, измеряет природную радиоактивность пород, а другой, называемый нейтронным каротажем, измеряет эффект бомбардировки пород нейтронами, испускаемыми искусственным источником [67]. Изучение скважин обоими этими методами производится одновременно, но иногда гамма-каротаж сочетается с проведением электрокаротажа по методу удельного сопротивления. Зонд с помещенным внутри него измерительным прибором спускается в скважину на конце электрического кабеля, прикрепленного на поверхности к барабану лебедки, который движется синхронно с барабаном самописца. Радиоактивность пластов измеряется по изменению под воздействием гамма-лучей, испускаемых породами, электропроводности газа в ионизационной камере зонда по мере спускания последнего по стволу скважины. Как видно на фиг. 3-15, одни породы излучают гамма-лучи интенсивнее других: эти различия и служат основой метода гамма-каротажа (фиг. 3-16, см. также фиг. 3-14). Его применяют главным образом для корреляции пластов, особенно в обсаженных трубами скважинах.
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Фиг. 3-15. Относительная радиоактивность различных осадочных пород, с которыми могут быть связаны залежи нефти и газа (Russell, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 25, p. 1775, 1941).

Радиоактивность возрастает слева направо и выражена в единицах, соответствующих содержанию в 1 г породы 10-12 г эквивалента радия.
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Фиг. 3-16. Типовые характеристики различных пород на диаграммах гамма-каротажа н нейтронного каротажа (Russell, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol.. 36. p. 327, Fig. 3, 1952).

Нейтронный каротаж производится с помощью вводимой в зонд капсулы с радиево-бериллиевой смесью, которая служит источником нейтронов. Ионизационная камера подвергается воздействию гамма-лучей, вызванных бомбардировкой пород нейтронами, гамма-радиации, которая возникает в самом источнике нейтронов, и естественному гамма-излучению пород (хотя последний эффект весьма незначителен по сравнению с первыми двумя излучениями).

Водород оказывает наибольшее влияние на результаты нейтронного каротажа, чем любые другие элементы, и это влияние прямо пропорционально количеству атомов водорода в единице объема. Поскольку водород входит в состав воды, нефти и газа, то главной целью нейтронного каротажа является обнаружение пористых зон. Интерпретация данных
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Фиг. 3-17. Интервал разреза скважины, составленного но данным исследований в про​цессе ее бурения. 1 ‑ нефть, 2 ‑ общее содержание газов, 3 ‑ метан.

нейтронного каротажа при этом основывается на допущении, что все поровое пространство отложений заполнено одним или несколькими водородсодержащимп флюидами. Определения более точны в известняках и доломитах, чем в песчаных п глинистых породах, и это, вероятно, обусловлено тем, что кластические породы, кроме водорода, содержат и другие элементы, которые могут влиять на характер показаний нейтронного каротажа [68]. Интерпретируя диаграмму нейтронного каротажа в комплексе с другими имеющимися, по данному участку работ геолого-геофизическими материалами, можно достаточно надежно определить пористость карбонатных пород [69].

Механический каротаж. Этот стандартный способ исследования, применяемый на большинстве скважин вращательного бурения, заключается в измерении времени, необходимого для увеличения глубины на единицу, например времени в минутах на прохождение 1, 5 или 10 футов, или в определении глубины, пройденной за единицу времени, например количество футов в час [70]. Зафиксированные на каротажной ленте изменения в скорости проходки интерпретируются как изменения литологии вскрываемых скважиной отложений. Геолог, наблюдающий за бурением, еще до просмотра образцов керна может точно определить глубины, к которым приурочены литологические переходы, что помогает контролировать правильность литологических и электрокаротажных разрезов . 3-17).

Газовый каротаж. Этот вид каротажа проводится в процессе бурения скважин, особенно ‑ поисковых и разведочных. Его главная цель ‑ обнаружение мельчайших количеств газа и нефти, выносимых буровым раствором из ствола скважины на поверхность. Анализу на газ и нефть подвергается также и шлам [71]. Метод исследования заключается в отводе части струи бурового раствора и некоторого количества шлама в трап, где они смешиваются с воздухом, и из раствора выделяется газ. Образующаяся газовоздушная смесь пропускается через термогазоанализатор, в котором определяется процентное содержание горючих газов в смеси. Количество метана и общее содержание в смеси углеводородных газов определяются по температуре их воспламенения. Более совершенны метод фракционной возгонки, который дает возможность получать раздельные количества углеводородных газов, и хроматографический метод, позволяющий анализировать отдельные углеводороды. При изучении бурового раствора под ультрафиолетовыми лучами можно обнаруживать самые слабые нефтепроявления, причем интенсивность свечения служит показателем относительных количеств нефти 1. Газокаротажные исследования проводятся обычно непосредственно на скважине в передвижной лаборатории, смонтированной на грузовой автомашине. Часть типичного газокаротажного разреза скважины показана на фиг. 3-17.

Кавернометрия. Кавернометрический разрез представляет собой непрерывную запись изменений диаметра ствола скважин. Для этого по стволу спускают каверномер, устройство, состоящее из четырех пружинных рычагов, соприкасающихся со стенками скважины и соединенных с резиновой камерой, которая заполнена нефтью. Последняя в свою очередь соединена с реостатом, регистрирующим изменения электрического сопротивления в камере. Изменение давления на рычаги каверномера, связанное с увеличением или уменьшением диаметра ствола, передается на камеру, а соответствующие колебания напряжения на реостате замеряются и фиксируются в виде кавернограммы [72]. Эти диаграммы используются главным образом при расчете количества цемента, необходимого для заполнения кольцевого затрубного пространства, при выборе места постановки пакера и для точного определения диаметра ствола на разных глубинах при количественной интерпретации данных различных видов электрического и радиоактивного каротажа. Кавернометрические разрезы могут быть также использованы для выявления пористых зон и иногда оказывают помощь в распознавании и корреляции разрезов различных литологических типов.

Термический каротаж. Этот вид каротажа проводится с помощью опускаемого в скважину температурного электрода, состоящего из платиновой проволоки полуметровой длины, которая быстро воспринимает температуру заполняющих скважину флюидов. Колебания температуры влекут за собой изменения сопротивления проволоки; последние обнаруживаются с помощью вмонтированной в электрод мостовой схемы и регистрируются на поверхности земли [73]. Температурный электрод отражает температуру бурового раствора. Если измерения производить вскоре после остановки скважины, температура раствора по всему стволу от устья до забоя будет иметь лишь незначительные различия. Большая часть температурных аномалий проявляется спустя 24-36 часов после прекращения циркуляции промывочной жидкости, причем ее охлаждение или разогревание зависит от теплопроводности вскрываемых пород и диаметра ствола скважины. Термокаротаж используется преимущественно для определения высоты столба цемента в стволе по измерению тепла, выделяемого цементом в процессе его схватывания. Он применяется также для установления места поступления в скважину газа, поскольку последний при выходе из пласта расширяется и охлаждается. Кроме того, с помощью термокаротажа можно обнаружить проникновение в скважину через обсадные трубы пластовой воды и определить положение зон потери циркуляции глинистого раствора.

Акустический каротаж [74]. При акустическом каротаже производят непрерывную запись по разрезу времени, необходимого для того, чтобы звуковая волна пересекла вскрытую скважиной толщу пород определенной мощности. Таким образом, измеряется величина, обратная скорости прохождения звука в различных осадках. Скорости звука изменяются примерно от 5000 фут/сек в глинах до 25 000 фут/сек в плотных доломитах. Эти значения соответствуют 200 мксек при прохождении 1 фута в глинистом разрезе и 40 мксек/фут ‑ в доломитовом. Этот вид каротажа применяется для определения пористости, выявления насыщенных углеводородами зон, проведения литологических и стратиграфических сопоставлений, для определения зон трещиноватости и для получения более надежных определений времени пробега сейсмических волн при интерпретации сейсмических данных.

Ядерно-магнитный каротаж [75]. Этот вид каротажа позволяет производить непо​средственные измерения содержания водорода в жидкой фазе, содержащейся в пройденной скважиной толще. Поэтому данные ядерно-магнитного каротажа указывают на присутствие или отсутствие жидкостей в пористых и проницаемых частях разреза и дают возможность определять содержание в породах воды и углеводородов. Ядерно-магнитный каротаж является единственным методом исследований скважин, относящимся исключительно к пластовым флюидам.

Измерение элементов залегания пород. Элементы залегания пород в скважине могут быть измерены с помощью опускаемых в ствол трех микрокаротажных зондов, развернутых 
1Как установлено, интенсивность люминесценции зависит от многих факторов: количества вещества, его состава (присутствия люминофоров), текстуры залегания и т.д. ‑ Прим. ред.

один относительно другого на 120°. Различия во времени прохождения каждым из микрозондов одной и той же границы какого-либо пласта регистрируются на поверхности; так определяется угол падения пласта. Одновременно определяется ориентировка измерительной установки и ее отклонение от вертикали. В результате можно зафиксировать на графике точный угол падения пласта в его истинном положении. Измерения падения пластов производятся совместно с другими видами каротажа, такими, как боковой микрокаротаж, измерение естественного потенциала и каротаж по методу удельного сопротивления с помощью малого потенциал-зонда.

Породы-коллекторы морского и неморского происхождения
Осадочные породы-коллекторы могут быть подразделены на образования морского и неморского, или континентального, происхождения. Однако между этими классами наблюдается большое количество переходных и смешанных разностей. Считают, что основная масса углеводородов содержится в породах, накапливавшихся в морских условиях. Это мнение оказало серьезное влияние на бытующие ныне гипотезы происхождения нефти и газа. Тем не менее крупные месторождения углеводородов обнаружены и в породах, имеющих, без сомнения, неморское происхождение, а в будущем, вероятно, их будет открыто гораздо больше. Возможно, одной из причин небольшого числа открытых в этих породах месторождений является отрицательное отношение многих геологов-нефтяников к континентальным отложениям как источникам углеводородов, вследствие чего основное внимание всегда обращается на поиски нефти и газа в морских осадочных толщах¹.
Иногда трудно определить, какое происхождение имеют те или иные осадки - морское или континентальное. Правда, при исследовании пород, выходящих на дневную поверхность, когда в обнажениях можно проследить такие седиментологические особенности отложений, как слоистость, косая слоистость или латеральные изменения, их генезис установить гораздо проще, чем в тех случаях, когда имеешь дело с погребенными породами, так как при этом вся информация ограничена данными изучения керна и шлама, извлекаемых из буровых скважин. Некоторые породы, кроме того, могут иметь смешанное происхождение, например, когда обломочные частицы, ранее входившие в состав эоловых песков или отложений речных террас, могли затем захорониться в морских условиях. Генезис пород-коллекторов обычно распознается по следующим критериям [76]:
1.
Содержание окаменелостей морского или неморского происхождения.

2. Наличие хорошо развитых идиоморфных кристаллов полевых шпатов (морские).

3. Нарастание вторичного полевого шпата вокруг обломочных зерен полевых шпатов (морские).

4. Наличие агрегатов, состоящих из зерен полевых шпатов и кварца, сцементированных вторичным полевым шпатом (морские).

5. Широкое распространение по площади «покровных» песков с одинаковой слоистостью (морские).

6. Мощные толщи переслаивания неотсортированных обломочных пород, лишенных органических остатков и образующих линзы (неморские).

7. Тиллиты, крупнозернистые песчаные породы и эрратические образования (неморские, возможно ледниковые отложения, хотя иногда могут образоваться в результате подводного оползня в море).
¹В настоящее время установлено и всеми геологами признано, что углеводороды могут быть генерированы любыми тонкозернистыми породами субаквалыюго происхождения, в том числе и сформированными в пресноводных континентальных бассейнах. ‑ Прим. ред.
8.
Пласты угля, толщи, содержащие обломки костей и линзовидные песчаные породы (неморские).

Заполняющие желоба шнурковые песчаные породы (неморские). Нефть, добываемая из залежей Кэптен, Саут-Маунтин, Шиллс-Каньон и Бардсдейл в Калифорнии, целиком связана с континентальными красно-цветными фациями формации Сесп ‑ толщи осадков мощностью до 7500 футов, широко развитых в бассейне Вентура в южной Калифорнии. Эта толща имеет возраст от верхнего эоцена до нижнего миоцена, причем в западном направлении в ее разрезах увеличивается роль морских отложений. Она состоит в основном из красноцветных или каштановых мелкозернистых аркозовых песчаников, более или менее алевритистых глин, алевропелитов и плохо отсортированных песчаных конгломератов.

В северо-западном Колорадо нефть и газ добывают из линзовидных песчаных тел пачки Гайавата континентальной формации Уосатч (эоцен). Коллекторами являются сильно линзовидные песчаные пласты с ярко выраженной косой слоистостью и знаками ряби, переслаивающиеся с пестро-цветными алевропелитами, глинистыми сланцами и тонкими пропластками угля, в которых содержатся обломки костей. Породы формации Уосатч имеют в основном речное происхождение и среди них изредка встречаются отложения мелких озер. Таким образом, продуктивная толща относится к пресноводным образованиям [78]. Считают, что нефть и газ, очевидно, образовались в самой формации Уосатч, ибо на возможных для миграций углеводородов расстояниях от этой формации не встречено ни одной морской толщи, которую можно было бы принять за нефтегазоматеринскую. Далее на юго-запад, в штате Юта, переслаивающиеся с другими породами песчаные породы формации Уосатч также содержат нефть и газ.

В бассейне Уинта, северо-восточная Юта, несколько нефтяных залежей было открыто в отложениях формации Грин-Ривер (средний эоцен), представленных озерными мергелями, известняками и алевритами и достигающих мощности 7000 футов [79]. Нефтенасыщенные песчаники распространены по периферии бассейна, а в восточной его части, где разрез формации Грин-Ривер сложен в основном сланцами, известны многочисленные жилы гильсонита и заполненные им трещины. Бассейн Уинта уже давно известен большим разнообразием и обилием поверхностных нефте- и газопроявлений.

Обломочные породы континентальной формации Кирикире (плиоцен - плейстоцен) являются коллекторами нефти на одноименном высокопродуктивном месторождении в восточной Венесуэле. Эти породы, достигающие на месторождении Кирикире максимальной мощности 1600 футов полностью выклиниваются в его же пределах. Продуктивная толща состоит из «песчанистых глин, переслаивающихся с неотсортированными обломочными образованиями, размер слагающих структурных элементов которых изменяется от алевритистых песков до конгломератов и валунников. По всему разрезу формации от ее подошвы до кровли встречаются тонкие прослои лигнита, лигнитовой глины, туфа, травертина и асфальта» [80].

Коллекторской толщей на нефтяном месторождении Сан-Педро в Аргентине [81] служит формация Тупамби, состоящая из мелкозернистых песчаников, алевритов, крупнозернистых песков и тиллитов преимущественно ледникового генезиса. Эта толща является базальным членом разреза пермо-карбона. Предполагается, но не доказано, что нефтепроизводящимп отложениями для этой залеяш являются нижележащие девонские глинистые сланцы и первые складкообразовательные движения, приведшие к появлению ловушки, происходили в раннетретичное время.

В Румынии нефть добывают из ряда залежей, приуроченных к отложениям мэотиса (плиоцен), которые представлены переслаивающимися песками, мергелями, песчаниками и известняками. Эти осадки обычно считаются континентального пресноводного происхождения [82].

Продуктивная толща (миоцен-плиоцен)¹ богатого нефтью Апшеронского полуострова (Бакинский район, СССР) имеет мощность более 9500 футов (2850 м) и сложена переслаивающимися линзовидными песками, прослойками глин и алевролитов, которые постепенно замещаются отложениями конусов выноса. Отложения содержат большое количество остатков пресноводных организмов. Считается, что эти осадки были отложены палео-Курой и палео-Волгой и представляют собой образования их эстуариев и морских илистых дельт [83]. Продуктивной толще Бакинского района по возрасту, литологическому облику, мощности, условиям накопления и нефтеносности аналогична богатая по запасам нефти красноцветная толща Туркменской ССР. Многочисленные нефтепроявления и промышленные притоки нефти, приуроченные к континентальным плиоцен-миоценовым глинам, пескам и конгломератам, известны в южной Кахетии, Грузия, СССР [84].

В двух крупных нефтяных месторождениях Китая ‑ Лаоцзюнмай, близ Юймыня в провинции Ганьсу, и Цзюпинхай, возле Усу в провинции Синьцзян, ‑ добывают нефть из континентальных песчаников третичного возраста [85]. Мелкие скопления нефти в неморских отложениях были описаны во многих районах Китая. Одно из них, в северном Шаньси, приурочено к серии Шаньси (юра-триас). Последняя достигает мощности около 6600 футов (2000 м) и сложена континентальными образованиями, частично речными, а частично озерными. К ней приурочены многочисленные нефтепроявления на поверхности и одна нефтяная залежь, получившая название Юннань. В провинции Сычуань несколько поверхностных выходов нефти связано с известняком Цзылюцзин (нижний мел), отложившимся в озерной обстановке.

Многочисленные поверхностные нефтепроявления и выходы гудрона в западной части острова Мадагаскар приурочены к континентальной формации Карру (верхний карбон-средний лейас) и мелководным речным отложениям слоев Анкавандра (нижний лейас и триас). Эти осадки представлены песками (от мелко- до крупнозернистых), конгломератами, глинистыми сланцами и слюдистыми песками общей мощностью около 2400 футов [86].

В Пакистане нефтепроявления широко распространены в нижней части разреза пресноводных отложений серии Нимадрик (олигоцен-плейстоцен) вдоль или несколько выше ее несогласного контакта с подстилающими морскими нуммулитовыми осадками (эоцен). Серия Нимадрик сложена чередующимися песчаными и алевритовыми пластами с некоторым количеством конгломератов и обладает общей мощностью свыше 20 000 футов; она имеет, очевидно, частично речное и частично эоловое происхождение [87]. Сходные соотношения наблюдаются в Ассаме (Индия), где мощные неморские пески и глины Типам (миоцен) несогласно перекрывают морские осадки (эоцен ‑ олигоцен), и все они содержат многочисленные нефтепроявления [88].

Итак, мы видим, что промышленная нефть действительно встречается в континентальных, или неморских, отложениях [89]. Можно также сделать вывод, что неморские осадки, характеризующиеся пористостью, проницаемостью, непроницаемыми покрышками и благоприятными условиями для возникновения ловушек, не должны игнорироваться как возможные хорошие коллекторы нефти и газа. Геологи обычно пытаются объяснить наличие нефти в неморских отложениях как результат миграции ее по трещинам, азломам п плоскостям напластования из залегающих поблизости морских осадков. хотя прямых доказательств такой миграции может и не быть. Недостаточный масштаб поисков нефти в неморских отложениях в основном объясняется господствующим мнением, что вся нефть имеет морское происхождение. Образовалась ли нефть в неморских отложениях или мигрировала в
¹Продуктивная толща Азербайджана имеет плиоценовый возраст. ‑ Прим. ред.
них из каких-либо близко расположенных морских осадков - это не имеет практического значения; основная проблема заключается в определении места ее аккумуляции. Приуроченность месторождений нефти и газа к неморским осадочным образованиям в самых разных уголках земного шара свидетельствует о том, что углеводороды действительно мигрируют сквозь толщи неморских отложений и скапливаются в залежи там, где имеется ловушка. При более интенсивной разведке неморских осадочных толщ имеются все основания ожидать открытия в них гораздо большего числа залежей углеводородов, чем установлено в настоящее время.

Заключение

Порода-коллектор представляет собой природный материал, в котором находятся нефть и газ; это преимущественно песчаные породы, известняки и доломиты. Ни одна из этих пород не является, очевидно, более благоприятной по сравнению с другими, поскольку крупные залежи углеводородов могут быть приурочены как к каждой из них, так и к любой их совокупности. Важным критерием в оценке перспективности предполагаемого нефтегазоносного района является не только порода-коллектор, как один из существенных элементов отдельного природного резервуара, но также (см. гл. 14) объем, характер и изменчивость осадков, распространенных в этом районе. Предполагается, что если имеется большой объем осадков, то в нем обязательно найдется место потенциальной коллекторской породе. Действительно, коллекторами служат столь разнообразные осадочные породы, что вряд ли может случиться, чтобы какой-либо седиментационный бассейн не содержал хотя бы несколько типов пород, которые могут стать коллекторами нефти и газа.
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Пропуск стр. 95-99

Глава 4 Поровое пространство породы-коллектора

Пористость, ее измерение. Проницаемость: измерение, эффективная и относительная проницаемость. Классификация и происхождение перового пространства: первичная, или межзерновая, пористость; вторичная, или промежуточная, пористость; соотношение между пористостью и проницаемостью.

Первым из главных элементов нефтегазового природного резервуара является порода-коллектор, а основным физическим свойством последней ‑ ее пористость. Порода должна содержать поры или пустоты таких размеров и характера, которые бы сделали возможной концентрацию нефти и газа в залежь, достаточно крупную для рентабельной разработки. Однако наличия одной пористости еще недостаточно; поры должны быть сообщающимися, чтобы обеспечить фильтрацию нефти и газа сквозь породу. Таким образом, порода должна быть проницаемой, т.е. обладать проницаемостью. В противном случае залежи не было бы пли могли образовываться лишь небольшие скопления и, кроме того, нельзя было бы добыть нефть и газ с помощью буровых скважин, так как отсутствовал бы подток их в достаточном количестве в скважину. Например, пемза не является хорошим коллектором, хотя большая часть объема этой породы может состоять из пор, но эти поры не сообщаются между собой и пористость поэтому неэффективна. Обычная глинистая порода также не может стать коллектором, ибо поры в ней столь малы, что возникающие в них капиллярные силы обусловливают сцепление жидкости с минеральными зернами и удерживают ее в породе. Попытка получить нефть из глинистой породы была бы равносильна стремлению извлечь чернила из промокательной бумаги.

Породы-коллекторы широко различаются между собой по размерам отдельных пор и взаимному их расположению. Эти различия называются первичными, если контролируются: 1) обстановкой осадконакопления, степенью однородности размеров частиц и 3) природой слагающего породу материала. Различия именуются вторичными, когда они обусловливаются процессами, воздействовавшими на осадок после его отложения; к ним можно отнести: 1) образование трещин и раздробление, 2) растворение, переотложение и цементацию, 4) уплотнение под влиянием возрастающей нагрузки перекрывающих отложений.

Каждую пору в породе-коллекторе можно рассматривать в качестве микроскопической модели природного резервуара с заключенной в нем залежью нефти и газа или как микроскопическую лабораторию, где протекают многие физические процессы и химические реакции. Отдельно взятая пора с содержащимися в ней флюидами и со всеми ее свойствами является той элементарной ячейкой, которая, будучи повторена бессчетные триллионы раз, образует залежь и природный резервуар. Поэтому пористость является весьма важным параметром как для геолога-разведчика, так и для инженера-промысловика. Изучение порового пространства и его особенностей составляет предмет петрофизики¹ [1].

¹Точнее, физики нефтегазового пласта или учения о коллекторах, так как петрофизика изучает почти все физические свойства горных пород в широком плане. ‑ Прим. ред.

Форму и размеры некоторых отдельно взятых пор можно наблюдать в шламе и кернах невооруженным глазом. Многие поры, однако, удается рассмотреть только под бинокуляром или поляризационным микроскопом, значительная часть элементов порового пространства характеризуется субмикроскопическими размерами. Поры, заполненные нефтью, можно изучать в ультрафиолетовом свете. При ультрафиолетовом облучении отчетливо проявляется флуоресценция мельчайших капель нефти, заключенных невидимых глазу микроскопических трещинках и порах между кристаллами. Некоторые залежи были открыты только благодаря использованию этого высокочувствительного метода обнаружения нефти в породах. При необходимости можно изготовить слепок сообщающихся пор путем нагнетания парафина или другого пластического материала под давлением в обломки породы или образцы керна и последующего растворения окружающего нагнетенную массу минерального вещества. (Так в оригинале текста ‑ А.Ф.). Такой слепок порового пространства обычного песчаника по внешнему облику весьма напоминает кусок хлеба, в то время как аналогичный слепок породы, сложенной угловатыми зернами или кристаллическим веществом, имеет вид леденца. Эффектным способом изучения структуры порового пространства пород может служить стереоскопическое исследование микрофотографий слепков пор.
Характер пористости является результатом сложного взаимодействия различных факторов, влияющих на формирование порового пространства породы-коллектора. Он определяется размером и формой пор, особенностями их сочленения, природой поровых стенок, а также распределением, количеством и соотношением крупных пор. По размерам отдельные поры колеблются от субкапиллярных и субмикроскопических отверстий до капиллярных каналов и пустот растворения любой формы и размеров вплоть в каверн в карбонатных породах. Отдельные поры могут иметь трубчатую форму наподобие капиллярной трубки или обособляться в виде ячей и быстро выклинивающихся пустот между соприкасающимися зернами, могут предъявлять собой тонкие межзерновые отверстия с плоскими стенками, ширина которых в 50-100 и более раз превосходит величину их зияния. Стенки пор могут быть сложены чистым кварцем, кремнем, кальцитом или покрыты глинистыми частицами, акцессорными минералами пластинчатого габитуса, а также мелкими обломками пород. Извилистость порового пространства, называемая его кривизной, выражается отношением расстояния между двумя точками, измеренного вдоль порового канала, к расстоянию между ними по прямой линии. Точечная пористость, как следует из самого называется. представляет собой совокупность мельчайших изолированных пор, наблюдаемых под бинокулярным микроскопом или, в том случае, если они заполнены нефтью, при ультрафиолетовом облучении.

Пористость и проницаемость являются свойствами, характеризующими породу в целом. Пористость обломочной породы-коллектора представляет собой функцию ряда ее петрографических характеристик: 1) зерна - их размеры, морфология, сортировка, химический и минералогический состав; 2) основная масса - относительное содержание в ней различных минералов, характер их распределения, минералогический и химический состав; 3) цемент - его характер, состав, количество, распределение относительно зерен основной массы [2]. Пористость хемогенных пород-коллекторов зависит от таких факторов, как 1) содержание органических остатков, 2) трещиноватость и отдельность, 3) растворение и переотложение, 4) содержание доломита, 5) перекристаллизация, 6) содержание глинистого материала, 7) плоскости наслоения.

Количество изолированных пор в акр-футе¹ средней породы-коллектора огромно [3], как можно видеть на фиг. 4-1. Поскольку средний диаметр частиц в большинстве
¹Акр-фут равен объему, исчисляемому из площади в один акр (43 560 кв. футов), помноженной на мощность в 1 фут, т. е. равен 43 560 куб. футам.

обломочных коллекторов колеблется в пределах 0,002-0,01 дюйма (0,05-0,25 мм), число пор в одном акр-футе коллектора может изменяться от 1 до 1000 триллионов. В большинстве песчаных коллекторов радиусы пор изменяются от 20 до 200 мк. Следует указать, что расчеты для графика, приведенного на фиг. 4-1, производились при допущении однородности и ромбоэдрической упаковки частиц; в действительности же в средней обломочной породе частицы далеко не однородны по своим размерам и могут изменяться в широких пределах. Карбонатные породы характеризуются более высоким процентным содержанием пустот растворения, чем песчаные породы с такой же общей пористостью, и, возможно, имеют меньшее количество пор на единицу объема.

Удельная поверхность минеральной части породы, слагающей стенки пор, резко
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Фиг. 4-1. Возможное количество пор, содержащихся в акр-футе породы-коллектора, при различных размерах минеральных частиц (Jones, Petroleum Production, Reinhold Publishing Corp., New York, 1, p. 14, Fig. 2-2).
Фиг. 4-2. Изменение площади поверхности минеральных частиц содержащихся в акр-футе породы-коллектора в зависимости от размеров частиц (Jones, Petroleum Production, Reinhold Publishing Corp., New York, 1, p. 15, Fig. 2-3).

возрастает по мере уменьшения размеров частиц. Джонс [3] оценивает суммарную поверхность частиц в одном акр-футе средне-мелкозернистого песчаника, характеризующегося ромбоэдрической упаковкой зерен диаметром около 0,25 мм, в 5000 акров. В некоторых песчаниках и алевролитах эта поверхность может достигать 30 000 акров на акр-фут объема породы (фиг. 4-2). Большая величина удельной поверхности минеральных частиц в мелкозернистых породах имеет важное значение для понимания таких физических явлений в пласте, как смачиваемость, адсорбция, капиллярность, растворимость и свободная поверхностная энергия (см. гл. 10).

Пористость

Пористость пород-коллекторов определяется отношением объема порового пространства к общему объему породы и обычно выражается в процентах. Необходимо иметь две величины ‑ объем пор и объем породы, чтобы вычислить пористость в процентах согласно уравнению

Величина пористости (%) = (объем пор/общий объем породы)×100.

Пористость коллекторов, как правило, значительно изменяется как по разрезу, так и по простиранию. Если ее измерять в образцах керна, извлекаемых через каждый фут проходки скважины, как это обычно и делается на практике при вскрытии коллекторского пласта, то даже в некоторых наиболее однородных по внешнему облику породах будут наблюдаться резкие изменения пористости. В большинстве коллекторов они особенно заметны, когда изучаются данные микрокаротажа (см. стр. 86-87: глава 3, микрокаротаж, А.Ф.). Это видно на примере песков Спрингхилл месторождения Манантьялес в Тьерра-дель-Фуэго, Чили (Огненная Земля) (фиг. 4-3). Другим примером резкой
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Фиг. 4-3. Разрез песчаника Спрингхилл (мел), продуктивного на нефтяном месторождении Манантьялес в провинции Магальянес, Тьерра-дель-Фуэго (Огненная Земля), Чили (Thomas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 33, p. 1582, Fig. 3).

В кровле и подошве песчаник ограничен поверхностями несогласия. Плотность нефти 42°API (0,815). Это пример изменчивости пористости, проницаемости и других физических свойств типичной песчаной продуктивной толщи. 
1 ‑ глинистые породы; 2 ‑ песчаные породы.

изменчивости пористости и проницаемости могут служить доломиты в пермских известняках Сан-Андрее, являющиеся коллекторами на месторождении Сидар-Лейк в западном Техасе; разрез небольшой части этого месторождения показан на фиг. 4-4.

Пористость обычно выражается в процентах, но при подсчете запасов она часто оценивается в акр-футах или в баррелях на акр-фут. Так как баррель (американский), равный 42 галлонам, составляет 5,6146 куб. футов, то 1 акр-фут равен 7758 баррелей. Порода с 10%-ной пористостью, следовательно, содержит 775,8 баррелей пор на 1 акр-фут породы.

Отношение объема порового пространства к общему объему породы называется абсолютной, или общей, пористостью. Она включает все поры и пустоты породы, как сообщающиеся, так и закрытые. При изучении же коллекторских пластов используется, как правило, иная величина, а именно отношение объема сообщающихся пор к общему объему породы, именуемая эффективной пористостью¹. Эта пористость обычно на 5-10 % меньше общей пористости пород². Проницаемость пород зависит от их эффективной пористости. Последняя может быть также названа полезным норовым пространством, поскольку нефть и газ при извлечении из пласта должны перемещаться через сообщающиеся пустоты. Пемза и вулканические шлаки, несмотря на то что имеют высокую общую пористость, характеризуются незначительной эффективной пористостью.

Пористость большинства коллекторов колеблется от 5 до 30 %, а чаще всего в пределах 10-20 %. Карбонатные породы-коллекторы обладают
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Фиг. 4-4. Разрез, показывающий изменение пористости и проницаемости пород одного и того же стратиграфического интервала в соседних скважинах, отстоящих на 1320 футов (400 м) одна от другой, месторождение Сидар-Лейк, западный Техас (Liebrоок, Hiltz, Huzarevich, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 192, p. 359, Fig. 5).

Продуктивная толща представлена доломитом, приуроченным к известняковой формации Сан-Андрее (пермь).

обычно несколько меньшей пористостью, чем песчаные, но проницаемость их может быть более высокой. Породы-коллекторы, пористость которых не превышает 5%, как правило, относятся к непромышленным или почти непромышленным, если только столь незначительная пористость не компенсируется трещиноватостью, наличием крупных пустот и каверн, которые нельзя обнаружить в небольших кусках породы, взятых из керна или из скважины³. Типичные значения пористости некоторых коллекторов перечислены в табл. 4-1. Грубая полевая оценка пористости может быть такой:
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¹В советской литературе такая пористость называется открытой пористостью.

Ввиду того что под термином «эффективная пористость» понимаются разными авторами различные величины, Всесоюзное совещание по коллекторам нефти и газа в 1962 г. рекомендовало отказаться от применения этого термина. ‑ Прим. ред.

²Разница между этими величинами зависит от состава и структуры пород: в среднезернистых песках она приближается к 0, в карбонатных породах может составлять 10-15%, а в пемзе ‑ 30-40 %. ‑ Прим. ред.

³В последнем случае речь идет, вероятно, об образцах, полученных с помощью бокового грунтоноса. ‑ Прим. ред.

Таблица 4-1 Характерные значения пористости и проницаемости пород-коллекторов
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Измерения пористости

Измерения, необходимые для вычисления пористости, производятся в лаборатории на небольших кусочках, вырезанных из керна, либо на шламе. К настоящему времени разработано и описано большое число методов быстрого и точного определения пористости [4]. Применяется также несколько качественных методов оценки пористости, дополняющих различные виды анализа кернового материала или заменяющих последние, когда они невозможны. Ниже приводится их краткое описание.

Электрокаротаж. Этот метод заключается в измерении (в милливольтах) естественного электрического потенциала пород (спонтанного потенциала, или ПС). Низкие значения потенциала устанавливаются против непроницаемых пластов, тогда как более высокие значения - против пористых (проницаемых) слоев (см. стр. 83-87: глава 3, электрический каротаж, А.Ф.).
Радиоактивный каротаж. С помощью гамма-каротажа измеряют естественное гамма-излучение пройденных скважиной пород, а с помощью другой разновидности радиоактивного каротажа ‑ нейтронного каротажа ‑ измеряют гамма-излучение из пород, возбуждаемое действием нейтронов (см. стр. 87-89: глава 3, радиоактивный каротаж, А.Ф.). Нейтронный каротаж фиксирует прежде всего содержание в пласте водорода и, следовательно, указывает на присутствие в толще пород флюидов, таких, как газ, нефть и вода. Наличие же последних свидетельствует о том, что породы обладают пористостью. Гамма-каротаж и нейтронный каротаж широко используются для выявления пористости известняковых и доломитовых коллекторов.
Другие виды каротажа. Очень полезны для определения пористости пород-коллекторов микрокаротаж и акустический каротаж. Качественную характеристику пористых зон позволяет выявить и кавернометрия, а в совокупности с другими видами каротажа она дает возможность произвести даже количественное определение пористости.
Исследование шлама под микроскопом. В случае отсутствия керна очень часто единственным способом непосредственного наблюдения пористости является изучение под бинокулярным микроскопом кусочков бурового шлама. Нефть, насыщающая мельчайшие пустоты, может быть обнаружена благодаря ее флуоресценции под ультрафиолетовыми лучами. Опытный микроскопист может быстро определить характер пористости и дать качественную оценку ее относительной величины, используя такие термины, как «непроницаемый», «плотный», «пустоты», «точечная пористость», «пористый», «кавернозный», «межкристаллическая», «межзерновая». Отсутствие в породе пор, видимых в микроскоп, обычно свидетельствует о том, что породы имеют слишком низкую пористость, чтобы содержать значительные количества нефти.
Малый объем порового пространства коллектора, как может быть установлено под микроскопом, обусловливается различными факторами: порода может быть, например, плотным тонкокристаллическим литографским известняком или доломитом; она может состоять из мелких и очень мелких песчаных частиц; содержать большое количество глинистых частиц, слагающих основную массу или образующих оболочки на песчаных зернах; содержать большое количество цемента; поровое пространство породы может быть занято в значительной степени каким-либо веществом, попавшим в поры под давлением [5].
Механический каротаж. Неожиданное увеличение значений проходки на диаграмме механического каротажа, обусловленное резким повышением скорости бурения с «проваливанием» бурового инструмента, часто свидетельствует о вскрытии толщи пористых пород. Чем больше пор содержит порода, тем меньшей плотностью она обладает и легче поддается разбуриванию. Подобные изменения скорости проходки часто рассматриваются как указание на наличие продуктивного пласта и служит сигналом для начала отбора керна с целью определения характера пород.
Неполное извлечение керна. Керн, извлекаемый при вращательном бурении обычным колонковым буром, может оказаться короче соответствующего интервала его отбора. Очень часто эта неполнота извлечения керна обусловливается трещиноватостью, пористостью и несцементированностью породы-коллектора, вследствие чего последняя не полностью захватывается колонкой и частично выносится на поверхность в виде бурового шлама. Тот факт, что зоны неполного извлечения керна могут соответствовать толщам пород с аномально высокой пористостью, объясняет существование эмпирического правила: «Керн не извлекается ‑ хорошая скважина».

Конечно, никогда нельзя сказать с уверенностью, действительно ли плохой вынос керна указывает на высокую пористость пород соответствующего интервала разреза, однако определенную помощь в решении этого вопроса могут оказать данные механического каротажа, поскольку пористые породы бурятся быстрее, чем плотные.

Появление алмазных колонковых долот сделало возможным почти стопроцентный вынос керна; поэтому их применение обычно позволяет производить непрерывную регистрацию изменений пористости вскрываемых скважиной пород по керну.

Проницаемость

Проницаемость ‑ это свойство породы, характеризующее возможность перемещения флюидов через сообщающиеся поры (эффективную пористость) без нарушения и смещения слагающих ее частиц; иными словами, проницаемость служит мерой флюидной проводимости породы и, очевидно, является наиболее важным параметром коллектора. В геологии нефти и газа проницаемость трактуется не как абсолютная, а как относительная величина; порода называется проницаемой, если за короткое время (например, в течение часа) она может пропустить заметное количество флюидов, и непроницаемой, если скорость фильтрации в ней ничтожна. Однако следует признать, что в масштабе геологического времени и по отношению к газам и жидкостям с малой вязкостью почти все породы обладают некоторой проницаемостью.

Единица измерения проницаемости пород в системе CGS была названа дарси, по имени Анри Дарси [6], который в 1856 г. исследовал фильтрацию жидкостей в пористой среде. Закон Дарси выражается уравнением
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где q ‑ объемный расход жидкости (в единицу времени) в см3/сек при горизонтальном течении, k ‑ постоянная проницаемости в дарси, А ‑ площадь поперечного сечения в см2, µ ‑ вязкость жидкости в сантипуазах и dp/dx ‑ гидравлический градиент, или разница в давлении (р) в направлении течения (х), в атм/см. Это уравнение полностью характеризует вязкое или ламинарное течение гомогенных флюидов в пористых средах с однородной упаковкой частиц и постоянным поперечным сечением¹. Таким образом, при заданном значении к скорость фильтрации флюидов через блок пористой породы прямо пропорциональна перепаду давления, а также площади поперечного сечения блока и обратно пропорциональна вязкости флюидов протяженности пути фильтрации.

Американский нефтяной институт дает следующее произвольное определение единицы дарси в системе CGS: «Пористая среда обладает проницаемостью в 1 дарси, если однофазный флюид с вязкостью в 1 сантипуаз, полностью насыщающий пустоты среды, фильтруется через нее в условиях вязкого течения со скоростью 1 см/сек при площади поперечного сечения среды 1 см2 и при давлении или соответствующем гидравлическом градиентом 1 атм/см (76,0 см ртутного столба)» [7]. В «условиях вязкого течения» скорость потока настолько низка, что становится прямо пропорциональной гидравлическому градиенту. Дарси является коэффициентом пропорциональности между этими величинами, а определенное числовое значение проницаемости – свойством и характерной особенностью только пропускающей
¹Турбулентное течение в породах-коллекторах не представляет интереса. Строгая формулировка закона Дарси требует учета ускорения силы тяжести и направления. Читатель, желающий более подробно ознакомиться с обстоятельствами установления и ограничениями применимости закона Дарси, отсылается к работам Хьюберта (Hubert, Journ., Geol. 48, pp. 787-826, 1940) и Маскета (Мuskat, Physicalles Principles of Oil Production, McGraw-Hill Book Co., New York, pp. 123-131, 1949).

флюид среды, но не самого флюида.

Проницаемость средних пород-коллекторов колеблется в пределах 5-1000 миллидарси. Чтобы получить представление о том, что такое один дарси, рассмотрим кубический блок песка с длиной стороны в 1 фут. Если песок будет иметь проницаемость в 1 дарси (1000 миллидарси), то этот кубический блок песка за сутки и при перепаде давления в 1 фунт (0,45 кг) должен пропускать около 1 барреля (160 л) нефти. В промышленных количествах нефть и газ иногда получают и из пород, проницаемость которых не превышает 0,1 миллидарси, однако в таком случае эти породы, очевидно, должны обладать высокопроницаемыми системами трещин, которые не могут быть обнаружены стандартными методами лабораторных анализов. В средних коллекторах проницаемость вместе с пористостью претерпевает сильные изменения, как в вертикальном, так и в горизонтальном направлении. Типичные примеры большинства подобных коллекторов (из Чили и Техаса) показаны на фиг. 4-3 и 4-4. Порода-коллектор, проницаемость которой не превышает 5 миллидарси, называется непроницаемым песком или плотным известняком в зависимости от ее состава. Ниже приводится грубая полевая оценка проницаемости (в миллидарси):
Средняя……………………….1,0-10

Хорошая………………………10-100

Очень хорошая……………….100-1000

Некоторые характерные значения пористости и проницаемости коллекторов нефтяных залежей сведены в табл. 4-1.

Измерения проницаемости

Проницаемость пород-коллекторов определяется обычно в лабораторных условиях посредством исследования образцов или кусочков керна в пермеаметре. Пермеаметры разных систем различаются в деталях конструкции, но все они обычно состоят из кернодержателя, насоса для нагнетания флюида через керн, манометров для измерения перепада давления в керне и расходомера для измерения скорости прохождения флюида через керн. Лабораторные методы стандартизованы, поэтому все измерения можно проводить быстро и с достаточной точностью для решения проблем, связанных с коллектором. Для испытаний, как правило, используют цилиндрические образцы керна диаметром 2 см и длиной 2-3 см1. Разработано и описано несколько таких методов [8].

При измерении проницаемости коллекторов применяют обычно воздух или сухой газ при минимальном давлении, обеспечивающем наименьшую поддающуюся определению скорость течения флюида; если давление вызовет турбулентное течение флюида в породе, измерения будут чреваты серьезными погрешностями. Чаще всего в качестве эталона используют воздух, поскольку он слабо или вообще не реагирует с веществом породы и не вызывает каких-либо систематических изменений ее проницаемости². Кроме того, измерения проницаемости пород с применением воздуха легко сравнимы между собой. Установлено, однако, что воздухопроницаемость образца породы-коллектора в лабораторных условиях не всегда соответствует ее проницаемости в отношении нефти, газа и минерализованной воды в пластовых условиях. Повышение значений проницаемости при определении ее с помощью воздуха по отношению к проницаемости, измеренной с помощью пластовых флюидов, вызывают следующие факторы:

¹В СССР в качестве стандартных для определения проницаемости приняты следующие размеры образцов: диаметр 3 см, длина 5 см. ‑ Прим. ред.
²Еще лучше применять нейтральный азот. ‑ Прим. ред.

Перед проведением измерений проницаемости образец породы высушивается и полностью освобождается от присутствующих в нем газа, нефти и воды. Поскольку коллекторы в большинстве своем гидрофильны (т.е. каждая частица породы обволакивается тонкой пленкой пластовой воды), воздухопроницаемость сухого образца будет отличаться от газо- и нефтепроницаемости смоченного водой образца.

1. Породы-коллекторы почти всегда содержат некоторое количество глинистых минералов, многие из которых химически неустойчивы. Некоторые из них, особенно монтмориллонит, поглощают воду и разбухают (причем степень разбухания зависит от свойств воды). В связи с тем что при лабораторной обработке вода из образцов пород удаляется, глинистые минералы могут либо лишиться содержащейся в них воды, либо и вовсе распасться на более мелкие частицы, а любое из этих изменений глинистых минералов отражается на результатах измерения проницаемости пород. Коллоидный глинистый материал породы-коллектора после сушки и очистки образца от нефти может утратить связанность и стать рыхлым. Поэтому он может забить мелкие поры породы; во всяком случае, структура порового пространства изменится по сравнению с ее характеристикой в пластовых условиях.

Если планируется заполнение коллекторов водой, как, например, в случае заводнения при применении методов вторичной разработки, желательно провести специальные измерения проницаемости пород с использованием той же самой воды, которую предполагается закачивать в пласт. Полученные при этом значения будут отражать водопроницаемость пород, которая обычно ниже их воздухопроницаемости. Эффективность и успешность работ по вторичной добыче нефти с нагнетанием воды в пласт в целях вытеснения или вымывания нефти из пор зависит в большой степени от свойств применяемой» воды, которая не должна вызывать разбухания глинистых частиц в породе.

3.
Неполное высушивание керна может быть причиной частичного захвата породой воздуха (эффект Жамэна). Поэтому сопротивление фильтрации значительно возрастает, когда в капиллярных каналах газовые пузырьки будут перемешиваться с капельками жидкости, например, пузырьки воздуха и капельки воды или пузырьки газа и капельки нефти [9]. В связи с этим, если при определении проницаемости пород применяется жидкость, весь газ и воздух должны быть удалены из исследуемого образца с особой тщательностью; в противном случае значения проницаемости будут сильно занижены.

4.
Проницаемость не зависит от типа флюида, фильтрующегося через породу, так же как и от величины перепада давления. Однако газопроницаемость пород выше их проницаемости для жидкостей, что, вероятно, в значительной мере объясняется проскальзыванием пузырьков газа вдоль стенок сообщающихся пустот (чего не отмечается для жидкостей). С ростом давления уменьшается объем воздуха или любого другого газа, испольуемых для измерения проницаемости и, следовательно, сильно уменьшается редний свободный пробег газовых молекул, пока при достаточно высоких давлениях газ не становится почти тождественным жидкости. Для определения поправки на это различие между воздухом и жидкостью Клинкенберг предложил специальную шкалу [10]. Она основана на представлении о том, что газопроницаемость является функцией среднего свободного про газовых молекул, т.е. газопроницаемость зависит от таких факторов, ратура. давление и состав газа. Давление является наиболее главным из них. Низкое давление обусловливает максимальную величину среднего свободного пробега молекул и, кроме того, наибольшую их к проскальзыванию. Поправку на проницаемость Клинкенберг по определить путем измерения воздухопроницаемости при нескольких различных значениях давления и экстраполяции получаемой кривой до бесконечно высокого давления, при котором воздухопроницаемость приближается к проницаемости для жидкостей. Проницаемость по Клинкенбергу, эквивалентная воздухопроницаемости, в «плотных» песках (проницаемость менее 1 миллидарси) может возрасти на 100 %: эта поправка приближается к нулю для пород высокой проницаемости. Таким образом, поправочный коэффициент проницаемости Клинкенберга применяется для определения ошибки измерения, которая возникает в результате проскальзывания газа низкого давления при его использовании. Эта зависимость на бумаге с двойной логарифмической сеткой выражается прямой линией.
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Обычно проницаемость измеряется в направлении, параллельном поверхностям напластования породы-коллектора. По направлению этой горизонтальной, или латеральной, проницаемости и происходит основная фильтрация флюидов в скважину. Часто измеряют также проницаемость в направлении, поперечном по отношению к поверхностям напластования, или вертикальную проницаемость, которая обычно меньше горизонтальной1. Высокая проницаемость поперек слоистости может явиться причиной просачивания воды снизу или проскальзывания газа сверху вниз; в результате этого изменяется относительная насыщенность пласта у ствола скважины, что отрицательно сказывается на ее продуктивности.
Причиной более высокой горизонтальной проницаемости по отношению к вертикальной является в значительной степени характер расположения и упаковки слагающих породу частиц, который возникает в процессе седиментации. Поскольку плоские зерна стремятся располагаться и перекрывать друг друга параллельно поверхностям наслоения, растворы наиболее свободно движутся в этом направлении, и, растворяя минеральные частицы породы, эти жидкости повышают горизонтальную проницаемость породы. Незначительные отдельности внутри пласта и слоистость, связанная с изменениями размера частиц, гораздо чаще располагаются параллельно наслоению, чем поперек его, так что эти явления также способствуют увеличению горизонтальной проницаемости по сравнению с вертикальной. Следует отметить, что те значения, которые мы получаем обычно при лабораторных исследованиях, характеризуют именно проницаемость параллельно напластованию. Однако, если пласт-коллектор имеет крутое или вертикальное падение, направление повышенной проницаемости может быть почти параллельным стволу скважины.
Высокая вертикальная проницаемость связана в основном с наличием трещин и процессами растворения вдоль них, а также с существованием поверхностей отдельности, ориентированных поперек слоистости. Она чаще всего встречается в карбонатных и других хрупких породах, а также свойственна кластическим породам с высоким содержанием растворимого материала. Ее можно обнаружить, кроме того, в неплотно упакованных или несцементированных песчаных породах.
Если отобрано и исследовано достаточное количество керна, с помощью стандартных лабораторных методов можно получить все необходимые сведения о проницаемости пород, причем точность измерений будет удовлетворять требованиям, возникающим при решении самых различных задач - геологических, технологических и промысловых. Полевые методы определения проницаемости, хотя и уступают в точности лабораторным, все же чрезвычайно полезны, а часто предоставляют единственно возможные данные о проницаемости тех или иных пород.

¹Отождествлять проницаемость вдоль слоистости с горизонтальной можно лишь в случае небольших углов падения пород. ‑ Прим. ред.

1. Если во вскрытом пласте содержится так много свободной воды, что она начинает поступать в ствол скважины, разжижая буровой раствор при вращательном бурении или частично заполняя скважину при канатном, это указывает на то, что пласт проницаем. Скорость, с которой вода поступает в ствол скважины канатного бурения, дает даже лучшее представление об общей проницаемости вскрываемых пород, чем лабораторное исследование керна.

2. При вращательном бурении глинистый раствор закачивают в ствол скважины по квадратной бурильной трубе, и через коронку долота он поступает к забою, а затем вместе с шламом вновь выносится на поверхность по кольцевому пространству между бурильной трубой и стенкой скважины. Если глинистый раствор не возвращается к устью скважины или выносится не полностью, говорят о потере его циркуляции в скважине. Это означает, что раствор уходит из ствола скважины в пласт, который должен обладать высокой проницаемостью и давлением, меньшим по сравнению с гидростатическим давлением бурового раствора в скважине.

3. Внезапное увеличение скорости проходки указывает на вскрытие скважиной менее твердых пород; это может означать, что долото вошло в пласт, обладающий высокой пористостью, а возможно, и проницаемостью.

4. Одним из лучших способов измерения общей, или суммарной, проницаемости пласта являются испытания его продуктивности, при которых выясняется зависимость между производительностью скважины и снижением давления на забое. Если проницаемость пород высока, то скорость снижения давления на забое скважины при увеличении скорости добычи будет незначительной, при низкой же проницаемости снижение забойного давления с увеличением скорости добычи будет гораздо более интенсивным. Весьма показательна также скорость восстановления пластового давления после проведения испытаний, ибо она позволяет судить об объеме системы потом. является ли система изолированной или открытой. Испытания пласта при полностью открытых задвижках скважины с целью определения свободного дебита являются стандартной процедурой, когда для точных подсчетов запасов нефти и газа в пласте и его отдачи наряду с учетом метода завершения скважины бурением требуется знание его флюидопроницаемости
5. Можно составить профиль проницаемости коллектора с помощью электрозонда [10] – прибора для для определения в стволе скважины положения поверхности раздела между двумя жидкостями, характеризующимися различной электропроводностью. В скважину нагнетают соленую воду до полного перекрытия коллекторского пласта. Затем она проталкивается в пласт закачиваемой в скважину нефтью. Скорость снижения раздела между нефтью и соленой водой фиксируется электрозондом по мере его смещения вниз по стволу вслед за этой поверхностью раздела. Проницаемость пород любой части разреза проницаемого пласта выражается в процентах относительно общей проницаемости пород всего разреза в целом. 
6. Качественная оценка проницаемости может быть произведена посредством закачивания в коллектор радкоактивного глинистого раствора и последующего измерения радкоактивности против коллектора с помощью счетчика Гейгера. Высокая радиоактивность указывает на интервалы наибольшего проникновения радкоактивного раствора в пласт и фиксирует, таким образом зоны высокой проницаемости.
7. Основываясь на зависимости между проницаемостью пород и кривой их капиллярного давления, можно рассчитать проницаемость по шламу или обломкам керна [13] (см. также стр. 421-427: Капиллярное давление).

Эффективная и относительная проницаемость

Закон Дарси, которому подчиняется фильтрация флюидов в пористой среде, основывается на допущении, что в пласте присутствует только один флюид и что он полностью насыщает породу. Однако в природе поровое пространство коллектора содержит в различных количествах газ, нефть и воду, причем каждый из этих флюидов препятствует течению других. Если флюид насыщает породу не полностью, как это обычно и наблюдается в естественных условиях, то способность породы проводить его в присутствии других флюидов называется эффективной проницаемостью породы для данного флюида [14]. Эффективная проницаемость для воздуха, газа, нефти и воды обозначается соответственно как ka, kg, kо и kw¹. Установлено, что каждое данное значение насыщенности2 пласта любым из перечисленных флюидов имеет постоянную зависимость от эффективной проницаемости; если один из этих параметров меняется, пропорционально ему изменяется и другой. Однако эта зависимость различна для разных пород и должна быть определена экспериментальным путем. На нее оказывают влияние, очевидно, такие факторы, как разбухание глинистых частиц, наличие адсорбционных пленок, гидрофобных и гидрофильных поверхностей, присутствие в пласте других несмешивающихся флюидов и давление газа.

Отношение между эффективной проницаемостью для данного флюида при частичной насыщенности и проницаемостью при 100%-ной насыщенности (абсолютная проницаемость) называется относительной проницаемостью [15]. Она обозначается как kg/k, kо/k и kw/k (или как соответственно для газа, нефти и воды и колеблется от нуля при низкой насыщенности до 1,0 при 100%-ном насыщении. Иными словами, относительная проницаемость - это отношение количества какого-либо флюида, которое фильтруется через породу при определенной степени насыщения и в присутствии других флюидов, к тому его количеству, которое могло бы профильтроваться при том же градиенте давления и наличии тех же флюидов в случае 100%-ной насыщенности. Поскольку поровое пространство всех природных резервуаров заполнено газом, нефтью и водой в различных пропорциях, относительная проницаемость породы-коллектора для одного из этих флюидов зависит от количества (насыщения) и природы других присутствующих в пласте флюидов. При исследованиях коллекторских свойств пород фактически всегда необходимо пользоваться относительной проницаемостью, а не проницаемостью для какого-либо отдельно взятого флюида. Относительная проницаемость породы для любого флюида возрастает с увеличением ее насыщенности этим флюидом, пока, наконец, при полном насыщении не будет достигнуто максимальное значение k.
Относительную проницаемость следует определять экспериментально для каждой породы при различных комбинациях насыщения ее отдельными флюидами. В процессе эксплуатации залежи эти соотношения непрерывно меняются. На фиг. 4-5 и 4-6 [16] показаны типичные графики изменения относительной проницаемости, в основных чертах отражающие характер этого явления. Из фиг. 4-5 видно, что порода непроницаема для нефти, пока ее нефтенасыщенность не станет равной 30% или превысит эту цифру.

¹Предлагается (API RP № 27, р. 4) стандартизировать символизацию записи эффективной проницаемости. Так, k0 (60, 13) должно означать эффективную проницаемость среды для нефти (в миллидарси или дарси) при ее нефтенасыщенности, равной 60%, водонасыщенности. равной 13%, и газонасыщенности, составляющей 27%. Концентрация газа устанавливается по разности между 100%-ной насыщенностью среды и суммарной концентрацией воды и нефти. Тогда kw (50, 40) означает эффективную проницаемость среды для воды при 50%-ной нефтенасыщенности, 40%-ной водонасыщенности, 10%-ной газонасыщенности.

²Насыщенность определяется отношением объема флюида в породе к общему объему пор.

Причина такого явления заключается в том, что нефть сначала преимущественно смачивает поверхности минеральных частиц породы; она прилипает к ним, заполняя при этом наиболее мелкие пустоты (см. также стр. 416-421, где рассматривается смачиваемость пород, капиллярное давление). В этот период, когда относительная газопроницаемость породы колеблется в пределах 1,0-0,63, газ
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Фиг. 4-5. Типичная зависимость относительной проницаемости от изменений насыщенности пород газом и нефтью.

перемещается свободно. Другими словами, пока нефтенасыщенность породы не достигнет 30 %, а ее газонасыщенность колеблется между 100 и 70 %, только газ может проходить через породу. В точке пересечения кривых
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Фиг. 4-6. Типичная зависимость относительной проницаемости от изменений насыщенности пород водой и нефтью.

относительная проницаемость одинакова для газа и нефти, и оба эти флюида фильтруются через породу в равной степени хорошо. Выше этой точки нефтенасыщенность достигает 100 %, и относительная проницаемость породы для нефти возрастает до 1,0 (величина, отражающая к породы). При этом газонасыщенность породы снижается до нуля.

Диаграмма, приведенная на фиг. 4-6, отличается от только что описанной тем, что смачивающей жидкостью здесь является не нефть, а вода. Во всех пустотах породы всегда содержится некоторое количество остаточной воды; однако, как следует из диаграммы, вода не начинает просачиваться сквозь породу, пока водонасыщенность не превысит 20%. При низкой водонасыщенности вода находится в породе в связанном или «погребенном» состоянии, при этом она преимущественно смачивает поверхности минеральных частиц породы и заполняет более мелкие поры (о связанной и погребенной воде см. на стр. 149-153: глава 5, классификация вод нефтяных месторождений, А.Ф.). По мере возрастания водонасыщенности от 5 до 20 % нефтенасыщенность породы снижается от 95 до 80 %. Вплоть до этого момента порода пропускает только нефть и совершенно непроницаема для воды. В точке пересечения кривых при 56 %-ной водо- и 44 %-ной нефтенасыщенности относительная проницаемость породы равнозначна для обеих жидкостей, и обе они одинаково хорошо проходят через породу. Когда водонасыщенность превосходит этот уровень, вода начинает фильтроваться более свободно, а нефтенасыщенность постепенно снижается; примерно при 10 %-ной нефтенасыщенности нефть прекращает движение, иначе говоря, порода в этом случае становится непроницаемой для нефти и через нее может фильтроваться только вода.
Соотношения, отраженные на приведенных диаграммах (фиг. 4-5 и 4-6), широко используются при решении задач, связанных с движением флюидов в проницаемых породах. Вероятно, наиболее важным аспектом их применения в геологии нефти и газа является вывод о том, что для начала движения в породе несмачивающего флюида необходима, по крайней мере, 5- 10 %-ная насыщенность, а для смачивающих жидкостей она должна составлять не менее 20-40 %. Это означает, что для нефти и газа (как несмачивающих флюидов) должно быть достигнуто насыщение порового пространства минимум в 5-10 %, прежде чем они смогут начать перемещаться в водонасыщенной породе и скапливаться в залежи (при условии, конечно, что эти закономерности, установленные лабораторным путем и на протяжении времени существования залежей нефти и газа, можно экстраполировать на процессы, длительность которых исчисляется геологическим временем). Кроме того, приведенные диаграммы позволяют сделать вывод, что в каждой нефтяной залежи породы характеризуются остаточной нефтенасыщенностью, равной 5-10 %, и это количество нефти нельзя извлечь обычными методами эксплуатации. Эти вопросы будут рассмотрены более подробно ниже, при описании процессов миграции и аккумуляции углеводородов (глава 12).

Классификация и происхождение порового пространства
Различают два основных типа порового пространства осадочных пород: первичную, или межзерновую, пористость и вторичную, или промежуточную [17].

Первичная, или межзерновая, пористость
Эта пористость иногда называется первоначальной (original) в связи с тем, что она возникает вместе с отложением осадков. Песок является проницаемой породой с первичной пористостью. К менее проницаемым средам относятся глинистые, карбонатные и кристаллические породы. Характер первичной пористости определяется структурой порового пространства, формой пор, степенью их сообщаемости между собой и распределением в пласте осадочной породы [18].
Термин «упаковка» характеризует способ взаимного сочленения минеральных частиц обломочной породы [19]. Первичная пористость породы в значительной мере зависит от характера упаковки частиц, который в свою очередь контролируется, кроме всего прочего, степенью однородности размеров обломочных зерен. Если бы все зерна песчаника представляли собой правильные сферы одинакового размера, то его пористость колебалась бы от 47,6% при кубической до 25,9% при ромбоэдрической упаковке сферических зерен, а среднее значение пористости такого песчаника составляло бы 36,7% (фиг. 4-7). Пористость агрегата единообразно упакованных сферических зерен теоретически не зависит от их размера при условии, что он одинаков для всех частиц. Таким образом, песок, сложенный однородными округлыми крупными зернами, будет иметь такую же пористость, что и песок, сложенный однородными округлыми, но мелкими зернами, если в обоих
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Фиг. 4-7. Сравнение величины пористости при кубической (слева) и ромбоэдрической упаковке сферических зерен (Gratоn, Journ. Geol., 43, p. 800, Fig. 5, 1953).

будет одинаковым тип упаковки. Однако в действительности полной гранулометрической однородности в обломочных породах-коллекторах никогда не бывает, поскольку известно, что пористость песчаников обычно составляет около 20%. Поры между крупными зернами, как правило, заполняются более мелкими частицами основной массы. В конечном счете порода занимает минимально возможный объем, ибо обычные седиментационные процессы, такие, как деятельность волн и течений, взмучивают и сортируют частицы, пока при данном гранулометрическом составе и форме частиц не достигается наиболее плотная их упаковка.

Наибольшая гранулометрическая однородность свойственна обломочным породам, сложенным хорошо отсортированными и окатанными песчаными зернами или оолитами. Частицы, слагающие тонкодисперные обломочные породы, обычно менее хорошо окатаны по сравнению с частицами более грубозернистых пород, так как природные процессы окатывания не могут эффективно воздействовать на очень мелкие частицы [20]. В гранулометрическп однородных породах чем меньше размер зерен, тем выше пористость; это обусловлено трением, сцеплением частиц и образованием ими перемычек - явлениями, которые более присущи зернам меньшего размера, обладающим большей удельной поверхностью [21]. Форма частиц обломочных пород изменяется от округлой до угловатой, уплощенной и пластинчатой, а их размер ‑ от очень крупных до мелких и даже коллоидных. Столь же широко варьирует количество цементирующего материала, заполняющего прмежутки между зернами. Таким образом, пористость обычной обломочной породы представляет собой результат комбинации таких переменных параметров, как размер и форма зерен, сортировка, упаковка, а также характер и количество цементирующего материала. Пористость резко снижается с добавлением тонких частиц основной массы, которые заполняют поровое пространство. Многие менее значительные изменения пористости и проницаемостп, происходящие в обычном коллекторе обломочного происхождения, связаны с изменениями условий осадконакопления, к которым: минеральные частицы весьма чувствительны.

Пористость большинства песчаных коллекторов является преимущественно первичной. В пластах с очень высокой пористостью песчаные зерна обычно несцементированы и слабо связаны между собой, а потому могут захватываться и увлекаться потоком нефти, иногда в значительных количествах. Например, зерна рыхлого песка, извлекаемые вместе с нефтью из формации Уилкокс (ордовик) на месторождении Оклахома-Сити, при плотной упаковке образуют агрегат с пористостью около 3 %, тогда как пористость консолидированных пород того же месторождения, судя по данным исследования керна, составляет в среднем 16 % [22]. Крайне низкая пористость обломочных пород чаще всего связана с заилением песчаного материала, неоднородностью гранулометрического состава, высоким содержанием основной массы, а иногда и плотной цементацией слагающих породу частиц ‑ кремнеземом, кальцитом или доломитом.
Условия, контролирующие проницаемость, в значительной мере отличаются от тех, которые определяют пористость [23]. К числу геологических факторов, влияющих на проницаемость возможных пород-коллекторов, можно отнести следующие:
1. Температура¹. С повышением температуры понижается вязкость жидкостей, а проницаемость изменяется обратно пропорционально последней.
2. Гидравлический градиент. Скорость течения флюида прямо пропорциональна гидравлическому градиенту. Вероятно, при достаточно высоком перепаде давлений и низкой вязкости жидкостей в какой-то степени проницаемы любые породы. Однако мы имеем в основном дело с низкими градиентами, большей частью составляющими в среднем менее 50 фунт/кв. дюйм (3 5 кг /см²) и редко превышающими 500 фунт/кв. дюйм (35 кг/см ) на милю.

3. Форма зерен и упаковка. Установлено, что при неоднородном гранулометрическом составе проницаемость пород тем выше, чем больше форма зерен отклоняется от правильной сферической. Так, проницаемость песчаных пород состоящих из угловатых зерен, выше проницаемости тех же пород, сложенных преимущественно сферическими зернами аналогичных размеров, что обусловлено менее плотной упаковкой угловатых зерен и образованием ими перемычек. Породы, сложенные главным образом уплощенными или пластинчатыми (наподобие листочков слюды) частицами, а также кристаллами игольчатой формы, обладают рыхлой упаковкой, характеризуются высокой пористостью и, как правило, имеют хорошую проницаемость. И хотя в данном случае с уменьшением размера зерен пористость пород возрастает относительная проницаемость понижается, что объясняется увеличением извилистости поровых каналов и повышением капиллярного давления, вызывающими более высокое насыщение пород смачивающими жидкостями.
Уплотнение и цементация пород уменьшают их проницаемость, связанную с первичной пористостью, в то время как появление каналов растворения увеличивают ее. Наличие трещин, разрывов, поверхностей отдельности и особенно поверхностей напластования значительно повышает проницаемость пород благодаря большой площади поперечного сечения связанных с ними плоских щелей. Проницаемость меняется обратно пропорционально длине потока и, следовательно, извилистости путей миграции; поэтому любое укорочение последних ведет к увеличению проницаемости.
Карбонатные породы-коллекторы обычно в большей степени, чем песчаные характеризуются вторичной пористостью. Однако часто трудно провести различие между первичной и вторичной пористостью карбонатных пород хотя некоторые из них бесспорно обладают первичной пористостью, которая представлена такими формами, как: 1) поры внутри и между раковинами ядрами ископаемых, их обломками, остатками фораминифер и водорослей и поры в ракушнике; 2) поры между карбонатными кристаллами

¹Правильнее было бы на первое место поставить размер зерен и степень их сортировки ибо с увеличением размеров зерен и сортировки материала проницаемость в отличие от пористости резко повышается. ‑ Прим. ред.

и по плоскостям спайности внутри них ‑ это так называемая межкристаллическая пористость; 3) поры, связанные с оолитами и оолитовыми известняками; 4) поры вдоль поверхностей напластования, образующиеся в результате изменения условий седиментации, отложения глинистого и алевритового материала и, возможно, появления кристаллической структуры, отличной от таковой в основной части карбонатного пласта; 5) трещины усыхания и уплотнения, возникающие в процессе седиментации.
Некоторые диагенетические процессы продолжаются в карбонатных породах и после их литификации [24], что способствует образованию вторичной пористости. Уплотнение, цементация, растворение, перекристаллизация и доломитизация обычно протекают в диагенетическую и катагенетическую стадии преобразования карбонатных отложений. Пористость, возникающая в результате этих процессов (если она поддается выявлению), может считаться вторичной, тогда как пористость, являющаяся результатом лишь незначительного изменения первичных осадочных свойств пород, может рассматриваться как первичная. Межкристаллическая пористость может быть как
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Фиг. 4-8. Шлифы известняковых пород-коллекторов, импрегнированных пластмассой, заполнившей поры (зачернены) (Stewart, Craig, Morse, Tech. Paper 3517, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 198, pp. 93-102, 1953). Масштаб 1:100 дюймов. А ‑ рифовый тип пористости; Б ‑ первичная пористость; В ‑ точечная пористость; Г ‑ трещинная пористость.
первичной, так и вторичной, и определение ее генезиса часто весьма затруднительно. То же самое справедливо и по отношению к трещинам, которые образуются в результате вторичных деформаций, или в процессе первичного уплотнения карбонатных осадков¹. Примеры различных типов пористости в известняках показаны на фиг. 4-8.
Примерами природных резервуаров, приуроченных к карбонатным породам с первичной пористостью, могут служить линза оолитовых известняков и ракушечника на месторождении Лисбон в Луизиане [25] (см. также стр. 296: фиг. 7-26) и пенсильванская ракушечниковая толща на месторождении Тодд в западном Техасе [26] (см. стр. 295-296: фиг. 7-25 – 7-27). На Южных месторождениях Мексики нефть добывается из известняка Эль-Абра (мел). Его пористость обусловлена преимущественно наличием обломков раковин, а также полых отпечатков кораллов и различных типов моллюсков, включая рудистов, а сообщаемость пор ‑ присутствием трещин и разрывов. Внутренняя часть полых отпечатков выполнена друзами. Некоторые из этих полостей в обнажениях содержат битум (альбертит), тогда как на глубине они заполнены нефтью, газом или асфальтом [27]. Формация Эль-Абра представлена рифовым известняком, пористость которого

¹Тектонические трещины характеризуются такими особенностями, как Выдержанность по площади, пересечение зерен и органических остатков и т. д., благодаря которым их легко отличить от диагенетических и других трещин. - Прим. ред.

главным образом первичная, что является характерной особенностью многих органогенных рифов (см. также стр. 293).
Оолиты представляют собой небольшие округлые сростки, состоящие обычно из кальцита, но иногда также из кремнезема. Они образуются в результате концентрического нарастания слагающего их вещества вокруг чужеродного ядра. Диаметры оолитов колеблются от 0,25 до 2,0 мм, но чаще всего имеют размер 0,5-1,0 мм. Название «оолит», или «икряной камень», происходит от внешнего сходства их с икрой рыб. Более крупные сростки телец размером с горох называются пизолитами. С оолитами связаны два типа порового пространства. В большей части оно представлено порами между оолитами и, следовательно, сходно с межзерновой пористостью любой обломочной породы. В некоторых случаях, однако, оолиты могут быть растворены и на их месте остаются пустоты, разделенные нерастворимым материалом основной массы и цемента. Породы, сложенные исключительно оолитами с большим количеством оолитовых отпечатков, часто образуют прекрасные природные резервуары, характеризующиеся высокой пористостью и проницаемостью.
Многочисленные залежи нефти и газа связаны с природными резервуарами, приуроченными к известнякам и доломитам оолитового строения, пористость которых в основном первичная. Более 120 млн. баррелей нефти было получено из плотных бурых оолитовых известняков Смаковер (юра) на месторождении Магнолиа в округе Колумбия, штат Арканзас [28]. Пористость чистой оолитовой породы достигает почти 20 %, а ее проницаемость ‑ около 1000 миллидарси, тогда как части природного резервуара, сложенные известняками и мелом, характеризуются меньшей пористостью и проницаемостью. Ловушка представляет собой симметричную удлиненную куполовидную складку амплитудой до 270 футов, занимающую площадь около 4700 акров. В недрах южного Арканзаса широко развита состоящая из оолитовых пород формация Рейнолдс, относимая к верхней части известняков Смаковер. Это самая нижняя продуктивная толща месторождения Шулер [29], где она сложена типичными сферическими оолитами, от очень мелких до крупных, и небольшим количеством пизолитов. Оолиты слабо сцементированы, и поэтому пористость пород высока, иногда более 23 %, а в среднем составляет 16,7 %. Проницаемость по горизонтали и вертикали местами превышает 15 000 миллидарси, в среднем достигая 1176 миллидарси. На газовом месторождении Картидж в округе Панола, штат Техас (одном из крупнейших газовых месторождений США), к числу основных продуктивных горизонтов относятся известняки Аппер-Петтет (нижний мел). Это серые, содержащие ископаемые организмы, местами перекристаллизо​ванные, пористые оолитовые известняки мощностью до 32 футов, которые выклиниваются по восстанию вкрест широкой складки [30] (см. фиг. 8-4). «Песок» Мак-Клоски в бассейне Иллинойс, стратиграфический аналог выходящей на дневную поверхность формации Св. Женевьевы (верхний миссисипий), является одной из наиболее широко развитых продуктивных толщ, сложенных оолитовыми породами. Во многих залежах, связанных с этой толщей, нефть заполняет либо поры между оолитами, либо полости на месте растворившихся оолитов, а иногда и те и другие [31].
Можно привести многочисленные примеры залежей нефти и газа, когда коллекторскими породами являются известняки, обладающие как первичной, так и вторичной пористостью. Среди наиболее крупных залежей можно назвать залежь Редуотер в Альберте, Канада [32], площадь которой достигает почти 60 кв. миль. Геологические запасы нефти оцениваются здесь в 1,5 млрд. баррелей, а извлекаемые ‑ по крайней мере в 600 млн. баррелей. Коллектором являются органогенные известняки Ледюк (D-3), входящие в состав формации Вудбенд (верхний девон), причем нефть скопилась в стратиграфической ловушке вдоль линии их выклинивания по восстанию на северо-восток внутри толщи глинистых пород (см. фиг. 7-49). Известняки, слагающие биостромы, имеют эффективную пористость порядка 7 % и среднюю проницаемость около 800 миллидарси. Поровое пространство известняков составляют различно комбинирующиеся пустоты между обломками известняков, полости внутри органических остатков, трещины и межкристаллические поры. Разрез образца керна доломита, взятого на близрасположенном и аналогичном по строению месторождении Ледюк, свидетельствует о том, что и здесь в поровом пространстве коллектора наблюдается комбинация нескольких типов пористости (см. фиг. 4-13).

Вторичная, или промежуточная, пористость

В случае вторичной пористости форма и размер пустот, их расположение в породе и характер сообщаемости между собой не имеют прямой связи с морфологией осадочных частиц. Эта разновидность порового пространства называется еще «наведенной пористостью» [33]. Такой пористостью обладают, например, кавернозные известняки, а также трещиноватые кремнистые и кремнисто-глинистые породы. Большинство природных резервуаров, характеризующихся вторичной пористостью, приурочено к карбонатным породам ‑ известнякам и доломитам, вследствие чего этот тип пористости часто именуется «известняковой» или «карбонатной» пористостью. Вторичная пористость может возникать или видоизменяться в результате: 1) растворения; 2) образования трещин и разломов; 3) перекристаллизации и доломитизации; 4) цементации и уплотнения.
Растворение. Поверхностные воды, обогащенные углекислотой и органическими кислотами, проникают в толщу горных пород по различным пустотным пространствам [34], таким, как первичные поры, трещины, разрывы, плоскости отдельности, межкристаллические пустоты и поверхности напластования. Проходя сквозь породы, эти кислые воды растворяют и выносят различные соединения, включая карбонаты кальция и магния, а также соли натрия и калия, тем самым еще более расширяя каналы фильтрации и увеличивая пористость. В результате преимущественного растворения соприкасающихся между собой кристаллов кальцита в доломите образуются дополнительные каналы и затем подвергаются растворяющему действию вод все новые и новые минеральные зерна. Процессы растворения продолжаются на протяжении всего времени, пока в породах циркулируют растворители, непрерывно изменяя характер пористости и проницаемости.
В порядке понижающейся растворимости в кислом водном растворе наиболее распространенные в природе карбонаты располагаются следующим образом: 1) арагонит; 2) кальцит, 3) доломит, 4) магнезит. В гранулометрически однородных породах смешанного известняково-доломитового состава одновременно растворяются 24 части кальцита и часть доломита, пока весь кальцит не переходит в раствор [35]. В случае меньшей гранулометрической однородности это соотношение меняется в зависимости от относительного размера кристаллов и характера распределения кальцита и доломита в породе. Доломит с большим трудом поддается выветриванию, тогда как кальцит разрушается очень быстро.
Увеличение пористости происходит в тех участках породы, где скорость растворения превышает интенсивность вторичного выпадения вещества в осадок. Часть растворенного материала переотлагается в других участках породы, образуя цемент, уменьшающий пористость. Часто растворенный материал выносится на поверхность и уносится реками, протекающими в данном районе. Особенно большое значение процессы растворения приобретают в природных резервуарах, сложенных известняками и доломитами, но в известной мере они проявляются почти во всех породах-коллекторах, так как большая часть обломочных пород содержит то или иное количество карбонатов кальция и магния и других растворимых материалов.

Растворы органических кислот образуются в основном в зоне выветривания [36], преимущественно в результате разложения органического вещества. Ховард и Дэвид [37], добавив в воду листья вяза и каштана, почвенных бактерий и кусочки известняка, оставили эту смесь на открытом воздухе. В течение первых двух месяцев они наблюдали возникновение СО2 во все возрастающем количестве, а в последующие одиннадцать месяцев газ образовывался в постоянно уменьшающихся объемах. Деятельность бактерий также достигает наибольшей интенсивности на поверхности выветривания. Бессчетное множество растительных и животных организмов живет, погибает и позднее разлагается в почвенном слое и на поверхности земли, способствуя химическому разложению многих встречающихся здесь минералов.

Таким образом, зона выветривания характеризуется высокой химической и биохимической активностью, что обеспечивает обогащение поверхностных вод органическими и неорганическими кислотами. Многочисленные водные источники, поноры (вертикальные полости) и различные формы карстового рельефа, известные во многих районах развития известняков, свидетельствуют о большой роли процессов растворения в образовании пористости карбонатных пород. Особенно большой пористостью обычно отличаются карбонатные породы, залегающие непосредственно под поверхностями несогласия, так как при этом породы подвергаются суммарному воздействию процессов растворения и выветривания. Пример погребенного предпенсильванского карстового рельефа, развитого в ордовикских известняках западного Канзаса, приведен на фиг. 7-58.

Поверхности несогласия наиболее часто встречаются на площади распространения осадочных образований. Поскольку несогласия представлены поверхностями субаэральных перерывов седиментации, подвергавшимися выветриванию и эрозии, к ним обычно приурочены зоны развития пористости растворения, которые могут служить природными резервуарами, причем в районах с изученной стратиграфией и историей геологического развития их положение в разрезе можно предсказать еще до начала бурения. Тесная связь пористых и проницаемых известняковых или доломитовых природных резервуаров с поверхностями несогласия делает эти поверхности особенно интересным объектом для постановки разведочного бурения. Можно назвать много примеров залежей нефти и газа, связанных с зонами развития пористости растворения, формирующимися под распространенными на обширной площади поверхностями несогласия. Некоторые из них описаны на стр. 326-327 (глава 7, гидродинамические ловушки, А.Ф.).

Несколько примеров кавернозной пористости в породах уже рассмотрено в геологической литературе [38]. Наиболее ярким из них является огромная пещера, обнаруженная на месторождении Доллархайд в округе Андрус, западный Техас [39]. Девять скважин, разбросанных на площади в 1 кв. милю с плотностью 1 скважина на 40 акров, вскрыли эту пещеру, что было установлено по внезапному провалу бурового долота. Пещера, которая оказалась заполненной нефтью, заключена в известняке Фассельмен (силур). Ее высота местами достигает 16 футов. Между интервалом разреза кавернозных пород и предпермской поверхностью несогласия залегает толща известняков и доломитов силурийского ип девонского возраста мощностью около 1000 футов. Тем не менее предполагается, что пещера образовалась в результате эрозии именно в предпермское время.

В Саудовской Аравии, в высокопродуктивной зоне Араб (верхняя юра), к которой приурочены нефтяные залежи, пористость в известняках наблюдается в интервалах, где они либо доломитизированы, либо имеют оолитовое строение; здесь, наряду с пустотами величиной в палец встречаются крупные каверны до трех футов в поперечнике, в которые проваливается буровой инструмент. В результате, по крайней мере на месторождении Абкайк [40], проницаемость коллекторов столь высока, что нефть поступает из скважин почти с такой же интенсивностью, как если бы ее откачивали из цистерны.

Разломы и трещины. Образование разломов и трещин обусловливает возникновение распространенного и важного типа вторичной пористости в хрупких породах [41]. К хрупким породам-коллекторам относятся известняки, доломиты, кремнистые и глинистые отложения, окремнелые осадочные породы, изверженные и метаморфические породы. При переслаивании глинистых пород, песчаников и известняков каждому литологическому типу прослоев может быть присуща своя, отличная от других система трещин. Поскольку трещины служат каналами для циркуляции воды, они, вероятно, расширяются и видоизменяются под воздействием процессов растворения. В комбинации с другими типами первичной и вторичной пористости трещины часто создают сложную структуру порового пространства; действительно, появление трещин во многих случаях увеличивает проницаемость пород от нескольких миллидарси до нескольких дарси. Влияние трещин на локализацию каналов растворения отражено схематически на фиг. 4-9. Трещины образуются, вероятно, в результате влияния трех основных факторов:

[image: image39.jpg]



Фиг. 4-9. Идеализированный срез породы, показывающий, как трещины способствуют повышению проницаемости породы. Проходящие по трещинам растворы расширяют их, растворяя стенки. Трещины соединяют изолированные прежде пустоты и поры.
1. Процессы диастрофизма, такие, как образование складок и разрывных нарушений. Некоторые трещины могут возникать на глубине, как следствие увеличения объема пород при воздействии на них растягивающих усилий, которые появляются при складкообразовании и изгибании слоев [42].

2. Удаление перекрывающих пород благодаря эрозии в зоне выветривания [36]. При уменьшении этой нагрузки вышележащих отложений верхние слои ранее погребенных пород начинают расширяться и намечающиеся в них зоны ослабления преобразуются в трещины отдельности, разрывы и щели. Следовательно, под поверхностями несогласия можно ожидать увеличения трещиноватости пород. Вероятно, многие из первоначальных каналов растворения, по которым фильтруются поверхностные воды, обрпотся в результате постепенного растрескивания пород в процессе выветривания.

3.
Сокращение объема глинистых пород без изменения условий их залегания в недрах земли в процессе диагенетических преобразований, сопряженных с потерей воды при уплотнении. Если неглинистые пласты, расслаивающие толщу глин, не испытывают усадки и действуют как распорки или разделяющие прокладки, то сокращение объема глинистых пород и алевролитов выражается в появлении в них трещин, имеющих часто неправильную или конхоидальную форму в противоположность правильным плоскостям систем трещин, возникающих при диастрофизме [43].
Почти все природные резервуары в известняках, доломитах и кремнистых породах в той или иной мере обладают трещинной пористостью. Плоскости трещин в сочетании с уже существовавшей до возникновения трещиноватости пористостью образуют сообщающуюся систему, которая намного увеличивает проницаемость пород. Таким образом, во многих плотных трещиноватых коллекторах можно выделить как бы две системы проницаемости: 1) слабопроницаемые блоки, заключенные между трещинами, в которых нефть движется медленно на короткие расстояния в 2) высокопроницаемые трещины, приводящие в конце концов к скважине [44]. Процентное содержание воды в трещинных порах обычно ниже, чем в межзерновых; это значит, что в поровом пространстве трещиноватого природного резервуара выше процентное содержание нефти и газа. Даже тяжелые, вязкие нефти, которые не фильтруются через породы с низкой проницаемостью, могут скапливаться и течь вдоль трещин, давая промышленные притоки. Таким образом, любая хрупкая порода, независимо от того, насколько плотной на вид она была определена в обнажении или в обломках шлама, может стать коллектором после образования в ней трещин, разломов и зон дробления.
Ниже рассматривается ряд залежей, где трещинная пористость в коллекторах играет большую роль.
Залежи в породах фундамента. В Калифорнии из природных резервуаров в трещиноватых изверженных и метаморфических породах ежедневно получают около 16 000 баррелей нефти.
Наиболее важным объектом эксплуатации является залежь Эдисон близ Бейкерфилда [45] (см. также стр. 81). Другие залежи (Торранс, Уилмингтон, Венис, Эль-Сегундо и Плайа-дель-Рей) связаны с францисканскими (юрскими?) трещиноватыми кристаллическими сланцами и расположены южнее и юго-восточнее Лос-Анджелеса [46].
На месторождении Амарильо в техасской части провинции Панхандл в нескольких скважинах нефть добывают из свежих, невыветрелых гранитов фундамента. Одна из этих скважин (R.В. Rutledge, личное сообщение) уже дала более 1 млн. баррелей нефти. Столь высокая производительность, несомненно, связана с наличием в гранитах трещин, поскольку соседние скважины оказались сухими или почти сухими. Очевидно, нефть проникла в граниты из осадочных образований, развитых по склонам погребенного горного хребта, вдоль которого тянется месторождение (см. также фиг. 3-8).
Залежи в трещиноватых осадочных породах. На месторождении Санта-Мария, Калифорния (см. фиг. 7-62), было добыто около 400 млн. баррелей нефти, из которых 75% было извлечено из трещиноватых глинистых сланцев и только 25 % - из песчаников. Начальный дебит скважин обычно составлял 2500 баррелей в сутки, а отдельные скважины имели суточный дебит до 10 000 баррелей [47]. Суммарная добыча из некоторых скважин превысила 1 млн. баррелей. Коллекторами являются в основном трещиноватые кремнистые породы формации Монтерей (миоцен), переслаивающиеся с известковыми сланцами и песчаниками, также весьма плотными, хрупкими и характеризующимися конхоидальной трещиноватостью. Нефть приурочена здесь к трещинам.
Продуктивность подобных образований трудно установить по данным бурения, так как вынос керна из хрупких и трещиноватых пород весьма невелик, а нефть вымывается буровым раствором. Лучшим показателем вскрытия возможной продуктивной зоны является потеря циркуляции бурового раствора. Трещиноватые кремнистые породы округа Санта-Мария отличаются низкой пористостью, но высокой проницаемостью и поэтому служат удовлетворительными коллекторами для тяжелых нефтей этого района (плотность их 6-37°API, или 1,029-0,339, а в среднем менее 18°, т.е. 0,946).
Месторождение Спраберри в западном Техасе (см. фиг. 13-11) состоит из ряда залежей, возможно отчасти связанных друг с другом и занимает территорию свыше 150 миль в длину и 75 миль в ширину [48]. Продуктивные горизонты приурочены к пермским отложениям и занимают интервал разреза мощностью около 1000 футов, а геологические запасы нефти по разным оценкам составляют 1 млрд. баррелей или более. Однако извлекаемые запасы нефти при существующей технологии добычи, возможно, невелики из-за низкой проницаемости пород, слагающих природные резервуары. Ловушки связаны здесь с замещением коллекторских пород по восстанию менее проницаемыми породами. Коллекторами являются главным образом черные хрупкие глинистые сланцы, иногда алевритистые и песчанистые, известковистые и неизвестковистые алевролиты и в значительно меньшей степени тонкозернистые пески. Диаметр частиц последних изменяется от 1/30 до ¹/45 мм (нижний предел песчаной размерности зерен 1/16 мм). Пористость обычно менее 10%, а средняя проницаемость - 0,5 миллидарси. Нефтяные залежи в породах со столь малой пористостью и проницаемостью встречаются довольно редко. Эффективная проницаемость рассматриваемых коллекторов обязана почти исключительно наличию разрывов и конхоидальных трещин, пронизывающих тонкозернистую массу пород во всех направлениях, но главным образом по вертикали. На карте равных потенциалов продуктивности залежи Текс-Харви, приведенной на фиг. 13-21, можно видеть простирание основных систем трещин на линейно распространенных высокопродуктивных участках [42]. Трещиноватые глинистые породы слагают также ловушку на месторождении Флоренс в штате Колорадо (см. стр. 269: фиг. 6-53, А.Ф.).
Песчаник Орискани (нижний девон), распространенный на территории штатов Пенсильвания и Нью-Йорк, представлен плотными, мелкозернистыми разностями, средняя проницаемость которых не превышает 500 миллидарси, а пористость колеблется от 2 до 10 %. Он содержит много газовых залежей, приуроченных в основном к антиклинальным складкам [49], причем в скважины, отличающиеся повышенной продуктивностью, газ поступает из мелких открытых трещин, связанных, видимо, с поверхностями отдельности [50].
Проницаемость карбонатных пород-коллекторов часто связана преимущественно с трещинами. Тщательно изучен и описан [51], например, природный резервуар на месторождении Уэст-Эдмонд в Оклахоме (см. фиг. 14-7). Основной продуктивной толщей здесь является известняковая формация Бойс-д'Арк, залегающая в кровле группы Хантон (девон - силур). Ловушка является стратиграфической и образована в результате срезания проницаемого пласта по восстанию в восточном и северо-восточном направлении поверхностями предмиссисипского и предпенсильванского несогласия. Пористость пород отчасти первичная и связана с наличием межкристаллических пустот, отпечатков органических остатков и оолитовых прослоев; величина ее, согласно авторам цитируемой нами работы [51], изменчива. Проницаемость известняков и доломитов низкая, но породы всей продуктивной части разреза рассечены многочисленными трещинами и разделены благодаря этому на блоки различных размеров. Нефть притекает к трещинам, по кото​рым движется к скважинам, обусловливая их продуктивность.
Трещиноватость явилась косвенной причиной образования месторождения Дип-Ривер в штате Мичиган [52] (фиг. 4-10). Нефть содержится здесь в узком удлиненном теле пористых доломитов, заключенном в слабопроницаемых известняках верхней части формации Роджерс-Сити (девон). Предполагают, что эти доломиты образовались в результате воздействия на обычные слабопроницаемые известняки грунтовых магнезиальных вод. циркулировавших в них по трещинам. В непродуктивных скважинах не было обнаружено не только нефти, но и доломитов. Вертикальные трещины широко распространены в доломитах Элленбергер (кембро-ордовик) в пределах западного Техаса. В одной колонке керна длиной 36 футов были обнаружены трещины, простирающиеся вертикально по всей ее длине; мелкие трещины были едва заметны, а самые протяженные достигали 1 мм в ширину [53]. Месторождение Сипио-Албион в штате Мичиган образует прямой и узкий пояс залежей общей длиной более 25 миль и шириной в среднем 3500 футов (фиг. 4-11). Нефть и газ добывают из доломитизированной зоны известняков Трентон (ордовик). Структура этих
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Фиг. 4-10. Структурная карта месторождения Дип-Ривер, Мичиган (Нunt, Independent Petroleum Association of America, 19, p. 42, 1949).
Изолинии через 20 футов. Нефть добывают из доломитизированной зоны в известняках Роджерс-Сити (девон). Доломитизация связана, вероятно, с проникновением в известняки магнезиальных растворов по трещине. Ловушка, так же как и поровое пространство пород, связана с зоной доломитизации. Следует заметить, что на своде складки известняки непродуктивны.

известняков рисуется здесь обычно в виде неглубокой прогнутой зоны или синклинали; однако, возможно, она представляет собой зону дробления над глубоко погруженным разломом в фундаменте. Вероятно, доломиты узкого продуктивного пояса имеют вторичное происхождение и сформировались из известняков вдоль системы разломов и трещин. Запасы месторождения оцениваются более 100 млн. баррелей нефти и более 200 млрд. куб. футов газа [54]. На фиг. 4-12 детально показано строение одной из залежей этого месторождения ‑ залежи Сипио.
На Северных месторождениях Мексики (район. Пануко) коллекторами являются известняки Тамаулипас, Агуа-Нуэва и Сан-Фелипе (мел) [54]. Это плотные тонкозернистые массивные известняки, обладающие низкой пористостью, за исключением участков развития вторичной пористости, таких ее форм, как трещины отдельности, пустоты растворения внутри органических остатков и другие трещины, придающие породам высокую проницаемость. Они разбиты разрывами, которые, несмотря на небольшую амплитуду смещения, вызвали сильное раздробление пород, что было установлено по образцам керна и обломкам, выброшенным из скважин при фонтанировании. Со сбросами связаны довольно крупные щели; при их вскрытии происходили провалы бурового инструмента.

Суммарная добыча из Северных месторождений составила около 1 млрд. баррелей нефти плотностью 12,5°API (0,98 г/см3). Большой удельный вес нефти препятствует ее проникновению в межкристаллические поры известняков, и она почти целиком приурочена к трещинным пустотам. Дебит скважин неустойчив; он может меняться в расположенных в нескольких сотнях футов одна от другой скважинах от незначительных следов нефти до 30 000 баррелей и более в сутки. На высокую проницаемость некоторых участков коллекторов указывает мощное фонтанирование одной из скважин соленой водой с суточным дебитом свыше 100 000 баррелей.

Интенсивной трещиноватостью и раздробленностью обусловленны пористость и проницаемость меловых известняков и гранитов фундамента, являющихся коллекторами нефти на месторождениях Мара Ла-Пас в западной Венесуэле [55] (см. также фиг. 6-31). Мощность насыщенного нефтью разреза на месторождении Мара превышает 5000 футов, а общая мощность продуктивных из характеризующихся низкой проницаемостью 
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Фиг. 4-11. Карта месторождения Сипио – Пьюла - Албион в юго-западном Мичигане. Продуктивная площадь заштрихована.
(обычно меньше 1 миллидарси), составляет 1800 футов, особенно высока продуктивность известняков там, где в них развита трещиноватость. Зоны трещиноватости в известняках ассоциируются г тесно расположенными вертикальными плоскостями, в свою очередь, связанными с резко выраженными складками и разрывами, образующими ловушки, и распространяются в подстилающие граниты фундамента, которые также содержат нефть над водонефтяным контактом (W.S. Olson, личное сообщение).

В богатейших залежах юго-западного Ирана нефть приурочена к известнякам Асмари (верхний олигоцен ‑ нижний миоцен). На тщательно изученных месторождениях Месджеде-Солейман (см. фиг. 6-12) и Хефтгель 
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Фиг. 4-12. Структурная карта залежи Сипио в Мичигане по кровле формации Трентон: (ордовик) (D.A. Busch). В 5-10 скважинах получены прямые доказательства наличия сбросов. 1 ‑ непродуктивные скважины; 2 ‑ нефтяные скважины.
(см. фиг. 2-2) [56] было установлено, что независимо от того, насколько обогащены нефтью обломки выбуренного шлама, значительные промышленные притоки ее наблюдались только при вскрытии трещин. Пористость обломков шлама колебалась от 2 до 15 %, но проницаемость изменялась только в пределах от 0,00005 до 0,5 миллидарси, в зависимости от степени перекристаллизации пород (чем полнее перекристаллизация, тем выше пористость и проницаемость). Продуктивность скважин варьирует вместе с изменением степени трещиноватости пород; если бы породы не имели трещин, они не давали бы нефти. Выделяют две стадии образования трещин [57]. Возникшие на ранней стадии и не содержащие нефти трещины выполнены кальцитом и другими минералами; многие из них заполнены не целиком, а лишь выстланы по стенкам хорошо развитыми кристаллами. Эти трещины, видимо, не связаны с миграцией нефти; нефть мигрировала по системе трещин, образовавшихся позднее. Природный резервуар месторождения Ага-Джари также характеризуется трещинной проницаемостью [58] (см. фиг. 6-21) и, несмотря на низкую первичную проницаемость служащего коллектором известняка Асмари, обладает хорошей пропускной способностью. Сильно разбитые трещинами и разломами коллекторские известняки перекрыты толщей соли мощностью 50-150 футов, которая играет роль непроницаемой покрышки. Наибольшая трещиноватость в известняках Асмари, как в пределах нефтяных месторождений, так и в обнажениях в горных районах, приурочена к зонам погружения складок, причем наблюдается гидродинамическая связь между участками, расположенными в 50 милях один от другого. Явления перекристаллизации и доломитизации. Некоторые карбонатные коллекторы представлены почти чистым известняком, другие почти чистым доломитом, но большинство из них сложены однородными или изменчивыми смесями этих двух минеральных образований. Там, где нефть и газ содержатся в природных резервуарах, сложенных известняками и доломитами, доломиты и доломитизированные породы обычно характеризуются большими дебитами главным образом благодаря их более высокой пористости. Происхождение доломитов [59] и причина их повышенной пористости давно привлекали внимание исследователей [60] и из-за большого количества нефти и газа, связанных с доломитами, эти вопросы представляют интерес и для геологов-нефтяников.
В основе многочисленных дискуссий по вопросу о пористости доломитов лежит теория Эли-де-Бомона, выдвинутая в 1836 г. Эли-де-Бомон показал, что молекулярное замещение известняка доломитом приводит к уменьшению объема породы на 12-13%. Химическое уравнение этого замещения выглядит следующим образом:

2СаСО3 + MgCl2 → CaMg (CO3)2 + СаСl2.
Ортон [61] в 1886 г. использовал эту теорию для объяснения пористости доломитов на месторождении Лима-Индиана. Позднее исследователи [62] отвергли представления Эли-де-Бомона о механизме молекулярного замещения известняков доломитами, считая, что участки сплошного развития доломита в известняках свидетельствуют об объемном замещении одной породы другой.
Однако петрографические исследования Холта [63] возродили теорию молекулярного замещения. Они показали, что кристаллы кальцита в известняке обладают четко выраженной тенденцией ориентировать свои с-оси параллельно плоскостям напластования, видимо, под влиянием давления. В доломитах же кристаллы ориентированы совершенно беспорядочно. Холт объясняет это явление тем, что сокращение с-оси кристаллов в процессе преобразования кальцита в доломит обусловливает появление в породе пустот; упаковка кристаллов в доломите становится в результате этого менее плотной, чем в известняке. В беспорядочной ориентировке кристаллов Холт видит также причину более легкого проникновения водных растворов в доломиты по сравнению с известняками. Отличаясь от известняков значи​тельно большим объемом межкристаллического порового пространства, доломиты обладают соответственно большей поверхностью взаимодействия минеральной части с циркулирующими в них растворами. Таким образом, несмотря на меньшую растворимость, доломиты могут растворяться не меньше, чем известняки, если они подвергаются воздействию большего количества раствора в течение более длительного времени.

Карбонатные породы также частично деформируются в результате разрушения отдельных зерен; при перекристаллизации же первичные структуры могут полностью исчезнуть. Клоос [64] путем замеров деформаций, происходящих в некоторых оолитовых породах в результате складкообразования, определил степень внутренней перестройки карбонатных пород под влиянием складчатости. Отдельные оолиты, имея первоначально сферическую форму, уплощались и удлинялись, пока вся масса породы не изменяла почти целиком свою внутреннюю структуру.
Можно назвать большое число залежей нефти и газа, связанных с доломитами и доломитизированными известняками. Так, например, к доломитам приурочены залежи нефти в органогенных рифах западной Канады. На фиг. 4-13 показан срез образца керна из продуктивного горизонта D-3 (верхний девон) месторождения Ледюк, расположенного юго-западнее Эдмонтона [65]. Породы содержат пустоты, сообщающиеся между собой по мельчайшим трещинам, и характеризуются неравномерной первичной пористостью. Исходными породами являлись в основном
[image: image43.png]Lot




Фиг. 4-13. Срез типичного образца керна из доломитизированного рифа D-3 (верхний девон) на месторождении Ледюк в Альберте, Канада, обнаруживающий наличие в породе пористости различных типов (W aring, Layer, Bull. Am. Assoc. Petrol., 34, p. 307, Fig. 13). Незакрашенные участки не имеют пористости и лишены нефти. Межзерновая пористость: 1 – 15 %, 2 – 10 %, 3 – 5 %; 4 ‑ пустоты.
органогенные известняки, однако в настоящее время они доломитизированы, и их первичная органогенная структура полностью исчезла. Часть нефти добывают из детритовых пород, поскольку, как и в большинстве других подобных случаев, рифогенный природный резервуар представляет здесь сложный комплекс пород различных литофациальных типов.
На месторождении Лима-Индиана в штатах Огайо и Индиана [66] нефть содержится в пористых доломитизированных зонах известняков Трентон (ордовик), развитых на площади 160×40 миль (см. также фиг. 7-23). Со времени открытия этого месторождения в 1884 г. из него было добыто свыше 500 млн. баррелей нефти. Месторождение включает ряд залежей, каждая из которых связана с отдельным пористым горизонтом доломитизированных известняков, а в целом оно тянется через своды Цинциннати и Финдли. По восстанию в южном направлении продуктивные доломитизированные известняки постепенно замещаются плотными известняками, образуя стратиграфическую [литологическую] ловушку. Пористые доломиты, слагающие обычно верхние 20-30 футов формации Трентон, могут быть либо первичными, либо образованными в результате замещения известняков; они обладают кристаллической структурой и содержат местами многочисленные пустоты растворения. Ранее уже были описаны пояса доломитизированных пород месторождения Сипио - Албион и Дип-Ривер в юго-западном Мичигане (см. фиг. 4-11 и 4-12). Приведены также геологические разрезы других залежей, связанных с доломитами, таких, как месторождение Белчер в Онтарио, Канада (фиг. 7-24), месторождение Апко в доломитах Элленбергер в западном Техасе (фиг. 7-60 и 7-61), а также месторождение Крафт-Пруса в доломитах Арбакл, Канзас (фиг. 7-58), причем доломитовые формации двух последних месторождений имеют кембро-ордовикский возраст. Доломити-зированные известняки Тамабра (мел) служат коллекторами на нефтяном месторождении Поса-Рика в Мексике (см. фиг. 8-10).
Цементация и уплотнение. После образования в породе порового пространства или системы пор, первичных либо вторичных, либо тех и других, они обычно начинают видоизменяться под влиянием одного или сразу обоих наиболее универсальных вторичных процессов, каковыми являются цементация и уплотнение. Развитие этих процессов ведет к уменьшению объема порового пространства и проницаемости пород. Они могут проявляться как во время отложения осадков, так и на постседиментационной стадии. Обычно пористость осадочных пород уменьшается с увеличением глубины их залегания, температуры и возраста [67].
Цементация. Цементация пород отчасти является первичной; цемент может осаждаться или отлагаться совместно с классическим материалом. Кремнезем, карбонаты и другие растворимые вещества осаждаются одновременно с отложением обломочного материала. Первичный цементирующий материал подвергается позднее перекристаллизации, и такой перекристаллизованный цемент затем лишь с трудом можно отличить от материала, привнесенного после консолидации осадка. Песчаники, содержащие кремневый цемент, отложившийся вместе с песчаными зернами или осажденный в процессе диагенеза, называются ортокварцитами в отличие от метакварцитов, которые образуются при метаморфизме. Как считает Крынин, 90-95 % кварцитовых песчаников Аппалачей имеют первичный кварцевый цемент [68]. Если это так, то можно надеяться на лучшие перспективы нефтегазоносности Аппалачского региона. В противном случае прогноз был бы значительно менее благоприятен, ибо в связи с существующими представлениями об образовании кварцитовых песчаников в процессе регионального диастрофизма и метаморфизма все потенциальные породы-коллекторы должны были стать непроницаемыми и вся нефть должна быть из них выжата.
Нерастворимые, а поэтому не являющиеся хемогенными осадками вещества могут вести себя подобно хемогенному цементу, заполняя пустоты, уплотняя породу и скрепляя отдельные ее зерна. Особенно плохо растворимы глинистые минералы, однако они неустойчивы физически и быстро реагируют на изменения давления, температуры и характер вод. В тех или иных количествах они отлагаются в виде различного рода обломков почти во всех осадках, являясь обычным цементирующим материалом. Некоторые глинистые минералы замещаются хлоритом, серицитом и карбонатами. При выжимании воды из глины и илов последние вдавливаются в тончайшие промежутки между зернами и служат связующим материалом, который скрепляет отдельные песчаные зерна. Обломочными породами, сцементированными первичным обломочным материалом, являются, например, граувакки. Глины, образовавшиеся в результате выветривания полевых шпатов, заполняют поры в породах формации Чанак (третичного возраста) на восточном борту бассейна Сан-Хоакин в Калифорнии. Здесь они играют роль скрепляющего материала и, создавая препятствие на пути движения нефти по восстанию коллекторских пластов, способствуют образованию нескольких залежей нефти. Другой вид обломочного цемента встречается в песках формации Мак-Меррей (мел) близ Атабаска-Лендинг в северо-восточной Альберте. Эти пески сцементированы вязкой тяжелой нефтью, которая отлагалась, вероятно, вместе с песчаными зернами. При удалении нефти песок рассыпается на отдельные зерна¹.

¹Этот признак не может указывать на первичный характер данного цемента. Многие исследователи предполагают, что нефть мигрировала в пески после их отложения» ‑ Прим. ред.
Химическое осаждение цементирующих материалов в порах обломочных пород в течение диа- или катагенеза представляет собой фактор вторичного изменения их пористости и проницаемости. Наиболее распространенными цементирующими материалами в обломочных породах-коллекторах являются, в порядке убывания распространенности, кварц, кальцит, доломит, сидерит, опал, халцедон, ангидрит и пирит. Часто в составе цемента одной породы может присутствовать сразу несколько минералов [69], В большинстве песчаников наряду с тем или иным развитием структур инкорпорации зерен можно обнаружить следы цементации за счет взаимного растворения соприкасающихся зерен на контактах, растворения тонкозернистой кремнистой основной массы, привноса кремнезема из внешних источников (см. фиг. 3-3). Цементирующим материалом могут служить самые разнообразные минералы. Изучение 40 образцов керна полевошпатовых песчаников из скважин, пробуренных
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Фиг. 4-14. Шлиф ортокварцита, в котором видны регенерация зерен и перекристаллизация, заметно изменяющие первичную структуру порового пространства породы (Кryninе, Journ. Geol., 56, p. 152, Fig. 12, 1948).

1 ‑ зерна кварца; 2 ‑ регенерационный кремнезем; 3 ‑ доломит; 4 ‑ пирит; 5 ‑ поровое пространство.
в центральной и южной Калифорнии, показало наличие в открытых порах и внутри сложенной обломочными глинистыми минералами основной массы этих пород следующих вторичных минералов: кварца, альбита, ортоклаза, микроклина, доломита, кальцита, анатаза, каолинита, глауконита, барита и пирита [70].

Кварц представляет собой основной хемогенный цементирующий материал многих обломочных пород-коллекторов и осаждается первым среди других хемогенных связующих веществ [71]. Кремнезем не обнаружен в составе пластовых вод, поэтому источники больших его количеств в породах в виде цемента, так же как и механизм осаждения, явились предметом многочисленных исследований, но до сих пор полностью не выяснены [72], Предполагают следующие источники кремнезема: 1) кремнезем, осаждавшийся из кремнийсодержащих поверхностных или метеорных вод; 2) кремнезем, приносимый реками в океан, где он химически осаждался вместе с песком; 3) химически осажденный кремнезем, образовавшийся в результате растворения мелких зерен кремнийсодержащих минералов на контактах песчаных зерен при раздавливании и истирании первых в процессе отложения или под давлением в течение диа- и катагенеза (принцип Рике) [73]; 4) кремнезем, выносимый растворами из глинистых минералов [74] и транспортируемый водами, выжатыми из глинистых отложений в процессе их уплотнения. Характер вторичного разрастания кремнезема и его воздействие на песчаник показаны на фиг. 4-14.

Вторичное разрастание кристаллов кварца свойственно так называемым «искристым песчаникам» формации Варко (нижний эоцен), которые слагают главный продуктивный горизонт на нефтяном месторождении Петролеа в восточной Колумбии [75] (фиг. 6-37). Эти породы получили свое наименование благодаря тому, что в обнажениях мириады кристаллов вторичного кварца сверкают на солнце своими гранями. Песчаники имеют среднюю пористость 12,5% и проницаемость 79 миллидарси, причем пористость их преимущественно первична.

Источники появления в породах карбонатного цемента более легко объяснимы по сравнению с источниками кремнезема, поскольку даже в песчаниках обычно содержится некоторое количество карбонатов, которые могут быть растворены и переотложены в другом месте. Карбонатный цемент в песчаниках может присутствовать в форме идиоморфных кристаллов кальцита или доломита, находящихся в промежутках между песчаными частицами; он может покрывать поверхности песчаных зерен, являясь связующим материалом между ними, а также быть образован остатками карбонатных окаменел остей, как распознаваемыми, так и концентрирующимися в пятна неопределимых обломков.

Поскольку цементация породы часто происходит за счет растворения ее же собственного материала, эти два процесса действуют в противоположных направлениях. Там, где растворение превалирует над отложением цемента, пористость породы возрастает, и наоборот, на участках, где преобладает отложение, пористость уменьшается. Растворение и цементация неузнаваемо изменяют структуру норового пространства и особенно проницаемость породы [76]. С образованием залежи углеводородов прекращается циркуляция поровых вод, а вместе с ней и деятельность процессов растворения и цементации. Отсюда мы можем заключить, что растворение и цементация в природных резервуарах происходит почти исключительно до аккумуляции нефти и газа в пласте¹.

Уплотнение. В геологии нефти и газа важны три результата воздействия на породы давления: 1) уплотнение коллекторских отложений; 2) уплотнение отложений, не являющихся коллекторами, особенно глинистых; 3) сжатие пластовых флюидов. Мы коснемся здесь только уплотнения отложений, которые служат коллекторами нефти и газов.

Уплотнение пород-коллекторов происходит главным образом под влиянием увеличивающейся нагрузки перекрывающих отложений. Такое воздействие на породу, подобно цементации, приводит к сокращению пористости. Уменьшение объема порового пространства при уплотнении в замкнутой системе природного резервуара вызывает увеличение пластового давления. Уплотнение особенно значительно в коллекторах, содержащих глинистый или коллоидный материал. При возрастании горного давления из них выжимаются огромные массы адсорбированной воды, и поскольку глинистые и коллоидные материалы чрезвычайно пластичны, они могут растекаться между зернистыми частицами, образуя цемент и тем самым снижая пористость. Чистые песчаники, вскрытые на забоях самых глубоких скважин, достигающих 15 000 футов, не несут следов раздробления зерен (R.В. Hutchison, личное сообщение); это указывает на то, что подобные породы вполне могут оказаться продуктивными на больших глубинах². В то же время заиленные и загрязненные песчаники становятся непроницаемыми под давлением и на гораздо меньших глубинах. Однако даже в чистых песчаниках наблюдается увеличение с глубиной количества точек соприкосновения зерен, что свидетельствует об уменьшении объема порового пространства пород при все большем углублении в недра [77].

¹Исследования в этом направлении позволяют определить время прихода нефти в пласт. ‑ Прим. ред.
²Максимальная глубина, с которой получены из песчаных отложений промышленные притоки нефти, составляет 6606 м (Луизиана), и промышленные притоки газа ‑ 6887 м (Техас). ‑ Прим. ред.

Различают два вида уплотнения пород-коллекторов: пластическое и упругое. Пластическое уплотнение выражается в проникновении мягких акцессорных минералов основной массы, таких, как глинистые минералы, продукты выветривания и коллоиды, в открытые поры по мере увеличения давления и вытеснения из них воды. В результате этого породы теряют пористость, сокращается их проницаемость и происходит общее уменьшение их объема (см. фиг. 9-13). Пластическое уплотнение наблюдается в основном на ранней стадии диагенетического преобразования отложений, когда из них удаляются огромные количества воды. Однако из-за продолжающегося воздействия нагрузки вышележащих пород сокращение пористости пород вследствие пластического уплотнения происходит в течение длительного времени и после завершения стадии диагенеза, хотя со все более уменьшающейся скоростью.

На фиг. 4-15 показано увеличение плотности пород с глубиной на месторождении Гарбер в Оклахоме. В возрастании плотности здесь играют определенную роль как цементация, так и уплотнение, и очень трудно, а иногда и вообще невозможно отделить один из этих процессов от другого. В песчаниках пластическое уплотнение устанавливается по наличию вдавленных в поры и деформированных частиц мягких минералов, по перераспределению зерен, более плотной их упаковке, раздроблению краев зерен и более тесной приспособленности последних к материалу основной массы. Порода, претерпевшая пластическую деформацию, даже частично не восстанавливает при снятии давления свой первоначальный объем. Следовательно, объем таких пород является функцией максимальной величины горного давления, которому они подвергались в течение своей геологической истории.

Породы, подвергшиеся упругому уплотнению, наоборот, могут при снижении давления восстанавливать, хотя бы частично, свой первоначальный объем. Такое явление особенно вероятно в твердых песчаниках. Оно обусловлено тем, что энергия, накопленная в песчаных зернах при повышении горного давления, освобождается при его ослаблении. По-видимому, можно провести некоторую аналогию между этим явлением и накоплением энергии в сжатой пружине. Однако пласт песчаника, содержащий какое-то количество пластичных минералов и испытывающий воздействие
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Фиг. 4-15. График, показывающий возрастание плотности продуктивных пород с увеличением глубины их залегания на месторождении Гарбер, Оклахома (Athу, Problems of Petroleum Geology, Am. Assoc. Petrol. Geol., p. 815, Fig. 1, 1934).

нагрузки вышележащих пород, которая вызывает еще большее неупругое уплотнение частиц, никогда не восстанавливает полностью при снятии давления своей исходной мощности. Какой величины может достигать упругое сжатие пород и каково количество энергии, которое может накопиться в них при этом,- это вопросы, относительно которых мнения исследователей разделились; конкретные же данные весьма скудны.

Мейнцер [78] рассматривал упругое сжатие водоносных горизонтов в качестве источника энергии, вызывающей артезианское истечение в некоторых скважинах. Его доказательства базировались на том, что вес столба воды между пьезометрической поверхностью и водоносным горизонтом меньше веса соответствующих по мощности покрывающих пород. Давление воды внутри водоносного пласта распределяется по всем направлениям и помогает выдерживать вес перекрывающих его пород. Обычно при отборе воды из водоносного пласта пьезометрическая поверхность снижается, однако Мейнцер считал, что падение направленного вверх гидростатического давления в пласте компенсируется опусканием перекрывающих пород. Другими словами, соприкасающиеся зерна в этом случае принимают на себя большую часть давления, чем тогда, когда давление воды было выше. По мере повышения давления нагрузки зерна испытывают упругое сжатие, и, вероятно, они вновь увеличились бы в объеме, если бы упало горное давление. Сжатие сокращает объем порового пространства, повышает давление на флюиды и заставляет воду двигаться к поверхности в фонтанирующих артезианских скважинах. Но отличить сжатие твердой фазы пород-коллекторов от сжатия пластовых флюидов, таких, как воздух, газ и вода, очень трудно, поскольку оба этих эффекта одинаково сказываются на дебите флюидов в скважинах. Концепция сплошной флюидной фазы, распространяющейся от уровня грунтовых вод до очень больших глубин и способной передавать давление в соответствии с определенным градиентом гидростатического давления, является в большинстве случаев наиболее простым и реальным объяснением природы подземного гидростатического давления. Более того, по сравнению со сжатием различных флюидов влияние, оказываемое на движение пластовых флюидов упругим сжатием пород, ничтожно.

Те же представления были использованы Джилули и Грантом [791 в их попытке объяснить проседание грунтов в районе Лонг-Бича, Калифорния. Они предполагали, что падение пластового давления флюидов в результате отбора нефти было вполне достаточным, чтобы вызвать соответствующее увеличение эффективной нагрузки от перекрывающих пород. Дополнительная нагрузка на песчаные зерна обусловила упругое сжатие песчаной породы, которое привело к сокращению объема последней и проседанию всей перекрывающей ее толщи до самой поверхности2.

Одна из проблем, связанных со сжатием песчаников, заключается в установлении различия между воздействием на них пластического и упругого сжатия. Можно ожидать, что оба эти процесса происходят одновременно в обычном песчанике или граувакке,
¹Пьезометрической называется поверхность, соединяющая наивысшие точки, до которых поднимается в скважиных вода из единого водоносного горизонта. Пьезометрическая поверхность является эквивалентом потенциометрической поверхности в том случае, если вода везде имеет постоянную плотность и если последняя используется для расчета потенциометрической поверхности (см. стр. 374-376).

²Подобные проседания, иногда сопровождаемые небольшими землетрясениями, наблюдались в районе Апшеронского полуострова. ‑ Прим. ред.

содержащих то или иное количество глин и других пластичных материалов; тем не менее определить относительное влияние каждого из них на погребенные породы-коллекторы практически невозможно. Низкая сжимаемость кварцитов и песчаников [80] приводит к выводу, что уплотнение, испытываемое обломочными породами-коллекторами, обусловливается больше пластическим сжатием, чем упругим. Аналогичным образом легкость, с которой карбонатные минералы и породы перекристаллизуются и заполняют все имеющиеся поры, заставляет предполагать, что большинство карбонатных пород испытывает скорее пластическое, чем упругое сжатие1.

Связь между пористостью и проницаемостью

Количественная зависимость между пористостью и проницаемостью весьма 
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Фиг. 4-16. Зависимость меду пористостью и проницаемостью в двух коллекторах: песчанике Верхний Уилкокс (эоцен) в Мерси, Техас (слева), и мелкозернистом песчанике Накаточ (верхний мел) в Белвью, Луизиана (справа) (Archie, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 945, Fig. 1). Наблюдается общее увеличение проницаемости с увеличением пористости

изменчива и трудно поддается определению [81]. Помимо общеизвестного факта, что проницаемая порода должна быть также и пористой, между двумя ее свойствами, по-видимому, нет более тесной связи (фиг. 4-16). Было произведено множество замеров пористости и проницаемости песчаников Брадфорд (нижний девон), Пенсильвания, которые в силу своей равномерной мелкозернистости, казалось, должны бы были характеризоваться достаточно постоянной зависимостью между этими параметрами, если она вообще существует. Однако, как видно из фиг. 4-17, даже в этих породах наблюдается лишь самая общая связь менаду ними [82]. Влияние трещиноватости на пористость и проницаемость известняков и доломитов, установленное в результате обобщения данных нескольких сотен измерений, показано на фиг. 4-18. Линия К90° (проницаемость перпендикулярно к системе трещин) отражает связь с первичной
¹Изучение упругого сжатия коллекторов очень важно для правильной интерпретации лабораторных данных по определению проницаемости. Дело в том, что проницаемость, полученная вследствие снятия давления, в лабораторных условиях может быть в два раза выше истинной проницаемости, которой обладают породы на глубине. ‑ Прим. ред.
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Фиг. 4-17. Значения пористости и проницаемости для 500 образцов песчаников Брадфорд (нижний девон) из месторождения Брадфорд в северо-западной Пенсильвании (Ryder, World Oil, p. 174, 1948).

Все образцы представляют собой колонки керна длиной в 1 фут, отобранные из 29 скважин, сосредоточенных на небольшой площади. Считается, что песчаник Брадфорд характеризуется эднородным строением, и на графике, несмотря на общее увеличение проницаемости с увеличением пористости, наблюдается широкий разброс точек, свидетельствующий об отсутствии тесной связи между пористостью и проницаемостью. Так, любому значению проницаемости соответствуют различные значения пористости (от 6 до 10 значений).

пористостью и кавернозной пористостью; линия Кмакс отражает максимальную проницаемость пород в направлении, параллельном системе трещин. Проницаемость нетрещиноватых доломитов возрастает в обоих направлениях в соответствии с увеличением пористости. В то время как пористость является безразмерной величиной, проницаемость в соответствующих единицах измерения отражает сопротивлениепо роды прохождению через нее гомогенного флюида. Теоретически проницаемость может быть увязана с характером структуры горной породы согласно уравнению [83]
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где К ‑ проницаемость, 2 ‑ коэффициент пористости, S - удельная поверхность твердой минеральной массы. S является также удельной поверхностью пор и равна поверхности
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Фиг. 4-18. Зависимость между проницаемостью и пористостью в палеозойских породах-коллекторах западного Техаса, представленных известняками и доломитами (Кеllon, О. and G. Journ., 24, p. 119, 1949). Кмакс проходит параллельно системе трещин, а К90° - под прямым углом к ней. Поле между линиями Кмакс и К90° (заштриховано) отражает объем и распределение вторичной пористости, связанной с трещинами и кавернами.

твердой фазы, содержащейся в 1 см³ породы. Приведенное уравнение предполагает, что с увеличением пористости и соответствующим уменьшением удельной поверхности пор возрастает проницаемость. С уменьшением размера отдельных пор увеличивается их удельная поверхность и, следовательно, уменьшается проницаемость.

Искусственные, или создаваемые человеком, пористость и проницаемость¹. В настоящее время разработаны различные методы создания или увеличения порового пространства и проницаемости пород. Раньше других был предложен метод торпедирования скважин, т.е. взрывание в скважине против природного резервуара заряда нитроглицерина. Возникновение в результате этого трещин в природном резервуаре увеличивает эффективный радиус ствола скважины, повышает пористость и проницаемость окружающих ее пород и соответственно усиливает приток в скважину нефти и газа. Действие взрыва меняется в зависимости от типа пород и в значительной мере определяется тем, делает ли взрыв упаковку частиц породы более плотной пли создает в ней трещиноватость. Нагнетание в породу-коллектор кислот под давлением называется кислотной обработкой [84]. Кислота проникает в коллектор по системе сообщающихся пор и растворяет растворимые в ней вещества, тем самым повышая проницаемость и пористость. В результате кислотной обработки особенно возрастает проницаемость природных резервуаров, сложенных известняками, но и некоторые природные резервуары, представленные песчаниками с карбонатным или каким-либо

¹Такие коллекторы можно назвать техноколлекторами. ‑ Прим. ред.
иным растворимым в кислотах цементом, дают при этом значительный прирост дебитов нефти и газа. Разработаны также различные методы гидравлического разрыва, заключающиеся в нагнетании в поры коллектора под очень высоким давлением жидкости, содержащей песчаные зерна [85]. При снижении давления жидкость уходит из пласта, оставляя в образовавшихся трещинах зерна песка, не дающие трещинам вновь сомкнуться. Эти методы известны в практике под различными узкопрофессиональными названиями: гидроразрыв, разрыв пласта и. т.д. При гидравлическом разрыве, особенно в тех пластах, где сохранялось начальное пластовое давление, часто наблюдалось исключительно высокое увеличение дебитов нефти и газа1.

Заключение

Эффективная пористость и проницаемость представляют собой основные свойства пород-коллекторов. Эффективная пористость обеспечивает пространство, в котором происходит скопление нефти и газа, а проницаемость способствует их миграции в породе.
Инженеры-промысловики и сотрудники лабораторий достигли больших успехов в понимании факторов, влияющих на пористость пород-коллекторов, особенно в выяснении роли глинистых частиц, действия различных пластовых вод и петрофизических свойств пустот различных типов. Собрана масса детальных количественных данных о пористости и проницаемости отдельных природных резервуаров, влиянии каждого из этих параметров на дебиты нефти и газа и взаимосвязи порового пространства с содержащимися в нем флюидами. Однако предстоит еще многое изучить, особенно в отношении совершенствования методов извлечения нефти из пород с чрезвычайно низкой пористостью и проницаемостью, влияния размеров зерен на пористость и проницаемость и связи различных видов пористости и проницаемости с обстановкой накопления осадков. Все это поможет лучше понять условия, существующие на глубинах, и повысить точность прогнозирования перспектив нефтегазоносности.

¹В карбонатных коллекторах эффективным является применение гидрокислотного разрыва, под действием которого наряду с образованием трещин и увеличением степени II раскрытия происходит и растворение отдельных компонентов породы. ‑ Прим. ред.
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Пропуск стр. 138-141.
Глава 5 Пластовые флюиды-вода, нефть, газ

Флюиды, содержащиеся в природных резервуарах: источники информации; распределение флюидов; межфлюидные контакты. Вода: классификация; характеристика; соленые воды в нефтяных месторождениях. Нефть: измерения; химические свойства; физические свойства. Газ: измерения; состав; примеси.

Природный резервуар представляет собой ту часть пласта или группы пластов, которая содержит залежь нефти и газа. В предыдущих главах мы рассмотрели породу-коллектор, ее поровое пространство и заполняющие это пространство пластовые флюиды: воду, нефть и газ. За исключением небольших объемов, занятых залежами нефти и газа (нефтегазовые резервуары), почти все поровое пространство проницаемых пород, слагающих верхнюю часть земной коры мощностью в несколько миль, заполнено водой. Нефть и газ залегают как бы в водной среде; они используют пути движения воды при миграции к местам скопления в залежи, причем залежи обычно отделяются от окружающих стенок резервуара водной пленкой. Поэтому геологи-нефтяники проявляют большой интерес к пластовым водам, хотя основной их целью являются поиски нефти и газа. В этой главе мы рассмотрим все пластовые флюиды - воду, нефть и газ - в условиях их залегания в нефтяных и газовых залежах. Пребывание углеводородов в рассеянном состоянии, их миграция и аккумуляция в залежи, т.е условия существования углеводородов до скопления в залежи, будут освещены ниже, в гл. 12.

Флюиды, содержащиеся в природных резервуарах

Флюиды, входящие в состав газовой залежи, представлены газом и водой, нефтяная же залежь включает нефть, газ и воду. Каждый из этих флюидов встречается в различных пропорциях, достигая различной степени насыщения и может широко варьировать в составе и физических свойствах от залежи к залежи. Более того, физические свойства пластовых флюидов при высоких температурах и давлениях, которые наблюдаются в глубоко погруженных резервуарах, сильно отличаются от свойств тех же флюидов после извлечения их из недр или от свойств химически подобных флюидов в природных резервуарах, залегающих ближе к дневной поверхности. Основные физические свойства нефти и газа - их относительная несмешиваемость с водой и более низкая, чем у воды, плотность, позволяющая им всплывать в воде. Геология нефти и газа - это по существу геология флюидов.

Источники информации о пластовых флюидов

Несмотря на то что флюиды, присутствующие в нефтегазовых резервуарах, представлены только водой, нефтью и газом, наблюдается почти неограниченное разнообразие их состава, относительного содержания и свойств в различных залежах. Наши знания о флюидах, насыщающих природные резервуары, базируются на косвенных данных, поскольку мы не имеем возможности наблюдать нефть и газ в пластовых условиях. Эти данные мы получаем благодаря изучению: а) пластовых флюидов, содержащихся в керне и шламе; б) пластовых флюидов, встреченных на забое скважины (которые мы изучаем по пробам, извлеченным из скважин, либо путем непосредственного анализа их на месте с помощью электронных и других аналогичных приборов, установленных на поверхности); в) поверхностных проб, отобранных из сепаратора на устье продуктивной скважины. Кроме того, эти данные мы получаем благодаря изучению истории разработки промышленного объекта.
Изучение пластовых флюидов. Изучение флюидов, содержащихся в природных резервуарах, можно производить посредством косвенных методов, например путем опре​деления их воздействия на поведение кривых различных видов каротажа или на глинистый раствор в процессе бурения. Существуют и методы непосредственного изучения пластовых флюидов, извлекаемых при оттартывании скважин канатного бурения или отбираемых с помощью испытателя пласта и другими способами взятия проб флюидов с забоя скважин. Пластовые флюиды можно наблюдать прямо в образцах керна и шлама, отбираемых для исследования. Например, опробование керна на содержание в нем соли (на вкус) представляет собой обычную процедуру, осуществляемую прямо на месте. Отбираются также забойные пробы флюидов, которые до начала их исследования в лаборатории хранятся в условиях, аналогичных пластовым. Свойства флюидов в пластовых условиях могут быть определены также путем расчетов или реконструированы на основе анализа проб, отобранных у устья скважины [11].

Современная практика нефтепромысловых работ предусматривает тщательный отбор керна всех вскрытых коллекторов из каждой скважины, поэтому керн отбирается непрерывно или лишь с очень небольшими пропусками по всему разрезу каждого предположительно нефтегазоносного пласта. После извлечения керновый материал передается в лабораторию, где изучаются петрографический состав, пористость и проницаемость пород, а также свойства и относительное содержание насыщающих их газа, нефти и воды [2]. Сведения, полученные при анализе кернового материала, сравниваются с данными электрокаротажа; последние помогают выяснить, каково содержание в продуктивной толще флюидов, сколь велика ее мощность и объем порового пространства.

Когда керн извлекается из нефтегазоносного пласта на дневную поверхность, температура и давление в нем падают до уровня атмосферных. Заключенный в керне газ выделяется из раствора, расширяется, и большая часть его наряду с некоторым количеством содержащейся в керне нефти улетучивается. Поэтому замеры содержания в породе нефти и газа, производимые в поверхностных условиях, дают низкие значения. Однако поровая вода, удерживаемая капиллярными силами, остается почти без изменения в поровом пространстве керна, хотя может более или менее загрязниться фильтратом бурового раствора. Таким образом, содержание воды в извлеченном на поверхность керне, видимо, намного ближе к первоначальному, чем объем нефти, не говоря уже о газе, количество которого значительно уменьшается по сравнению с исходным.

Существует несколько методов устранения этих расхождений. Один из них заключается в применении при разбуривании продуктивного пласта промывочного раствора не на водной, а на нефтяной основе. Такие буровые растворы препятствуют вытеснению поровой воды из керна и ее загрязнению, тем самым обеспечивая большую точность определения ее процентного содержания в пласте. Поскольку промывочный раствор на нефтяной основе загрязняет содержащиеся в керне углеводороды, за их объем принимается разница между объемами порового пространства и насыщающей породу воды. Другие методы получения точных данных о содержании в породах пластовых флюидов основаны на консервации (насколько это практически выполнимо) пластовых условий в керне до начала его исследования в лаборатории. Один из таких методов заключается в быстром замораживании керна в приемнике сразу же по извлечении его на дневную поверхность, благодаря чему в керне до проведения лабораторных анализов в известных пределах сохраняется первоначальное содержание пластовых флюидов. Второй метод предполагает отбор керна из продуктивного пласта при сохранении естественного пластового давления; это достигается посредством изоляции керна в колонковой трубе перед извлечением ее на поверхность. В связи с тем, что этот метод слишком дорог, его применяют лишь в редких случаях ‑ главным образом на ранних стадиях разработки залежей. Проведение исследований в смонтированной на автомашине передвижной лаборатории, которая может быть доставлена непосредственно к проходящей испытания скважине, исключает многие пзменения кернового материала, которые могут возникнуть при его транспортировке от скважины до стационарной лаборатории.

Количество данных о пласте, заключающем нефтяную или газовую залежь, которые мы получаем в результате анализа керна и других образцов, отбираемых в скважине, может показаться очень большим, однако следует помнить, что диаметр скважины составляет всего 4-8 дюймов, так что площадь ее поперечного сечения ничтожна по сравнению с территорией, дренируемой одной скважиной, которая обычно для нефтяного месторождения достигает 10-80, а для газового 160 и более акров. По этой причине результаты лабораторных измерений содержания флюидов, проницаемости и пористости в небольших кусочках керна могут оказаться весьма отдаленными от средних данных для всего объема дренируемого скважиной коллекторского пласта. Правда, погрешности измерений часто компенсируют друг друга, так что, используя данные лабораторных исследований, нередко удается с достаточным приближением оценить суммарные извлекаемые запасы нефти в залежи на ранних этапах разработки последней.

История разработки залежи. Многочисленные данные о содержащихся в пористых породах флюидах можно получить при изучении и интерпретации тех изменений, которые происходят в залежи в процессе ее разработки, главным образом в результате отбора жидкостей и падения пластового давления. К числу переменных параметров относятся взаимоотношения между флюидами, особенно относительная насыщенность пород газом, нефтью и водой (которая определяется изменением пластового давления), химические и физические свойства этих флюидов и темпы их отбора. Регистрация изменений, происшедших за сутки, неделю, месяц и год, дает основные данные относительно содержания флюидов в коллекторе.

Количество флюидов в породе зависит от ее пористости и давления. Темп отбора флюидов контролируется проницаемостью породы, градиентом пластового давления и вязкостью жидкостей. Пластовые флюиды представлены газом, нефтью и водой. Газ и нефть взаиморастворимы, но они почти не смешиваются с водой. Объем любого из присутствующих в пласте флюидов и скорость его фильтрации сквозь породу зависит не только от пористости и проницаемости коллектора и пластового давления, но и от количества других флюидов, насыщающих пласт. Поскольку вода содержится во всех пористых осадочных породах, включая и нефтегазоносные, рассмотрение флюидов мы начнем именно с нее.

Распределение газа, нефти и воды в резервуаре

Распределение газа, нефти и воды в природном резервуаре зависит от взаимодействия ряда факторов: соотношения плотностей флюидов, относительной насыщенности порового пространства пород каждым из них, капиллярного давления и давления вытеснения (см. стр. 421-427: глава 10, капиллярное давление, А.Ф.), гидродинамических условий в коллекторском пласте, его пористости, проницаемости и литологических особенностей. В ловушках, содержащих одновременно газ, нефть и воду, флюиды закономерно распределяются по вертикали, и каждый из них занимает в общем горизонтальный слой. Наиболее легкий из флюидов ‑ газ ‑ располагается в поровом пространстве вблизи вершины ловушки; основным флюидом, заполняющим поры в нижележащем слое, является нефть; еще ниже поровое пространство заполнено только водой. Граница между двумя последними слоями называется водо-нефтяным контактом (ВНК). В ловушках, где нефть отсутствует, а пластовые флюиды представлены только газом и водой, граница между ними называется газо-водяным контактом (ГВК).

Все сказанное выше относится к основному флкшду в каждом из слоев. Однако поровая вода присутствует в природном резервуаре повсеместно. Она может занимать от нескольких процентов до 50 % объема порового пространства, но обычно занимает 10-30 % этого объема. Вода не поступает в скважины до тех пор, пока отношение количества нефти и газа к количеству ее в породах-коллекторах не уменьшится до такой степени, что порода станет более проницаемой для воды, чем для других флюидов. Соотношение газа, нефти и воды в природном резервуаре схематически показано на фиг. 5-1, причем предполагается, что пластовые флюиды представлены здесь водой, свободным газом, нефтью с растворенным в ней газом и чистой нефтью. В целом однотипное распределение углеводородов в резервуаре по горизонтальным слоям местами нарушается. Эти нарушения, вероятно, объясняются незакономерными изменениями пористости и проницаемости, локальными тектоническими разрывами, линзовидностью коллекторов и другими аномальными условиями, которые обычно не могут быть установлены на основании имеющихся данных.

Иногда при изучении характера ВНК (водонефтяного контакта) залежи удается получить некоторые сведения о ловушке, ее геологической истории и ее влиянии на аккумуляцию нефти и газа. Например, на месторожде
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Фиг. 5-1. Схематический разрез, показывающий относительное распределение газа, нефти и воды в типичном природном резервуаре (Jersey-Humble report, Committee of Reservoir Development and Operations, p. 12, Fig. 2, 1942). A ‑ поперечный разрез структуры; Б ‑ насыщенность флюидами; 1 ‑ вода; 2 ‑ нефть; 3 ‑ газ.
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Фиг. 5-2. Разрез продуктивной толщи месторождения Конро в округе Монтгомери,
Техас (Michaux, Buck, in Gulf Coast Oil Fields, p. 802, Fig. 5, 1936). Общие водонефтяной и газонефтяной контакты указывают на наличие проницаемой связи между различными продуктивными песчаными пластами пачки Кукфилд в группе Клейборн (эоцен).
Пропуск стр. 146-147
Вода

Воды, ассоциирующие с нефтяными и газовыми залежами, называются водами нефтяных месторождений (oil-field waters) [5]. Скважины, вскрывшие перспективно нефтегазоносные пористые породы и показавшие при испытании только воду или воду с непромышленными количествами нефти и газа (т.е. скважины, которые не обнаружили нефтяную или газовую залежь), называются сухими, водяными или непродуктивными (dry holes, wet wells, clusters, failures). Как уже было отмечено ранее, нижняя поверхность расположенной вниз по падению слоев границы большинства нефтяных и газовых залежей представляет собой водо-нефтяной или газо-водяной контакт. Свободные воды, окружающие залежь и заполняющие поровое пространство пород ниже залежи и вокруг нее, называются подошвенными или краевыми водами в зависимости от их положения
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Фиг. 5-6. Схематический разрез, показывающий положение подошвенных и краевых вод относительно нефтяной залежи.

О скважине говорят, что она прошла залежь нефти и вскрыла подошвенные воды или что она не попала в залежь нефти и вскрыла краевые воды.

относительно залежи. Соотношение краевых и подошвенных вод с залежью показано на фиг. 5-6.

По мере снижения дебитов нефти и газа из большинства скважин начинает поступать все увеличивающееся количество свободной воды. Это поровые, подошвенные или краевые воды. На некоторых залежах вода поступает вместе с нефтью из скважин уже на ранних стадиях эксплуатации, в других же случаях нефть никогда не сопровождается сколько-нибудь заметным количеством воды. Пластовые воды в вышележащих толщах, изолированные от природного резервуара, содержащего нефть или газ, называются верхними водами. Воды из водоносных формаций, залегающих между продуктивными горизонтами, называются промежуточными.
Аномальной в этом отношении является залежь Мьюзик-Маунтин в Пенсильвании (см. стр. 286-287: прибрежные бары и фиг. 7-17). Здесь было добыто 5 млн. баррелей нефти, и, хотя в настоящее время залежь почти выработана, ни одна из скважин так и не дала свободной воды. Природный резервуар представляет собой песчаное тело рукавообразной формы; никаких данных о содержании поровой воды в песчаниках нет. В Аппалачском регионе встречаются и другие залежи, на которых не было установлено краевых или свободных вод. Это, например, месторождение Кабин-Крик [6], залежь Копли [7], залежи Гриффитсвилл, Гранни-Крик и Робинсон-Синклайн [8] в Западной Виргинии.

Классификация вод нефтяных месторождений

По своему генезису воды нефтяных месторождений могут быть разделены на три группы: метеорные, погребенные и смешанные.

Метеорные воды ‑ это воды, которые выпадают в виде дождей и заполняют пористые и проницаемые породы верхних горизонтов разреза или просачиваются сквозь них вдоль поверхностей напластования, по системе трещин и проницаемым прослоям. Воды этого типа содержат связанный кислород, главным образом в виде углекислого газа. Они проникают в породы из вадозной зоны над зеркалом грунтовых вод, где кислород вступает в реакцию с сульфидами, образуя сульфаты, а двуокись углерода входит в состав карбонатов и бикарбонатов. Присутствие карбонатов, бикарбонатов и сульфатов в водах какого-либо нефтяного месторождения указывает на то, что по крайней мере частично эти воды поступили сюда с поверхности. Подобные метеорные воды могут быть генетически связаны с современной поверхностью земли и свидетельствовать о смешении грунтовых вод с водами нефтяных месторождений. Они также могут быть связаны с погребенными поверхностями несогласия, ранее обнажавшимися и подвергавшимися воздействию атмосферных осадков. Характер вод многих нефтяных месторождений в Скалистых горах, например, позволяет предполагать, что они смешаны с метеорными водами [9].
Под погребенными водами (connate waters) первоначально понимали морские воды, в которых отлагались осадки; вероятно, они сначала заполняли все поры. Сомнительно, однако, чтобы воды нефтяных месторождений действительно представляли собой автохтонные [унаследованные] морские воды. В настоящее время погребенными водами называют связанные воды (interstitial waters), находившиеся в коллекторах до вскрытия их бурением [10]. Причиной изменения содержания термина явилось то, что большинство вод в подземных коллекторах совершенно отлично по химическому составу от морских; они, без сомнения, циркулировали и перемещались, а первичные седиментационные воды были, вероятно, полностью замещены другими водами. Большинство вод нефтяных месторождений представляет собой растворы солей или рассолы [в СССР рассолами называют воды с содержанием солей более 3,5%], характеризующиеся значительным содержанием хлоридов, особенно хлористого натрия. Концентрация растворенных твердых веществ в них часто во много раз выше, чем в современной морской воде. Из этого следует, что если содержание растворенных мине​ральных веществ в древних морях было приблизительно таким же, как в современных, то в первичные воды, после того как они проникли в породы, должно было дополнительно поступить определенное количество минеральных соединений.
[Точный перевод термина «connate waters» вызывает большие трудности. В буквальном смысле слова это сингенетичные, или автохтонные, воды, попавшие в осадок одновременно с его образованием и сохранившиеся в нем после его превращения в породу (реликтовые воды). Нередко эти воды называют погребенными. Все перечисленные русские (собственно русские и иноязычные, но принятые в нашей литературе) термины при их букваль​ном понимании создают впечатление об унаследованности в породе вод, когда-то попавших в исходный для нее осадок из бассейна седиментации. Между тем в геологической действительности такого типа реликтовые, или погребенные, воды (если иметь в виду не просто Н2О, а реальные растворы) относятся к категории редких, так как уже в процессе диагенеза происходят, и иногда весьма существенные, изменения состава сингенетичных (т.е. седиментационных) вод. На поздних этапах диагенеза, а тем более на стадии катагенеза вода выжимается из глинистых осадков в силу их уплотнения. В недрах эта выжатая (элизионная) вода попадает в песчано-алевритовые и другие пористые и проницаемые пласты, являющиеся потенциальными коллекторами, и часто полностью вытесняет содержавшуюся в них «реликтовую» воду.
Как показал проф. А.А. Карцев, в ряде случаев объем воды, вновь поступившей в коллекторы из окружающих глинистых пород, превышает объем «своей» воды в несколько раз.

Один из современных крупных геохимиков, специалистов в области геохимии осадочных образований, Э.Дегенс (США) под «соnnаte waters» понимает только морскую воду, захваченную осадками при их отложениях; вода аналогичного происхождения, но пресная исключается из объема понятия о «соnnаte waters». Проф. А.А. Карцев для «соnnаte waters» в понимании Э. Дегенса предложил термин «талассогенные воды» (примечание редактора в книге Э. Дегенса «Геохимия осадочных образований», 1967, изд-во «Мир», стр. 171-172).
[По смыслу определения «соnnаte waters», даваемому А. Леворсеном в настоящей книге, это связанные воды (interstitial waters» - этот термин иногда переводится как (поровые воды); именно так это трактует и Э. Дегенс). «Cоnnаte waters» - это все воды не являющиеся в полной мере свободными, а в той или иной, хотя бы и очень слабой степени, связанные с породой и. естественно, находящиеся в ее порах. Такие воды, быть может, следовало бы именовать плененнымы, или в переводе с латинского, каптивными].
Смешанные воды оодержат как хлоридные, так и сульфат-карбонат-бикарбонатные соединения. это указывает на их сложную природу, вероятно, метеорные воды смешивались с погребенными водами или частично замещали их в породах. [смешанные воды могут бьтть о6наружены вблизи современной дневной поверхностут или под поверхностями несогласия. Воды нефтяных месторождений могут быть классифицированы также и по условиям залегания на свободные и связанные 
Свободные воды. Большинство заленжей нефти и газа встречается в водонасьтщенных проницаемых породах. По генезису свободные воды могут быть метеорными, погребенными или смешанными. Вода, заключенная во взаимосвязаттвой системе пор коллекторов, может рассматриваться как непрерывное единое водное тело, в которое погружены минеральные частицы. Вода служит путем, по которому мигрирует нефть, концентруясь в залежи. В подобншх условиях вода, как и в системе городского водопровода, немедленно начнет перемещаться в сторону любого пункта, где давление снижено. Такие воды называются свободными в отличие от связанных вод. 
Связанные воды. Раньше считали, что все поровое пространство нефтегазонасыщенного природного резервуара заполнено только нефтью или газом. Однако позже при изучении образцов керна выяснилось, что вместе с нефтью и газом во всех залежах в различных количествах присутствует связанная (поровая) вода [11]. В настоящее время полагают, что связанная вода сохранилась в породах со времени отложения осадков. Эта вода настолько тесно связана с частицами пород, что она не была вытеснена во время аккумуляции нефти и газа. Связанные воды на практике часто называют «погребенными», однако термин «связанные воды» представляется более предпочтительным, поскольку его употре6ление не требует знания генезиса вод. В нефтегазонасыщенном природном резервуаре основная часть связанной воды абсорбирована минеральными частицами или удерживается капиллярным давлением в тонких капиллярных отверстиях. Связанные воды шрисутствуют во всех природных резервуарах, и по мере уведичения водонасыщенности к подошве залежи они переходят в свободные воды. Именно свободные воды вытесняются нефтью и газом во время аккумуляции залежи.
Количество связанной воды в нефтегазонасьтщенном природном резервуаре редко бывает меньше 10 %, достигая 50 % и даже более от общего объема порового пространства практически во всех скоплениях нефти и газа присутствие связанной воды устанавливается с полной уверенностью [12]. Она была обнаружена в гипсометрически наиболее высокой части природного резервуара, расположеннои на 2000 футов выше ВНК. В образцах керна, взятых в 600 футах выше ВНК на залежи Рейнджли в Колорадо, 50% порового пространства занято связанной водой. 
Связанная вода играет особо важную роль в аккумуляции залежей нефти и газа и при разработке месторождений.

1. По-видимому, существует общая взаимосвязь между содержанием связанной воды в природном резервуаре и характером пористости и проницаемости, а также размером зерен в слагающих этот резервуар породах-коллекторах. На фиг. 5-7 можно видеть свойственное множеству природных
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Фиг. 5-7. Соотношение между процентным содержанием связанной воды и проницаемостью пород в различных нефтеносных природных резервуарах (Bruce, Wеlge, in Drilling and Production Practice, p. 170, Fig. 9, 1947).

l ‑ Лейк-Сент-Джон; 2 ‑ Луизиана, Галф-Кост (миоцен ‑ уэлла); 3 ‑ Креол; 4 ‑ Синтетик-Алуноум; 5 ‑ Луизиана, Галф-Кост; 6 ‑ Домингьюз, вторая зона; 7 ‑ Хокинс; 8 ‑ Магнолиа; 9 - песчаник Огайо; 10 ‑ Норт-Белридж, Калифорния; 11 ‑ Вашингтон; 12 ‑ Элк-Бейсин; 13 ‑ Норт-Белридж, Калифорния (данные анализов керна); 14 ‑ Рейнджли.

резервуаров общее увеличение процентного содержания воды с уменьшением проницаемости. Количество связанной воды в целом увеличивается также и по мере снижения пористости¹. Эти закономерности частично объясняются следующим. Поскольку большинство осадков преимущественно гидрофильны (см. стр. 416-421: глава 10, смачиваемость, А.Ф.), более тонкозернистые осадки с их гораздо большей площадью поверхности на единицу объема адсорбируют соответственно большее количество воды. Кроме того, капиллярное давление, удерживающее воду, выше в более тонких порах (см. стр. 421-427: глава 10, капиллярное давление, А.Ф.). Эта связь высокого содержания воды с тонкозернистыми отложениями показана также Траском [13],

¹Это обстоятельство само по себе указывает, что было бы неправильно переводить «interstitial waters» как «поровые воды». ‑ Прим. ред.

который установил, что во время отложения осадков вода первоначально занимает примерно 45 % объема порового пространства в хорошо отсортированных мелкозернистых песчаниках, 50 % ‑ в алевролитах, 80 % ‑ в глинах и свыше 90 % ‑- в коллоидах. 

В породах-коллекторах с непостоянной пористостью, изменяющейся от очень мелких до крупных пор, большее процентное содержание связанной воды обычно приурочено к более мелким капиллярным пустотам и порам, характерным для глинистых песчаников, в то время как нефть заполняет относительно крупные поры. На фиг. 5-8 показаны два примера этих соотношений для коллекторов в отложениях третичного и мелового возраста (см. также фиг. 10-11). Адсорбированная и связанная вода¹ не играют столь значительной роли в тех нефтенасыщенных природных резервуарах, где размеры пор велики или где коллекторские свойства пород связаны с их трещинова-тостыо. Кристаллические известняки и доломиты чаще, чем чистые песчаники, характеризуются высоким содержанием связанных [плененных] вод и тем не менее дают безводную нефть, так как межкристаллические поры в них, как правило, мельче.

2. Извлекаемые запасы нефти и газа в залежи уменьшаются в результате того, что поровое пространство занято водой. Поэтому, прежде чем оценивать объем порового пространства, которое может быть заполнено нефтью и газом, необходимо установить объем содержащейся в нем воды.
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Фиг. 5-8. Диаграмма увеличения водонасыщенности с уменьшением проницаемости песчаников Вудбайн (верхний мел) на месторождении Ист-Тексас и третичных песчаников месторождений Анауак и Томболл в провинции Галф-Кост, Техас (Sсhilthuis, Trans. Am. Inst. Min. Met, Engrs., 127, 132, p. 269). 

l ‑ Анауак; 2 ‑ Томболл; 3 ‑ Ист-Тексас.

3. Пластовые воды вместе с растворенными в них минеральными веществами представляют собои химический агент и могут оказывать сильное химическое и физическое воздействие на минералогический состав пород-коллекторов. Особенно сильно это влияние сказывается на глинистых и коллоидных веществах, которые в отдельных случаях могут быть химически весьма неустойчивыми.

¹Автор допускает здесь логическую ошибку, говоря об адсорбированной и связанной воде («adsorbed and interstitial water»), ибо адсорбированная вода представляет собой по меньшей мере частный случай связанной воды. ‑ Прим. ред.
По прошествии определенного периода геологического времени соотношение между водой и глиной стабилизируется и достигается равновесие между содержанием флюидов и вмещающей их средой. Это равновесие может быть нарушено при любых изменениях характера пластовых вод как в результате геологических явлений, так и в результате искусственного введения воды в пласт во время бурения или при применении вторичных методов эксплуатации. При изменении условий в природном резервуаре некоторые глинистые породы могут разбухать, вследствие чего уменьшится или даже полностью исчезнет проницаемость, добыча упадет и могут серьезно пострадать результаты всех работ. Другим фактором, почти совершенно не изученным, но безусловно существующим, является каталитическое воздействие минерализованных
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Фиг. 5-9. Схематизированный увеличенный разрез песчаной породы.

Видны песчаные зерна с облекающей их пленкой воды и нефть с растворенным в ней газом, занимающая внутренние части более крупных пор.

пластовых вод на сложные химические и биохимические реакции, происходящие в коллекторских породах.

Пленка адсорбированной воды вокруг гидрофильных минеральных зерен не позволяет нефти, находящейся в порах коллекторов, соприкасаться с частицами самой породы (фиг. 5-9); поверхности раздела между породой и нефтью здесь в действительности не существуют, а имеются лишь контакты нефти с водой. В результате вода как бы играет роль «смазки» для нефти.

В большинстве извлеченных на поверхность нефтей в виде мельчайших кристаллов присутствует каменная соль (NaCl). По-видимому, это частично объясняется осаждением соли из связанных вод коллекторов по мере падения пластового давления во время, эксплуатации залежи. Поэтому остаточные связанные воды будут иметь несколько иной химический состав по сравнению с первоначальными. Для того чтобы содержащиеся в поровом пространстве флюиды вновь пришли в равновесное состояние, требуется некоторое время. Перепад температур и давлений между природным резервуаром в недрах и поверхностью земли также способствует осаждению соли из извлекаемой воды. Однако осаждение соли из воды после удаления ее из коллектора не влияет на концентрацию солей, остающихся в пластовых водах.

Воды нефтяных месторождений с растворенными в них солями представляют собой электролиты, и их удельное электрическое сопротивление уменьшается с увеличением солености. Эта закономерность является основой для интерпретации электрокаротажных кривых удельных сопротивлений. Породы, насыщенные солеными водами, имеют обычно низкое сопротивление, поскольку вода, находящаяся в связанной системе пор и обладающая высокой электропроводностью, маскирует низкую электропроводность самих пород. Даже в некоторых природных резервуарах, заполненных нефтью и газом с низкой электропроводностью, высокое процентное содержание связанной воды со значительной электропроводностью может привести к тому, что высокие сопротивления нефти и газа не отразятся на электрокаротажных кривых, и в результате будет допущена ошибка при выделении нефтегазоносных пластов. Там, где содержание связанной воды в нефтегазосодержащем природном резервуаре ниже 10 %, что отмечается редко, электрическое сопротивление толщи стремится к бесконечности. Измеренное удельное сопротивление оказывается высоким, так как количество воды недостаточно для обеспечения непрерывной связи, а следовательно, и электропроводности между порами, вода в которых находится в виде изолированных капелек [т.е. является плененной водой]. По мере увеличения содержания воды все большее ее количество образует сплошные пленки вокруг минеральных частиц, и отдельные капельки воды приходят в соприкосновение друг с другом. В результате связующие пленки связанной (поровой) воды образуют направленные во все стороны проводящие пути для электрического тока.
Характеристика вод нефтяных месторождений
Отличительные особенности вод нефтяного месторождения обычно устанавливаются по трем показателям:
1. Количество связанной (поровой) воды в нефтегазонасыщенном природном резервуаре чаще всего измеряется в процентах к объему эффективного порового пространства. Это количество известно также под названием водонасыщенности (water saturation).

2. Общее количество растворенных в воде твердых минеральных веществ обычно измеряется в частях на миллион [т.е. в десятитысячных долях процента] или определяется плотностью воды.

3. Растворенные в воде минеральные компоненты определяются при помощи химического анализа, обычно как качественного, так и количественного.

Водонасыщенность. Существуют два наиболее распространенных метода установления количества связанной (поровой) воды: 1) лабораторный анализ керна и 2) расчет водонасыщенности природного резервуара путем использования электрокаротажа и пластового коэффициента.
1. Порядок проведения лабораторного анализа керна обычно таков. Образцы керна нагреваются, а содержащиеся в них вода и нефть отгоняются. Сконденсированную жидкость собирают и взвешивают. Количество экстрагированной воды и нефти выражается в процентах к объему порового пространства. Получаемый результат только приблизителен, поскольку в керне присутствует вода из бурового раствора и, кроме того, вода в самой породе перемещалась ввиду улетучивания растворенного газа во время подъема образца и спада давления от пластового к атмосферному. Вопросам лабораторных анализов керна посвящена обширная литература, с которой читатель может ознакомиться [14].

2. Коэффициент электрического сопротивления пласта, называемый также пластовым коэффициентом, используется при анализе пластовых флюидов. Пластовый коэффициент (formation factor)   это отношение электрического сопротивления породы, насыщенной проводящим электролитом, таким, как минерализованная вода, к удельному сопротивлению самого электролита [15]. Если построить в логарифмическом масштабе диаграмму зависимости коэффициента электрического сопротивления песчаного коллектора от его пористости, то окажется, что с уменьшением пористости коэффициенты возрастают (фиг. 5-10). Аналогичная связь между пористостью и коэффициентом электрического сопротивления отмечается и для коллекторов, образованных известняками [16]. Подобная же линейная зависимость существует между коэффициентом электрического сопротивления пласта и его проницаемостью: при уменьшении проницаемости значения коэффициента увеличиваются. Эта связь графически показана на фиг. 5-11.

Связь пластового коэффициента с удельным электрическим сопротивлением породы и минерализованной пластовой воды можно выразить соотношением
Rt = FRw,

где Rt ‑ реальное удельное сопротивление пород, поровое пространство которых заполнено минерализованной водой, F ‑ пластовый коэффициент, Rw ‑ удельное сопротивление рассола. F можно выразить также в виде
F = Р-m ,
где Р ‑ пористость, m ‑ коэффициент цементации, изменяющийся, как правило, в пределах от 1 до 3 соответственно для несцементированных и сильносцементированных пород (фиг. 5-12).

Одна из важных областей использования электрокаротажных материалов заключается в количественной или полуколичественной оценке относительных количеств нефти, газа и воды, содержащихся в исследуемом пласте.
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Фиг. 5-10. Зависимость коэффициента электрического сопротивления от пористости для нескольких продуктивных песчаных пластов (Archie. Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 956, Fig. 8, 1950).

A - рыхлые, слабоуплотненные миоценовые песчаники, Галф-Кост; Б - консолидированные олигоценовые песчаники, Галф-Кост; В - эоценовые песчаники Уилкокс, Галф-Кост; Г - песчаники Накаточ, Белвью, Луизиана; Д - песчаники Беноист и Сипресс, Сентралиа, Иллинойс.

Эта оценка основана на изучении естественных потенциалов и удельных электрических сопротивлений. Соответствующая зависимость может быть выражена как

Rt = Rw/Рm ×Sⁿ или S = ⁿ√FRw/Rt
Задача состоит в том, чтобы определить водонасыщенность S, поскольку остающаяся часть порового пространства будет заполнена газом, нефтью или тем и другим вместе. Реально существующее удельное электрическое сопротивление Rt, выраженное в омметрах, может быть получено из каротажных диаграмм при помощи таблиц. Пористость Р определяется по анализам керна, по результатам микрозондированпя и бокового микрокаротажа, акустического каротажа и по кривой ПС. Удельное сопротивление пластовых вод Rw устанавливается химическими анализами вод из рассматриваемого или другого подобного песчаного пласта по кривой ПС или по таблицам [17]. Коэффициент цементации т и коэффициент насыщенности п (значения которого колеблются между 1,9 и 2,0) для одной толщи являются обычно постоянными величинами н определяются опытным путем. Таким образом, при благоприятных условиях удается установить величину S. Если S невелика (менее 40 %), можно сделать вывод о высокой нефте- и газонасыщенности пласта, достаточной для того, чтобы получить промышленные притоки нефти или газа. Повторное исследование каротажных материалов, проведенное в свете этого уравнения, привело к открытию ряда залежей нефти и газа.
Общее количество растворенных солей, или концентрация. Общее количество минеральных веществ, растворенных в водах нефтяных месторождений, обычно изменяется от нескольких сотен частей на миллион¹ (нескольких сотых долей процента) в практически пресных водах до 300 000 ч. на млн. (30 %) в тяжелых рассолах. Известны и более высокие концентрации. Самая высокая концентрация отмечена Кейсом [18] для рассолов (плотностью 1,458) из доломитов Салайна (силур) в Мичигане, содержащих 642 798 ч. на млн., или 64,3% растворенных минеральных веществ. В морской воде содержание растворенных минеральных компонентов, как видно из табл. 5-2, составляет около 35 000 ч. на млн. (3,5 %). Некоторые воды нефтяных месторождений, особенно те из них, которые имеют метеорное происхождение, а также воды в районах, характеризующихся значительным наклоном пьезометрической поверхности, содержат меньше растворенных минеральных веществ по сравнению с морскими. В других случаях содержание минеральных веществ в них больше, чем в морской воде. В водах нефтяных месторождений, кроме того, гораздо более изменчивы концентрации различных минералов.
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Фиг. 5-11. Зависимость коэффициента электрического сопротивления от проницаемости для нескольких продуктивных песчаных пластов (Archie, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 957, Fig. 9, 1950). А, Б, В, Г и Д ‑ то же, что на фиг. 5-10,

Плотность² вод возрастает с увеличением количества солей в растворе. Приблизительное соотношение между удельным весом рассола и общим количеством содержащихся в нем растворенных минеральных веществ показано в табл. А-1 в Приложении.
Таблица плотности воды позволяет получить приблизительные данные о количестве растворенных минеральных веществ в тех случаях, когда других определений концентраций не имеется. Другой способ получения приближенных данных о количестве растворенных минеральных компонентов был применен при изучении вод, приуроченных к верхнемиссисипским песчаникам Честер в Иллинойсе. В этих водах количество хлоридов достигает примерно 60 % от общего веса растворенных твердых веществ [19]. Приблизительный состав рассолов можно быстро установить по диаграмме, подобной показанной на фиг. 5-13, которая представляет собой график зависимости состава растворенных веществ в водах Канзаса от плотности рассола.
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Фиг. 5-12. Зависимость пластового коэффициента (коэффициента электрического сопротивления пласта) от пористости песчаников, характеризующихся различной степенью цементации (Martin, О. and G. Journ., p. 111, 1953).
Песчаная порода с пористостью 15 % может характеризоваться пластовым коэффициентом, равным 12, если она не консолидирована. Но если эта порода прочно сцементирована, пластовый коэффициент повышается до 60.
Ионные анализы вод, обладающих низкой концентрацией солей, обычно подобны анализам вод с высокой концентрацией. Это объясняется тем, что первые из них являются разбавленными, а низкая концентрация растворенных веществ может быть обусловлена инфильтрацией метеорных вод, связанной либо с современной дневной поверхностью, либо с поверхностями несогласия в геологическом разрезе. Присутствие пресных или слабосоленых вод иногда свидетельствует о существовании проницаемой связи с участком дневной поверхности, откуда поступают питающие воды. Эта связь в свою очередь указывает на такой характер гидродинамических условий, который мог вызвать вымывание нефти и газа из некоторых структурных ловушек. Однако на земном шаре известно много нефтяных месторождений, из которых нефть добывается вместе с пресными или слабосолеными водами, поэтому присутствие таких вод в общем не может служить препятствием для положительного заключения о нефтегазоносности 
¹Принимается, что любое количество раствора состоит из миллиона весовых частей (миллион весовых частей = 100 %). Определенное число входящих в состав раствора весовых частей (вес. %×1 000 000) и есть весовые части на миллион (ч. на млн.). Концентрация растворенных минеральных веществ обычно выражается в частях на миллион, в миллиграммах на литр, в гранах на галлон или в процентах. Один гран на американский галлон равен 17,12 ч. на млн., а на английский галлон ‑ 14,3 ч. на млн. Если значение концентрации в частях на миллион умножить на 0,0583, то будет получено ее значение, выраженное в гранах на американский галлон.

²Плотность чистой воды при нормальных условиях (давление 14,73 фунт/кв. дюйм и температура 60°F) составляет 62,34 фунт/куб.фут. Это эквивалентно 0,433 фунт/кв.дюйм/фут, или 43,33 фунт/кв.дюйм/100 фут. Баррель, или 42 галлона, чистой воды весит 350 фунтов. Удельный вес чистой воды при 14,73 фунт/кв. дюйм и 60°F равен 1,00 (10°API).

благоприятныхловушек. Для примера можно привести месторождение Кирикире в восточной Венесуэле [20] (см. стр. 324 и фиг. 7-57, А.Ф.), где концентрация растворенных солей изменяется от совершенно незначительной до 2300 ч. на млн. (0,23%), а в среднем составляет около 1400 ч. на млн. (0,14 %); месторождение Лас-Крусес в западной Венесуэле с пресными, пригодными для бытовых целей водами, концентрация растворенных солей в которых составляет всего 323 ч. на млн. (0,03%) [21], и многие другие залежи в регионе Скалистых гор в США [22].

Региональные изменения солености пластовых вод удобно показывать на картах равных концентраций ‑ изоконцентраций, или изокон (isocon maps), где линиями соединяются точки с равными концентрациями. На этих картах можно видеть характер изменения концентрации растворенных солей в водах непрерывно протягивающегося песчаного горизонта [23]. На фиг. 5-14 в качестве примера приведена карта равных концентраций для песчаников Сент-Питер-Симпсон (ордовик) в центральных штатах США. Карты изокон могут быть использованы для грубой проверки данных, полученных из пьезометрических карт (карт потенциометрической поверхности), поскольку и на тех и на других видно общее направление движения вод в коллекторах от области питания к области разгрузки.
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Фиг. 5-13. График зависимости состава вод нефтяных месторождений Канзаса от их удельного веса (Jeffоrds, Bull. 76, Kansas Geol. Surv., Part 1, p. 11, Fig. 6, 1948).

Для пластовых вод большинства районов отмечается увеличение концентрации растворенных минеральных веществ с глубиной. Это увеличение минерализации, возможно, определяется тем, что соленые воды тяжелее пресных. И если соленые воды в результате тектонических движений окажутся поднятыми выше пресных, они, как более тяжелые, со временем придут в равновесие с легкими пресными водами, заняв возможно более низкое гипсометрическое положение в водоносном пласте. Или же, что более вероятно, увеличение солености пластовых вод с глубиной связано с тем, что глубже расположенные воды более длительное время подвергались процессам, приводящим к увеличению концентрации растворенных веществ.

Исключения из общей закономерности увеличения концентрации растворенных солей с глубиной установлены на некоторых месторождениях района Баку и на Ново-Грозненском нефтяном месторождении в СССР. Верхние воды Ново-Грозненской площади соленые, концентрация растворенных в них веществ порядка 60 г 1 л (60 000 ч. на млн. или 6 %), в то время как воды в нижележащих нефтенасыщенных природных резервуарах характеризуются концентрацией от 0,80 до 5,0 г 1 л (800-5000 ч. на млн.) [24]. Другое исключение подобного же рода известно в Канзасе (см. табл. 5-4), где концентрация солей в водах пенсильванских отложений составляет 10 000-125 000 ч. на млн. (1-12 %), а в водах более глубоко залегающих ордовикских отложений 5000-35 000 ч. на млн. (0,5-3,5 %). Возможно, что это объясняется разбавлением пластовых вод метеорными, которое происходило во время предпенсильванского периода эрозии, а также существованием непроницаемого раздела, препятствовавшего миграции флюидов вкрест поверхности несогласия. Положение этой поверхности в разрезе отмечено резким изменением концентрации. Внезапное уменьшение с глубиной концентрации солей в пластовых водах и в других районах можно считать результатом наличия в разрезе поверхности несогласия. Вероятным объяснением этому в ряде областей, включая и Канзас, может служить также предположение, что воды в
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Фиг. 5-14. Карта равных концентрации пластовых вод в песчаниках Сент-Питер, центральные штаты США (Dоll, Ginter, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 14, p. 1216, Fig. 1, 1936).

Значения изолиний даны в частях на миллион.

1 ‑ надордовикские отложения; 2 ‑ кембро-ордовик; 3 ‑ докембрий. 
нижних слоях лучше связаны с зоной питания и больше разбавлены метеорными водами, чем воды в верхних горизонтах осадочного чехла.

Химический состав вод нефтяных месторождений. Результаты большинства анализов вод нефтяных месторождений [25] даются в ионной форме, которая считается наиболее удобной. На ней же основана интерпретация по системе Пальмера [26]. Группы вод по Пальмеру объединяют радикалы, химически схожие или ассоциирующиеся в геологических условиях. Так, распространенные металлические основания, натрий (Na+) и калий (К+), а также щелочноземельные, кальций (Са++) и магний (Mg++), объединяются в группу щелочей, и все они являются положительными радикалами. Кислоты, или отрицательные радикалы, включают две группы: сильные кислоты ‑ сульфаты (SO4--) и хлориды (Сl-) и слабые кислоты ‑ карбонаты (СО2--) и бикарбонаты (НСО3-).

Характер минерализованных вод может быть описан с точки зрения их «реагирующей величины»¹ [эквивалентной формы выражения солевого состава воды] при помощи сочетания четырех следующих характеристик:

1. Первая соленость. Сильные кислоты [сульфаты (SO4--), нитраты (NO3-) и хлориды (Сl-)] сочетаются с первичными основаниями [натрием (Na+) и калием (К+)].

2. Вторая соленость. Сильные кислоты сочетаются с вторичными основаниями [щелочноземельными ‑ кальцием (Са++), барием (Ва++) и магнием (Mg++)]. Вторая соленость известна также как постоянная жесткость.

3. Первая щелочность. Слабые кислоты [карбонаты (СО3--), бикарбонаты (НСО3-) и сульфиды (S2--)] сочетаются с первичными основаниями. Воды с первой щелочностью обычно содержат кремний. Их называют также мягими водами.

4. Вторая щелочность. Слабые кислоты сочетаются со вторичными основаниями. Воды со второй щелочностью характерны для карбонатных толщ. Она известна также как временная жесткость.

Первая соленость и вторая щелочность всегда свойственны водам нефтяных месторождений. Если содержание сильных кислот превышает содержание первичных оснований, для воды будет характерна также вторая соленость. И наоборот, если количество сильных кислот не больше количества первичных оснований, воде будет, кроме того, свойственна не вторая соленость, а первая щелочность.

Пример определения свойств воды по Пальмеру на основании содержания ионов, как это делается при анализах вод нефтяных месторождений, приведен в табл. 5-1. Можно отметить, что весовое содержание положительных ионов не равно содержанию отрицательных, но зато в точности одинаковы их «реагирующие величины» [т.е. данные, выраженные в эквивалентной форме]. Смешение вод может вызвать осаждение солей в обсадных и насосно-компрессорных трубах.

Когда производят полные анализы воды, то, кроме обычных элементов - натрия, калия, кальция и магния, - обнаруживают небольшие количества или только следы других элементов. Их количественное содержание непостоянно и обычно не определяется при анализах. В число малых элементов входят барий, стронций, йод, бром, бор, медь, марганец, серебро, олово, ванадий и железо. Барий, например, обнаружен во многих минерализованных водах в палеозойских отложениях Аппалачей. Полагают, что первоначально барий находился в осадках в виде барита, осаждавшегося в результате реакции, которая вызывалась метеорными водами, попадавшими в толщи в
¹«Реагирующие величины» (reaction values) различных ионов в водах нефтяного месторождения не пропорциональны их весу. «Реагирующая величина» каждого иона может быть выражена в миллиграммах на литр или как процент от суммы всех «реагирующих величин» (по данным анализа). «Реагирующая величина» определяется по следующей формуле:

«Реагирующая величина» =

= весовое содержание (мг/л) × реакционный коэффициент [27] 
= весовое содержание (мг/л)= атомный вес/валентность 
= грамм-эквиваленты на миллион 
= миллиграмм-эквиваленты на литр.

Когда «реагирующие величины» присутствующих в воде ионов упрощаются до процентного выражения, характер воды может быть установлен без использования данных о концентрации. Реакционные коэффициенты для ионов, обычно присутствующих в водах, равны:

Натрий (Na+) ‑ 0,0434 

Сульфат (SO4--) ‑ 0,0208

Калий (К+) ‑ 0,0256 

Хлорид (Cl-) ‑ 0.0282

Кальций (Са++) ‑ 0,0499 

Нитрат (NO3-) ‑ 0,1061

Магний (Mg++) ‑ 0,821 

Карбонат (CO3--) ‑ 0,0333

Водород (Н+) ‑ 0,992 

Бикарбонат (HСO3-) ‑ 0,0164

Таблица 5-1 Ионный состав и реакционные свойства воды

	
	Миллиграммы на литр
	Грамм-эквиваленты на миллион, или «реагирующая величина»
	Реагирующая величина, % (по Пальмеру)

	Положительные ионы Na+ и К+ (определены по разности как Na+)
Са++
Mg++
	17 610¹
2 960 
927
	765,0

148,2

76,2
	38,67 
7,48 
3,85

	Итого
	21497
	989,4
	50,00

	Отрицательные ионы SO4--
Сl-
НСО3-
	2 620

34 000

177
	54,5

932,0

2,9
	2,75

47,10

0,15

	Итого
	36 797
	989,4
	50,00

	Всего
	58 294
	1978,8
	100,00


Реакционные свойства (по Пальмеру)

	Первая соленость
	
	

	(хлориды и сульфаты Na+ и К+)
	
	38,67×2=77,34

	Вторая соленость
	
	

	(сульфаты Са++ и Mg++)
	
	(47,10 +2,75‑38,67)× 2 = 22,36

	Первая щелочность
	
	

	(карбонаты Na+ и К+)
	
	00,00

	Вторая щелочность
	
	

	(карбонаты Са++ и Mg++)
	
	(11,33‑11,18)×2 = 0,30


¹B оригинале ‑ 17 000, по-видимому, опечатка. - Прим. ред.

районах их выходов на дневную поверхность [28]. Из минерализованных вод нефтяных месторождений осаждались также радиоактивные соли [29].

В табл. 5-2 приведено несколько типичных примеров анализов вод нефтяных месторождений вместе с анализом среднего состава морской воды. Анализы пластовых вод содержатся в большинстве описаний нефтяных месторождений, многочисленные списки таких анализов были опубликованы в литературе [30].

Когда анализы химического состава воды приводятся в форме солей, реальное соотношение между которыми в растворе гипотетично, возникает необходимость перевести их в ионную форму. Коэффициенты, используемые для расчета содержания положительных радикалов в различных солях, перечислены в табл. 5-3.

Химические анализы вод и общее количество содержащихся в них твердых веществ оказываются существенно различными в разных песчаных пластах даже в одной и той же скважине. В табл. 5-4приведен пример таких

Таблица 5-2 Анализы вод нефтяных месторождений (ч. на млн.)

	Залежь
	Порода-коллектор, ее возраст
	Сl-
	SO4--
	СО3--
	HСO3-
	Na++K+
	Са++
	Mg++
	Сумма

ионов,

ч. на млн.
	Литературный источник

	Морская вода (ч. на млн.)
	
	19350
	2690
	150
	-
	11000
	420
	1300
	35000
	1

	Морская вода (%)
	
	55,3
	7,7
	0,2
	-
	31,7
	1,2
	3,8
	-
	

	Лагунильяс, западная Венесуэла
	2000-3000 футов (миоцен)
	89 
	-
	120
	5263
	2003
	10
	63
	7548
	2

	Конро, Техас
	Песчаники Конро (эоцен)
	47100 
	42
	288
	-
	27620
	1865
	553
	77468
	3

	Ист-Тексас
	Песчаники Вудбайн (верхний мел)
	40598
	259
	387
	-
	24653
	1432
	335
	68964
	4

	Бурган, Кувейт
	Песчаники (мел)
	95275 
	198
	-
	360
	46191
	10158
	2206
	154388
	5

	Родесса, Техас ‑ Луизиана
	Оолитовые известняки (нижний мел)
	140063
	284
	-
	73
	61538
	20917
	2874
	225749
	6

	Давенпорт, Оклахома
	Песчаники Пру (пенсильваний)
	119855
	132
	-
	122
	62724
	9977
	1926
	194736
	7

	Брадфорд, Пенсильвания
	Песчаники Брадфорд (девон)
	77340
	730
	-
	-
	32600
	13260
	1940
	125870
	8

	Оклахома-Сити, Оклахома
	Песчаники Симпсон (ордовик)
	184387
	268
	-
	18
	91603
	18753
	3468
	298497
	9

	Гарбер, Оклахома
	Известняки Арбакл (ордовик)
	139496
	352
	-
	43
	60733
	21453
	2791
	224868
	10


1. W. Dittmar, Report on Researches into the Composition of Ocean Water, Collected by Challenger, Challenger Reports, 1, Physics and Chemistry, pp. 1-251, 1884.

2. Staff of Caribbean Petroleum Company, Oil Fields of Royal Dutch-Shell Group in Western Venezuela, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 32, p. 557, 1948.

3. F.W. Miсhaux, Jr., E.O. Buck, Conroe Oil Field, Montgomery County, Texas, in Gulf Coast Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., p. 810, 1936, Sun Company Stewart № 3.

4. H. E. Minor, M. A. Han n a, East Texas Oil Field, Rusk, Cherokee, Smith, Gregg and Upshur Counties, Texas, in Stratigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., p. 639, 1941, Stanolind № 1 Everetts.

5. The Gulf Oil Corp.
6. H.B. Hill, R.K. Guthri c, Engineering Study of the Rodessa Oil Fields in Louisiana, Texas, and Arkansas, RI 3715, U. S. Bur. Mines, p. 90, № H, 194 3.

7. S.B. White, Davenport Field, Lincoln County, Oklahoma, in Stratigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., p. 4 03, 1941, Texas. Co., Patterson № 1.

8. J.B. New by et al., Bradford Oil Field, McLean County, Pennsylvania, and Cattaraugus County, New York, in Structure of Typical American Oil Fields, Am. Assoc, Petrol. Geol., Tulsa, Okla., 2, p. 435, 1929.

9. H.B. Hill, E. L. Rawlins, С.R. Bopp, Engineering Report on Oklahoma City Field, Oklahoma, RI 3330, U. S. Bur. Mines, p. 214, 1937, Analysis J. Carter Oil Go. Dimniven № 1, at 6,454 feet.

10. W. Gish, R.M. Carr, Garber Field, Garfield County, Oklahoma, in Structure of Typical American Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., 1, p. 191, 1929.

Таблица 5-3

Коэффициенты, используемые для перевода предполагаемого солевого состава воды в ионную форму¹

	Соль
	Определяемый ион
	Коэффициент пере​счета
	Соль
	Определяемый ион
	Коэффициент пересчета

	KCl
	К
	0,524
	CaSО4
	Ga
	0,294

	NaCl
	Na
	0,394
	MgSО4
	Mg
	0,202

	СаСl2
	Ga
	0,361
	K2СО3
	К
	0,569


	MgCl2
	Mg
	0,255
	Na2CО3
	Na
	0,434

	K2SО4
	К
	0,449
	CaCО3
	Ca
	0,400

	Na2SО4
	Na
	0,324
	MgCО3
	Mg
	0,288


1. F.G. Тiсbеll, A Method for the Graphical interpretation of water analyses, Summary of Operations, California Oil Fields, 6, № 9, p. 7, 1921.
Таблица 5-4

Анализы вод в песчаных пластах, вскрытых одной из скважин в округе Расселл, Канзас¹

	Приблизительная глубина

залегания, футы
	Содержани е (мг/л, или ч. на млн.)

	
	Сl
	SO4
	Общее содержание минеральных веществ

	70
	50
	48
	419

	250
	2300
	510
	5000

	360
	3240
	720
	7000

	600
	28250
	7500
	59000

	780
	33500
	9000
	68000

	2510
	97000
	1600
	157000

	2625
	98600
	1100
	160000

	2990
	88000
	0
	141000

	3300²
	11000
	300
	20000


¹L.С. Сase, Oil Weekly, p. 54, 1945.

²Анализ воды из нефтеносной зоны Арбакл. Это единственный в разрезе горизонт, где воды содержат H2S.

различий для одной скважины, расположенной в округе Расселл, Канзас, Эта скважина вскрыла разрез, в верхней части которого залегают пермские отложения, подстилаемые породами пенсильванского возраста. Последние несогласно перекрывают толщу кембро-ордовикских известняков Арбакл. Были предложены различные типы диаграмм для наглядного изображения анализов вод нефтяных месторождений и сравнения их с химическими анализами других вод. Такой метод особенно эффективен, когда результаты анализов (в виде диаграмм) наносятся на те точки на структурных и стратиграфических разрезах, откуда отобраны пробы воды. Три типа подобных диаграмм показаны на фиг. 5-15. На фиг. 5-15, А показан широко распространенный метод Тикелла [31]. Его основной недостаток заключается в том, что на диаграмме не отражаются весовые концентрации ионов. На фиг. 5-15, Б показана диаграмма, построенная по методу Паркера [32]. К достоинствам этого метода следует отнести возможность привести большее по сравнению с другими методами количество детальных данных на относительно небольшой площади. Диаграмма В на этой фигуре представляет метод Стиффа [33], преимущества которого заключаются в возможности показать концентрации солей так, что сглаживается эффект их разбавления. Достоинством этого метода является также четкая картина, позволяющая легко различать воды различных типов.

[Удобными и достаточно выразительными являются другие диаграммы для изображения состава вод, предложенные советскими гидрогеологами и химиками, в частности график-квадрат Н.И. Толстихина, векторная диаграмма В.И. Лаэрта, векторная диаграмма-квадрат О.С. Джикия и др. Н.И. Толстихиным был предложен также особый метод «химической нумерации» природных вод по ионному составу - на основе стоклеточного квадрата. В 1967 г. этот метод был усовершенствован путем комбинации с векторной диаграммой-квадратом О.С. Джикия.]

Химические составы морской воды и минерализованных рассолов нефтяных месторождений различаются по двум показателям: 1) в отличие от морской воды в некоторых водах нефтяных месторождений отсутствует сульфатный радикал (SO4--); 2) щелочноземельные элементы (Са и Mg) также отсутствуют в водах ряда нефтяных
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Фиг. 5-15. Диаграммы, используемые для изображения химических анализов вод нефтяных месторождений [Тiскеll, Summ. of Oper., Calif. Div. Mines, 6, № 9, p. 10, Fig. 3, 1921 (диаграмма A); J.S. Parker, Southwell, Jour. Inst. Petrol. Technol., 15, p. 158, Fig. 5, 1929 (диаграмма В); H.A. Stiff, Tech. Note 84, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 192, p. 377, Fig. 3, 1951 (диаграмма В)].

Такие диаграммы облегчают быстрое визуальное сопоставление разных типов вод.

На диаграмме Б: 
I. Характеристика качества пробы: А - хорошая проба из известного горизонта; В - хорошая проба, точное место отбора пробы не известно; С - плохая проба, возможно загрязненная, место отбора известно; D - плохая проба, место отбора не известно. II. Оценка профильтрованной пробы по цветовой шкале: 1 - прозрачный; 2 - бледно-желтый; з - желтый; 4 - темно-желтый; 5 - светлый красновато-коричневый; 6 - красновато-коричневый; 7 - темный красновато-коричневый.

месторождений, но имеются в морской воде [34]. Отсутствие сульфатов в водах месторождения Сан-Хоакин-Валли, Калифорния, объяснялось их восстановлением до сульфидов, сопровождавшимся образованием карбонатов [35]. По-видимому, такое объяснение пригодно, по крайней мере частично, и для бессульфатных вод верхнемеловых толщ Скалистых гор [34].

Восстановление сульфатов может происходить под воздействием живых организмов, таких, как бактерии, или органических веществ [36]. Вопрос о том, шел ли процесс восстановления во время деагинетического преобразования осадков или он идет и в настоящее время в минерализованных водах нефтяных месторождений, остается нерешенным.

Там, где в регионе Скалистых гор распространены сульфатные воды, как, например, в каменноугольных отложениях, они часто ассоциируются с нефтями нафтенового основания, так называемыми черными нефтями; часто здесь присутствует также сероводород (H2S). Это свидетельствует о том, что активное восстановление сульфатов либо происходит в настоящее
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Фиг. 5-16. Состав различных групп вод нефтяных месторождений в процент-эквивалентах растворенных солей Na++ K+, Са++ и Mg++ (Sitter, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 31, p. 2033, Fig. 1, 1947).

Высокое содержание Mg++ (8,5%) в морской воде резко противопоставляется его низкому (обычно 2 - 5%) содержанию в водах нефтяных месторождений. Ближе всего к морской воде стоят воды из наиболее молодых плиоценовых отложений. Эти воды, вероятно, представляют собой морскую воду, находящуюся на ранней стадии диагенетических [катагенетических] изменений.

время в более глубоко залегающих формациях, либо такой процесс имел место в какой-то более ранний период эрозии, которому соответствует несогласие в осадочном разрезе. Считают, что удаление кальция и магния из вод меловых отложений Скалистых гор осуществлялось в результате ионного обмена с бентонитовыми глинами [37].

На фиг. 5-16 показаны некоторые соотношения между различными водами нефтяных месторождений. Здесь приведены составы растворенных солей в процент-эквивалентном выражении для Na++К+, Са++ и Mg++. Направление нормального изменения солевого состава морской воды при испарении показано сплошной линией. Эта линия протягивается прямо в область диаграммы, где располагаются анализы вод наиболее молодых, третичных отложений. Отсюда следует вывод, что воды третичных отложений представляют собой морскую воду, находящуюся на ранней стадии преобразования [38]. Эта фаза характеризуется выпадением из раствора сульфатов и карбонатов кальция и магния.

На фиг. 5-17 концентрации минерализованных вод нефтяных месторождений сопоставлены с изменяющейся «реагирующей величиной» иона Na+. Жирной линией показано теоретическое изменение концентрации морской воды при удалении из нее всех солей, кроме NaCl. Анализы вод молодых третичных отложений Калифорнии располагаются вдоль этой линии, опять-таки свидетельствуя о том, что они представляют собой погребенную морскую воду, находящуюся на ранней стадии изменения. На последующих стадиях происходит увеличение концентрации и постепенный рост содержания ионов кальция и магния. Низкая концентрация вод в формации Арбакл Канзаса, возможно, обусловлена их разбавлением метеорными
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Фиг. 5-17. Концентрации солей в различных водах нефтяных месторождений в отношении к процент-эквивалентному содержанию Na+ (Sitter, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 31, p. 2034, Fig. 2, 1947).

Жирная линия, идущая вверх от точки, отвечающей составу морской воды, отражает изменение концентрации солей в последней при постепенном удалении из нее всех солей, кроме NaCl и соответствующем снижении концентрации от первоначальных 3,5% до теоретической величины 2,9%. Отмечается близость состава вод, отраженных этой линией, с водами из молодых третичных отложений и повышение концентраций вод с увеличением возраста вмещающих отложений.

водами во время обнажения известняков Арбакл на дневной поверхности в течение предпенсильванского периода эрозии или гидродинамическими условиями, вызывающими миграцию пластовых вод.

Использование анализов воды. Анализы воды используются при разрешении различных проблем, связанных с разведкой и эксплуатацией нефтяных и газовых залежей [39]. Вот некоторые из этих проблем:

1. Вероятно, наиболее важный аспект использования анализов пластовых вод в геологии ‑ это применение их для интерпретации данных промыслово-геофизических исследований в скважинах. При выполнении химических анализов вод нефтяных месторождений обычно определяется их сопротивление в омметрах при нескольких различных значениях температуры. Сопротивления, которые не были определены экспериментально, могут быть рассчитаны исходя из анализов минерального состава растворенных веществ [41 ].

2. Данные химического анализа вод часто позволяют распознавать и коррелировать пласты коллекторов в многопластовых месторождениях. Этот метод особенно ценен тогда, когда коллекторы представляют собой линзовидные песчаные тела. Детальная корреляция отложений на основании анализов вод обычно дает достоверные результаты лишь при изучении ограниченных участков. Однако состав вод тех или иных формаций
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Фиг. 5-18. Влияние погребенного соляного купола Барберс-Хилл в округе Чеймберс, Техас, на состав неглубоко залегающих грунтовых вод (Minor, in The Structure of Typical American Oil Field, 3, p. 894, Fig. 2, 1934). 
Такая картина типична для ряда куполов провинции Галф-Кост.
и в региональном плане может в целом обладать характерными диагностическими признаками, позволяющими выделить эти формации в разрезе и, таким образом, облегчить региональную корреляцию. Так, в Скалистых горах воды в отложениях, залегающих стратиграфически выше формации Чагуотер (триас), сильно обогащены солями натрия, в то время как в водах более древних отложений преобладают сульфаты кальция и магния [42]. 
3. Существенные изменения концентраций или других характерных особенностей вод при переходе от залегающих в верхах разреза к более глубоко погруженным формациям отражают различие геологической обстановки. Внезапное уменьшение концентрации рассолов в условиях, когда связь пластовых вод с поверхностью отсутствует, может означать, что скважиной была пересечена поверхность несогласия. Увеличение солености пластовых вод в одной стороне седиментационного бассейна и уменьшение ее в другой указывает на положение области питания и является косвенным показателем направления потока флюидов.
4. Анализы воды, добываемой из скважин вместе с нефтью, могут показать, поступает ли эта вода к забою скважины из коллекторов или она представляет собой пластовую воду из вышезалегающих формаций и попадает в скважину из-за плохо выполненного цементирования обсадной колонны труб или ее разрыва.
5. Увеличение солености вод в верхних горизонтах осадочного разреза отмечается в районах развития соляных куполов. Этот факт установлен в грунтовых водах над соляным куполом Барберс-Хилл, Техас, где располагаются воды, характеризующиеся второй соленостью, в то время как окружающим этот участок нормальным водам свойственна первая щелочность [43]. Карта распространения различных по составу вод над куполом Барберс-Хилл приведена на фиг. 5-18. Появление подобных вод аномального состава оказало помощь при поисках погребенных соляных куполов.
6. Необходимо знать влияние нагнетаемой в пласт воды на минеральный состав пород-коллекторов и на оборудование, используемое для законтурного заводнения и удаления соленой воды из продукции скважины. Эти данные получают на основе анализов воды.
7. Весьма обычна коррозия оборудования, особенно в результате присутствия сероводорода. При смешении разнотипных вод образуется «твердая накипь», состоящая из сульфатов бария, стронция и кальция, и «мягкая накипь», сложенная в основном карбонатом кальция. Поэтому образование накипи внутри оборудования, используемого на нефтяных промыслах, часто объясняется негерметичностью обсадной колонны труб. «Мягкая накипь» возникает главным образом в результате потери водой СО2, что связано в свою очередь со снижением давления.

Происхождение соленых вод нефтяных месторождений 
Известно, что воды нефтяных месторождений резко отличаются от современной морской воды как по количеству содержащихся в них солей, так и по химическому составу этих солей. И все же полагают, что породы-коллекторы отлагались в морских условиях. Для объяснения изменений характера этих вод было предложено несколько концепций; некоторые из них рассматриваются ниже.
1. Наиболее логичным объяснением высокой концентрации растворенных веществ во многих водах нефтяных месторождений представляются явления, связанные с адсорбционным воздействием на воды частиц глинистых минералов как в толщах глинистых отложений, так и в породах-коллекторах [44]. В содержащих кальций глинах, выносимых в океан речными потоками, в результате ионного обмена ионы кальция замещаются ионами натрия. Последние вместе с другими элементами в виде заряженных ионов непрочно присоединяются к углам и краям раздробленных частиц глин. Соленая вода, адсорбированная на этих заряженных ионах, называется водой с распавшимися связями (broken-bond water) (большая часть воды, адсорбированной на иллите, относится именно к этому типу). Способность глины к адсорбции подобной воды увеличивается с уменьшением размеров глинистых частиц. Адсорбируемые ионы, нейтрализующие ионы глин, могут быть как положительные, так и отрицательные в зависимости от заряда ионов глин. Поэтому и Na+, и Оˉ, и другие ионы различных солей могут адсорбироваться и концентрироваться на глинистых частицах.
Эти адсорбированные ионы могут быть частично освобождены в результате перекристаллизации глин, цементации и диастрофизма. При возрастании давления способность к адсорбции увеличивается, а при возрастании температуры ‑ снижается, но и давление, и температура повышают растворимость солей в воде. Можно полагать, что конечным результатом всех этих различных процессов будет переход адсорбированных ионов в водный раствор по мере отжимания воды из глин во время их погружения и поступления ее в более проницаемые формации.
2. Наблюдаемое в некоторых случаях высокое содержание растворенных солей в водах нефтяных месторождений, вероятно, объясняется испарением воды во время накопления осадков в замкнутых бассейнах и соответствующим увеличением плотности и концентрации рассолов. Кроме того, соли, заносимые ветрами из прилегающих пустынных районов, могли также попадать в замкнутые бассейны или полузамкнутые морские заливы, впоследствии захороняться и обусловливать первичную высокую соленость этих вод. Хотя подобные факторы и могли влиять на первичные значительные изменения солености, их воздействием невозможно объяснить высокую соленость пластовых вод в формациях, в которых отсутствуют признаки отложения соли. Закономерной связи между концентрацией солей в пластовых водах и солевым режимом бассейнов седиментации не наблюдается.
3. Предполагалось также, что при снижении давления объем свободного газа увеличивается, происходит испарение воды в газ и соответствующее увеличение концентрации остающихся рассолов [45]. Существуют многочисленные данные о выпадении из растворов солей и ряда других минералов при снижении пластового давления в процессе отбора газа и в меньшей степени нефти. Однако количество газа, необходимое для образования таких высоких концентраций, какие часто наблюдаются в коллекторах, столь огромно, что рассматривать этот процесс как сколько-нибудь существенный источник увеличения концентрации солей в водах нефтяных месторождений не представляется возможным [46].
4. Локальные изменения солевого состава вод могут объясняться существованием многочисленных поверхностей несогласия, устанавливаемых в геологических разрезах большинства седиментационных бассейнов. Каждая из этих поверхностей представляет собой границу, где происходит резкое изменение геологических условий и где было возможным смешение разных вод. Некоторые из поверхностей несогласия указывают на такие зоны геологического разреза, где в породы проникали метеорные воды и смешивались с древними пластовыми водами. Другие поверхности несогласия могут соответствовать периодам геологической истории, когда оставшиеся в результате испарения воды рассолы и сухие соли подвергались перераспределению благодаря деятельности ветров и течений и поступали в воды, позже проникшие в подстилающие породы или когда подстилающие поверхность несогласия породы каким-либо иным образом были подвержены воздействию вод с высокой соленостью.
5. Если сильноминерализованные пластовые воды являются реликтовыми, то их высокая соленость может определяться первоначальной высокой соленостью морской воды, в которой отлагались осадки. В настоящее время имеется только очень ограниченное количество данных о составе вод древних морей. В различные периоды геологической истории, например, в океанические воды могли попадать вулканические пеплы, а также газы и обломки пород, выбрасываемых при подводных вулканических извержениях. В результате в локальном масштабе происходило первичное изменение характера океанических вод и их минерализации, что может объяснить некоторые наблюдаемые особенности. Изменчивость свойств пластовых вод в пределах одной и той же геологической формации не позволяет принять первичное увеличение солености морской воды как общую причину высокой минерализации вод нефтяных месторождений, но может помочь в объяснении их некоторых характерных черт.
6. Большинство минерализованных вод нефтяных месторождений содержит главным образом хлористый натрий; отсюда и их название «соленые воды». Примечательным исключением являются залежи Саут-Маунтин и Шилс-Каньон в Калифорнии, где рассолы содержат в основном хлористый кальций [47]. Преобладание этой соли приписывалось вторичному изменению вод в осадках после их захоронения. Полагают, что причиной вторичного изменения явились реакции с нефтью, с отложениями вмещающей формации Сесп (эоцен ‑ олигоцен), имеющими континентальный генезис, а также с вулканогенными осадками, которые могли отлагаться вместе с осадками формации Сесп или телами изверженных пород, интрудировавших породы этой формации. Кроме того, происходили реакции с озерными водами, хлоркальциевые рассолы которых могли сформироваться в результате испарения вод во время отложения осадков.

Нефть
Углеводороды [нафтиды] составляют лишь незначительную часть флюидов, содержащихся в породах-коллекторах, однако для геологов-нефтяников и нефтяной промышленности открытие месторождений и добыча этой небольшой составляющей пластовых флюидов имеет первостепенное значение. С экономической точки зрения нефть во всем мире является самым важным видом углеводородов, представителем нафтидов (petroleum); за ней следует природный газ, а затем газоконденсатные жидкости. Твердые и полутвердые нафтиды имеют в целом подчиненное значение, хотя местами представляют определенную практическую ценность. Химический состав поступающих из скважин жидких нафтидов, или нефти (crude oil), особенно их асфальтово-смолистых компонентов, варьирует в широких пределах; столь же большим разнообразием отличаются и такие их физические свойства, как цвет, плотность и вязкость. В большинстве случаев добываемые нефти маслянисты на ощупь. Они могут быть как непрозрачными, так и полупрозрачными в тонком слое, а окраска их в отраженном свете меняется от бурой до красноватой и желтой со слабым зеленоватым оттенком. Типичные нефти характеризуются консистенцией, средней между консистенциями молока и сливок. Однако если рассматривать нефти во всем их многообразии, то их консистенции весьма изменчивы; с одной стороны, мы имеем бесцветные жидкости, близкие по консистенции к бензину, а с другой - густые, вязкие черные асфальты. Нефти не смешиваются с водой и, за исключением очень редких случаев, когда они обладают более высокой, чем вода, плотностью или сильно загрязнены примесями минеральных веществ, всплывают в ней. Когда нефть достигает устья скважины, из нее в большинстве случаев начинают выделяться многочисленные пузырьки растворенного в ней газа, что связано с падением давления. Нефти растворимы в эфире, ацетоне, сероуглероде, бензоле, хлороформе и кипящем спирте.
Измерение количества нефти
Количество нефти измеряется в баррелях, тоннах, в процентах от объема порового пространства, акр-футах или в баррелях на акр-фут породы-коллектора [48]. Наиболее распространенной единицей измерения является баррель, равный 42 американским (винчестерским) галлонам и имеющий средний вес 310 фунтов. Другие единицы перечислены в таблицах пересчета в Приложении (см. табл. А-3).
При совместном извлечении нефти и газа из фонтанирующей скважины их смесь сначала поступает в сепаратор, где газ отделяется от нефти. Затем нефть попадает в резервуар, где и замеряется ее объем. При насосном методе эксплуатации на поверхность извлекается одна нефть или нефть с небольшим содержанием газа; она перекачивается непосредственно в особым образом калиброванный резервуар, в котором одному вертикальному дюйму отвечает определенное количество нефти в галлонах или баррелях. Чтобы определить объем нефти, изливающейся из высокопродуктивных скважин, в случае отсутствия поблизости хранилищ с достаточной емкостью или трубопроводов для приема всего поступающего из недр притока, измеряется расход нефти за непродолжительное время, например за один час, четыре или шесть часов, а затем путем умножения полученного количества на соответствующий коэффициент вычисляют суточную производительность скважины. Объем нефти в баррелях, который скважина дает или способна давать за сутки в первый период эксплуатации, носит название ее начального дебита.
Запасы нефти, содержащейся в коллекторах (oil in place) [пластовая нефть; ее запасы ‑ это геологические запасы], подсчитывают в зависимости от преследуемой цели различными методами [49]. Основной метод измерения объема пластовой нефти заключается в умножении объема норового пространства в акр-футах, вычисленного по данным анализа керна и электрокаротажа скважин, на коэффициент нефтенасыщенности керна. Для подсчета количества промышленной нефти или ее извлекаемых запасов, приведенных к условиям дневной поверхности, в баррелях, объем пластовой нефти умно​жается на коэффициент усадки (shrinkage factor) (см. стр. 191), который представляет собой меру уменьшения объема нефти за счет выделения растворенного в ней газа при поступлении на поверхность (см. стр. 192), и на коэффициент нефтеотдачи (recovery factor), являющийся мерой поддающейся извлечению пластовой нефти в процентах. Нефтеотдача изменяется в зависимости от пористости и проницаемости пород-коллекторов, а также от типа пластовой энергии1 и опыта нефтедобычи в условиях, близких к рассматриваемым. Описанные методы, известные как объемные, или методы определения насыщенности пород, могут быть применены на ранних стадиях разработки нефтяных месторождений, поскольку они не подвержены влиянию регулирования добычи и искусственного ограничения производительности скважин.

Другой распространенный метод подсчета запасов нефти в коллекторах известен под названием метода кривых падения добычи (кривых разработки). Он используется при наличии данных о свободном и неограниченном отборе нефти [50] и заключается в построении графиков изменения производительности одной или нескольких скважин в течение длительного периода разработки залежи и последующей экстраполяции полученных кривых падения добычи на будущее. Кривые разработки могут строиться с применением прямоугольной, полулогарифмической или двойной логарифмической сетки; логарифмические графики имеют то преимущество, что позволяют проецировать рассматриваемые кривые в виде прямых линий. Рассчитанная таким способом ожидаемая в будущем производительность всех скважин месторождения может быть просуммирована, что дает в результате подсчет общих извлекаемых запасов нефти, еще оставшейся в природном резервуаре. Это наиболее надежный и достоверный метод подсчета извлекаемых запасов нефти, когда история разработки залежи насчитывает несколько лет и, таким образом, имеются необходимые данные для построения кривых падения добычи. Однако в условиях регулируемой и искусственно сокращаемой добычи этот метод не дает удовлетворительных результатов.

Химические свойства нефти

Нефть и природный газ, залегающие в недрах в своем естественном состоянии, подвергаются воздействию температур и давлений, значительно превосходящих атмосферные. Во всех нефтях растворено то или иное количество природного газа, и

1Пластовая энергия - это энергия природного резервуара, обусловливающая приток нефти и газа к скважинам. См. также стр. 427-428: пластовая энергия.
если последнее превышает количество газа, необходимое для полного насыщения нефти при свойственных данному природному резервуару температуре и давлении, избыточный свободный газ скапливается в виде газовой шапки (см. стр. 431 Режим газовой шапки). Изменения давления и температуры, происходящие при извлечении нефти из скважин и производстве химических анализов, приводят к испарению и выделению из нее, а также разрушению некоторых входящих в ее состав углеводородов. Именно поэтому трудно и даже подчас невозможно получить точные аналитические данные о всех насчитывающихся тысячами химических соединениях, которые содержатся в нефти, залегающей в пластовых условиях. Первоначальный состав нефти можно определить в лучшем случае только приблизительно. Трудность выделения из нефти отдельных углеводородов (УВ) может быть проиллюстрирована хотя бы тем фактом, что на извлечение и анализ только 234 входящих в состав нефти соединений потребовалось 37 лет [51]. Огромные успехи, достигнутые в области разработки методов анализа УВ, к числу которых относится внедрение в практику исследований газовой хроматографии и масс-спектрометрии, а также разработка вопросов геохимии содержащихся в УВ изотопов, сделали возможным быстрое анализирование молекул УВ и уточнили наши представления о составе многих нефтяных фракций.

Геологов интересуют прежде всего химические и физические свойства входящих в состав нефти соединений в условиях недр; в частности химическая природа и характер превращений соединений, возникающих вследствие неоднократных изменений в течение геологического времени пластовых температур и давлений ‑ изменений, сопутствующих образованию, миграции и аккумуляции УВ. С другой стороны, специалиста по нефтепереработке больше интересует, какое из многочисленных, имеющих промышленное значение соединений можно получить искусственным путем из данной нефти на нефтеперерабатывающем предприятии. Многие, если не большинство, из этих искусственно получаемых продуктов не имеют аналогов в составе нефтей и природных газов, залегающих в природных резервуарах, однако понимание некоторых процессов, моделируемых в лабораториях и на нефтеперерабатывающих предприятиях, может оказать большую помощь в изучении вопросов генезиса естественных УВ и асфальтово-смолистых веществ.

Несмотря на свое, казалось бы, полное, сходство, нефти из двух различных природных резервуаров никогда не бывают абсолютно одинаковыми, ввиду того что каждая из них состоит из смеси бесчисленного количества различных УВ [52]. Однако типовые химические анализы нефтей, природных газов и асфальтов характеризуются большим сходством данных, которые укладываются в общую схему, как, например в табл. 5-5.
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Таблица 5-5 Химический состав типичных нафтидов (вес.%)

Химия нафтидов является разделом органической химии, которая представляет собой по существу химию соединений углерода [точнее, углерода и водорода]. Органическая химия [которую можно было бы называть химией кахигенов (Cahygens)] - это обширная и сложная отрасль науки; к настоящему времени установлено около полумиллиона различных соединений углерода, и еще большее число их, несомненно, ждет своего открытия. Простейшими органическими соединениями являются те из них, которые состоят лишь из углерода и водорода и известны как углеводороды. Послед​ние составляют основную массу химических соединений, входящих в состав большинства нафтидов - природного газа, нефти и природного асфальта. Большая часть нафтидов содержит также ряд подчиненных элементов, таких, как сера, азот и кислород, которые, однако, соединяясь с органическим углеродом и водородом, образуют сложные молекулы.

Прежде чем приступить к рассмотрению вопросов химии нафтидов, полезно дать краткий обзор основных понятий и терминологии, используемых в химии углеводородов (УВ).

В насыщенных углеводородах (иногда называемых также алканами) валентность всех атомов углерода насыщена одиночными связями. Например, все парафины относятся к насыщенным УВ, поскольку в них каждый атом углерода соединен с другими атомами углерода лишь одной связью, а остальные электроны атома углерода имеют также одновалентные [ковалентные] связи с электронами атомов водорода. Насыщенные УВ более устойчивы и химически менее активны, так как внешние электронные оболочки входящих в их состав атомов углерода и водорода заполнены разделенными электронными парами. Таким образом, соединения этого типа обладают электронной структурой химически устойчивых и благородных инертных газов.

Ненасыщенными углеводородами называются соединения, в которых валентности некоторых атомов углерода не насыщаются одиночными связями, в результате чего такие атомы соединяются между собой двумя или тремя ковалентными связями. Примером может служить бензол С6Н6, в котором нет достаточного количества атомов водорода, способного удовлетворить потребность в электронах атомов углерода. В связи с этим три из шести атомов углерода соединены с другими его атомами двойными связями [в действительности строение бензола более сложное]. Ненасыщенные УВ менее устойчивы, чем насыщенные, и характеризуются по сравнению с последними более высокой химической активностью. Поэтому УВ с двойными и тройными связями легко вступают в соединение с другими веществами, а при нагревании разлагаются с переходом в более насыщенные УВ (с одиночными связями).

Изомерами называются вещества одинакового состава, но с различной молекулярной структурой и, следовательно, обладающие разными свойствами. Первым изомером в парафиновом [метановом] ряду УВ является изо-бутан С4Н10 (приставка «изо» означает «изомер»), характеризующийся разветвленной цепью в отличие от нормального бутана (м-бутана С4Н10). Структурные формулы этих двух соединений выглядят следующим образом:
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Существуют также три пентана, характеризующиеся одинаковой моле​кулярной формулой С5Н12, содержащие 83,33% углерода и 16,67% водорода и имеющие молекулярный вес 72,15; однако каждый из них обладает своей, отличной от других температурой кипения
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Число изомеров быстро возрастает для все более высоких членов парафинового ряда. Существует 5 возможных изомеров гексана (СвН14), 18 изомеров октана (С8Н18), 75 изомеров декана (С10Н22) и 802 изомера тридекана (С13Н28). В олефиновом ряду (СnН2n) структурная изомерия начинается с третьего члена, или бутена (С4Н8), и возрастает до 13 изомеров у гексена (С6Н12), 27 изомеров у гептена (С7Н14) и т. д.
Математически рассчитано, что у парафиновых углеводородов, молекула которых содержит 18 атомов углерода и 38 атомов водорода, имеется 60 523 возможных изомера, причем количество их возрастает более чем вдвое¹ с появлением в молекуле каждого дополнительного атома углерода. Хотя, вероятно, лишь небольшая часть этих веществ в действительности присутствует в измеряемых количествах в нафтидах, нельзя лишний раз не подчеркнуть исключительной сложности состава семейства углеводородов.
Крекингом называется процесс, в результате которого менее летучие компоненты нафтидов подвергаются сложным изменениям при нагревании до высоких температур и большом давлении в присутствии или отсутствии катализаторов. В таких условиях связи между атомами углерода разрываются, и образуется несколько новых соединений с более низкими температурами кипения. Благодаря этому молекулы соединений с высокими температурами кипения преобразуются в новые соединения, попадающие уже в бензиновую фракцию. Таким образом, сложные молекулы, обладающие высоким молекулярным весом, «расщепляются» (cracked), или делятся на более простые. Крекинг как один из технологических процессов при переработке нефти дает возможность получать из каждого барреля нефти значительно большее количество бензина по сравнению с естественным содержанием в ней этой фракции до крекинга, а также создавать много новых соединений.
Полимеризация представляет собой, по существу процесс, обратный крекингу, поскольку она обусловливает соединение ряда малых молекул с образованием одной более крупной молекулы. Это процесс объединения простых молекул, ведущий к возникновению более сложных.
Гидрогенизацией именуется процесс присоединения дополнительных атомов водорода к атомам углерода с двойными и тройными связями. Гидрогенизация превращает ненасыщенные углеводороды в соединения, молекулы которых содержат большее количество атомов водорода, и в конце концов переводит их в насыщенные углеводороды с одиночными ковалентными связями. Водород всегда добавляется в виде одной молекулы. Приведем следующий пример гидрогенизации:
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Источник водорода, необходимого для образования нафтидов с насыщенными УВ, не известен [53]. Водород может высвобождаться в результате вулканических процессов, протекающих в недрах Земли, в процессе разложения органического вещества под действием бактерий или при расщеплении и деградации молекул тяжелых нефтей с возрастанием температур и давлений по мере увеличения глубины погружения природного резервуара, что, возможно, сопровождается дополнительным воздействием каких-либо катализаторов, а также бактериальной или химической реакции, посредством которой H2S разлагается на свободную серу и Н2.

Ряды углеводородов
Углеводороды подразделяются на ряды, различающиеся по химическим свойствам и характеру связей между атомами углерода. Известно четыре таких ряда, которые объединяют большинство встречающихся в природе УВ: ряд нормальных парафинов (или алканов); ряд изопарафинов (или парафинов с разветвленной цепью); ряд нафтенов (или циклопарафинов) и ряд ароматических углеводородов (или бензольный ряд). Нефти в зависимости от относительного содержания в них УВ той или иной из перечисленных групп подразделяются на нефти парафинового, нафтенового и смешанного (нафтено-парафинового) основания. Углеводороды ароматического ряда редко бывают преобладающей группой. Нафтены объединяют сложные остатки (после отгона легких фракций) высококипящих УВ (750°F и более) всех нафтидов; если остаток состоит в основном из асфальтов, нефть называют асфальтовой. Приблизительные соотношения основных компонентов нефтей на ряде примеров графически показаны на фиг. 5-19.

Основные химические классы нефтей, определяемые по относительному содержанию парафинов, нафтенов, асфальтово-смолистых соединений и ароматических УВ, могут быть для сравнения изображены в виде четырехлучевых диаграмм (фиг. 5-20) или контурных диаграмм (фиг. 5-21) (см. также диаграммы, отражающие состав вод нефтяных месторождений на стр. 164-166). Приблизительный состав основных продуктов, получаемых при фракционной перегонке нефтей, показан на фиг. 5-22. [В СССР пользуются парными диаграммами пофракционного углеводородного состава нефти; верхняя диаграмма характеризует содержание УВ в % на фракцию (она подобна диаграмме, изображенной на фиг. 5-22), а нижняя ‑ в % на нефть. Примеры таких диаграмм для нефтей различных генетических типов приведены в справочнике «Геология нефти», т. 1, Гостоптехиздат, 1960, стр. 480-507, а также в книге У.Л. Рассела «Основы нефтяной геологии», Гостоптехиздат, 1958, стр. 33-36].

Большинство нефтей состоит из сотен и даже тысяч, членов нескольких гомологических рядов¹ углеводородов. Они также содержат большое количест-

1Гомологическими называются ряды, каждый последующий член которых отличается от предыдущего на одну и ту же группу атомов. Так, в парафиновом ряду каждое соединение отличается от последующего на группу СН2. Члены гомологических рядов называются гомологами. Например, метан (СН4) является гомологом всех соединений парафинового ряда, от которых отличается на соответственное число групп СН2.

Пропуск стр. 176-180

Бензол и его производные широко распространены также в легких фракциях дегтей (смол), получаемых в результате сухой перегонки углей при температурах выше 1000°С. Нефти с большим содержанием ароматических УВ [аренов] дают при перегонке фракции, отличающиеся высоким октановым числом. Структура бензола, называемая структурой Кекуле¹, представляет собой кольцо с чередующимися одиночными и двойными связями между шестью атомами углерода, каждый из которых соединен с одним атомом водорода. Бензольное кольцо имеет шестиугольный габитус, как это видно из приведенной выше структурной формулы. Производные бензола образуются путем замещения одного или нескольких атомов водорода метилом (СН3) или другими подобными группами атомов.

Другие компоненты нефтей
Асфальтово-смолистые вещества. Эти вещества представляют собой черной или коричневой окраски твердые или полутвердые смеси неуглеводородных соединений [содержащих, помимо С и Н, также гетероэлементы ‑ О, S, N], характеризующихся высокими температурами кипения и большими молекулярными весами; они известны как природные образования, а также как тяжелые остатки некоторых нефтей после их переработки. Наряду с поддающимися определению количествами серы, кислорода и азота в асфальтово-смолистых веществах содержатся химически инертные компоненты.

Асфальты тесно ассоциируются с нафтенами (циклопарафинами) (см. стр. 179, 180: глава 5, нафтеновый ряд).

Сера. В некотором количестве (0,1-5,5 вес.%) сера встречается практически во всех нефтях [56] и в каждой входящей в состав нефти фракции. Она может присутствовать в любой или в нескольких из следующих форм: 1) свободная сера; 2) сероводород (H2S); 3) органические сернистые соединения, такие, как тиолы, или меркаптаны, содержащие группу SH (например, пропантиол, или пропил-меркаптан C3H8S) и дисульфиды, содержащие S2 (например, 2,3-дитиабутан C2H6S2). Много сернистых органических соединений (sulfur hydrocarbons) содержится в крекинг-дистиллятах, однако не известно, образуются ли они в процессе высокотемпературной перегонки или первоначально присутствовали в нефти. Из нефти не было выделено ни одного сернистого соединения, имеющего в молекуле более одного атома серы, за исключением дисульфидов. Сернистые органические соединения образуют полярные вещества, оказывающие сильное влияние на поверхностное натяжение на границе раздела фаз (см. стр. 414-416: глава 10, поверхностное натяжение).

Присутствие серы и сернистых соединений в бензине вызывает коррозию металла, обусловливает неприятный запах и плохую вспышку. До разработки современной технологии крекинг-процессов присутствие серы в товарных нефтепродуктах снижало их качество и соответственно их продажную цену. Поскольку в настоящее время сера может быть удалена из нефти, разница в ценах на сернистую и бессернистую нефти в значительной мере сглажена и они стоят почти одинаково.

Нефти с высоким удельным весом, или с низкими значениями плотности в градусах API (American Petroleum Institute), обычно содержат серы больше, чем менее плотные нефти. Содержание серы в нефтях колеблется в широких пределах: от 0,07 или 0,08% в тяжелых нефтях Пенсильвании до 3-5% в некоторых тяжелых нефтях Мексики. Асфальты и другие нафтиды во многих выходах на поверхность, а также горючие сланцы отличаются высоким содержанием серы. Тяжелые нефти из поверхностных нефтепроявлений в Мексике, носящих местное название «чапопотес» (chapopotes) содержат от 6,15 до 10,75% серы. Нефти с содержанием серы менее 0,5% называются «малосернистыми», а более 0,5% ‑ «высокосернистыми»; 42% нефти, добытой в США в

¹Это название дано по фамилии немецкого химика Фридриха Августа Кекуле, который впервые изобразил молекулу бензола в виде группы мелких шариков (атомов), связанных между собой стержнями.

1946 г., относилось к малосернистым, а 58% ‑ к высокосернистым нефтям [57].

Содержание серы в нефтях может широко варьировать даже в пределах одного нефтегазоносного бассейна. Кроме того, содержание серы в каждой фракции меняется в различных типах нефти. Так, бензины из нефтей западного Техаса имеют высокое содержание серы, в то время как бензины из других высокосернистых нефтей, например нефтей Среднего Востока, содержат серы очень мало, поскольку она концентрируется в тяжелом остатке после отгона легких фракций. Как было установлено, например в Вайоминге, высокосернистые нефти с низким содержанием бензина и ароматически-нафтеновым основанием ассоциируются, очевидно, с известняковыми и доломитовыми коллекторами, а малосернистые нефти с высоким содержанием бензина и парафиновым основанием приурочиваются к песчаным коллекторам [58]. Приблизительное среднее содержание серы в нефтях различной плотности показано на фиг. 5-23. Приведенная диаграмма свидетельствует об общем увеличении содержания серы в нефтях с понижением их плотности в единицах API (т.е. с возрастанием удельного веса нефтей).
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Фиг. 5-23. Изменение содержания серы в нефтях в зависимости от их плотности в градусах API (Nelson, О. and G. Journ., p. 118, 1953).

l - западный Техас; 2 - Миссисипи; 3 - Венесуэла; 4 - Средний Восток; 5 - Калифорния; 6 - месторождение Ист-Тексас; 7 - типичная нефть из месторождений побережья Техаса.
Азот. Почти все нефти имеют в своем составе небольшое количество азота. О природе азотистых соединений, содержащихся в непереработанных нефтях, ничего не известно, однако азотистые соединения в дистиллятах принадлежат часто к таким основным их типам, как пиридины (C5H5N) и хинолины (C9H7N). Поскольку азот является обычным инертным компонентом природного газа, возможно, что содержание его в нефтях объясняется присутствием в них растворенных газов. Азот ‑ нежелательный компонент как нефти, так и природного газа. Около ¹/5 части всех нефтей Америки классифицируются как высокоазотистые и содержат более 0,25% азота, а средневзвешенное содержание азота во всех нефтях США составляет 0,148% [59]. Наиболее высокое содержание азота известно в некоторых нефтях Калифорнии, где оно достигает максимально 0,82% [60].

Кислород. Кислород обычно составляет в среднем 2% от веса нефтей (при колебании от 0,1 до 4,0%) и присутствует в них в следующих формах [61]:

1. Свободный кислород.

2. Фенолы (С6Н5ОН).

3. Жирные кислоты и их производные [G6H5О6(R)]¹.
4.  Нафтеновые кислоты, имеющие общую формулу CnH2n-1(СООН). Органические (нафтеновые) кислоты образуются в результате добавления к нафтеновым углеводородам карбоксильной группы. Карбоксильная группа характеризуется формулой и обладает свойствами слабой кислоты.
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5. Смолистые и асфальтовые вещества. Предполагается, что они образуются частично в результате окисления и полимеризации определенных углеводородов, входящих в состав нефти. Например, в беспарафиновых нефтях Грозненского района [62] присутствует 8,2% естественных смол с удельным весом 1,04, имеющих эмпирическую формулу С41Н57О2 и молекулярный вес 589.

Асфальтены в отличие от смол представляют собой коллоидные растворы, правда высокодисперсные и устойчивые. Они нерастворимы в лигроинах, но растворяются в бензоле и хлороформе; при нагревании они не плавятся, а вспучиваются и разлагаются, превращаясь в коксоподобное вещество. Их молекулярные веса, очевидно, имеют величину порядка нескольких тысяч единиц, а их химический состав и молекулярная структура отличаются неопределенностью. Согласно анализам, они обнаруживают приблизительно следующий состав: С = 85,2%; Н = 7,4%; S = 0,7% и О = 6,7%. Асфальтены являются главными составными частями таких твердых битумов, как гильсонит и «блестящая смола» (glance pitch) [принадлежащих к асфальтитам].

Примеси. Нефть содержит обычно мельчайшие количества самых разнообразных примесей как органических, так и неорганических. По данным изучения под микроскопом материал органического происхождения включает такие устойчивые образования, как кремнистые скелетные остатки, окаменелые обломки древесины, споры, спикулы, кутикулу, смолы, обломки угля и лигнита, водоросли, одноклеточные организмы, оболочки спор, чешуйки насекомых, волоски [63].

Неорганические вещества можно наблюдать в зольном остатке нефтей. В нефтях из 113 залежей Западной Виргинии [64] количество зольного остатка варьирует от 0,04 до 400 ч. на млн. (0,04-10-4% ‑ 0,04%), но в большинстве случаев колеблется в пределах между 1 и 10 ч. на млн. (1-10-4% ‑ 1-10-3%). Содержание зольного остатка в нефтях Мексики, Южной Америки и Среднего Востока изменяется от 0,003 до 0,72% [65].

К химическим элементам, присутствие которых установлено в зольном остатке нефтей, относятся кремний, железо, алюминий, кальций, магний, медь, свинец, олово, мышьяк, сурьма, цинк, серебро, никель, хром, молибден и ванадий [66]. Большая часть этих элементов содержится в морской воде и могла попасть в нефть именно оттуда либо в виде соединений, находящихся в состоянии коллоидной суспензии, либо в составе веществ, выделяемых водорослями и другими морскими организмами, которые сами могли также служить исходным материалом для образования нефти. Известно, что ванадий и никель концентрируются в порфиринах и замещают магний в хлорофилле, в результате чего содержание этих элементов в нефти в несколько тысяч раз превосходит их концентрацию в земной коре. Ванадий и никель используются для корреляции нефтей [66]. Иногда вместе с нефтью на поверхность выносятся глинистые минералы. Они осаждаются из сопутствующей нефти воды, что указывает скорее на их связь с этой водой, чем с нефтью.

¹R означает любой радикал алкильной группы, например метил (СН3-), этил .СН3СН2-), пропил (СН3СН2СН2-) и т.д.

Таблица 5-8

Состав (в молевых фракциях) типичных газов и нефтей в природных резервуарах¹

	Типы пластовых углеводородов
	Сухой газ
	Газ высокого высокого
	Нефть высокого давления
	Нефть низкого давления

	Метан
	0,91
	0,72
	0,56
	0,14

	Этан
	0,05
	0,08
	0,06
	0,08

	Пропан
	0,03
	0,05
	0,06
	0,08

	Бутаны
	0,01
	0,04
	0,05
	0,08

	Пентаны
	Следы
	0,02
	0,04
	0,05

	Гексаны
	Следы
	0,02
	0,03
	0,05

	Гептаны плюс более высокие
	—
	0,07
	0,20
	0,53


¹D.А. Кat, B.Williams, Reservoir fluids and their behavior, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 36, p. 345, tabl. 1, 1952.

Таблица 5-9 Состав нефти из месторождения Брадфорд, Пенсильвания¹

	Компоненты
	Вес.% отвеса нефти
	Компоненты
	Вес. % от веса нефти

	Воздух
	0,1
	Диметилсульфид
	0,006

	Метан
	0,0001
	Метилэтилсульфид
	0,003

	Этан
	0,11
	Диэтилсульфид
	0,012

	Пропан
	0,73
	Этил-к-пропилсульфид
	0,012

	н- Бутан
	1,71
	Ди-и-пропилсульфид
	0,009

	Изобутан
	0,58
	Ди-к-бутилсульфид
	0,009

	н-Пентан
	0,85
	С9-парафины и нафтены, кипящие
	11,5

	Изопентан
	2,18
	в интервале до 225°С
	

	Гексаны
	3,40
	С8-ароматические углеводороды,
	1,84

	Гептаны
	3,37
	кипящие в интервале
	

	Октаны
	3,04
	до 225°С
	

	Нонаны
	2,69
	Кислородно-азотисто-сернистые
	0,788

	Циклопентан
	0,049
	соединения, кипящие
	

	Метилциклопентан
	0,349
	в интервале 40-225°С
	

	Циклогексан
	0,518
	Фракции, кипящие в интервале
	29,9

	Диметилциклопентаны
	0,587
	от 225° С/740 мм до
	

	Метилциклогексан
	1,55
	280° С/40 мм
	

	Этилциклогексан
	0,36
	Компоненты с высокими молекулярными весами:
	

	С8-нафтены
	2,07
	
	

	С9-нафтены
	1,68
	средний молекулярный вес 340
	3,8

	Бензол
	0,0389
	»   »  » 380
	2,9

	Толуол
	0,572
	»   »  » 410
	3,3

	Этилбензол
	0,0398
	»   »  » 460
	3,6

	О-Ксилол
	0,1426
	»   »  » 550
	3,6

	м-Ксилол
	0,580
	»   »   » 890
	9,0

	n- Ксилол
	0,176
	Потери и неучтенные вещества
	2,3

	Итого
	~100,00
	
	


¹J. Feldman, L. Scarpino, G. Pentazopolos, М. Оrchin (Synthetic Fuels Research, U.S. Bur. of Mines, Bruceton, Pa.), Composition of Crude Oil from the Bradford Field, Pensilvania, Prod. Monthly, 16, № 6, pp. 14-16, 1952.

Таблица 5-10 Типичный анализ нефти по методу Гемпела, принятому в Горном бюро США
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Перегонка по методу Гемпела, Горное бюро США

Перегонка при давлении 588 мм рт. ст., первая капля при 25°С (77°F)
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Содержание углеродистого остатка в остатке от перегонки ‑ 15,6°о, в нефти ‑ 5,1%
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Во многих нафтидах присутствует уран, а продукты его радиоактивного распада обнаруживаются в различных природных газах и буровых водах. Фактически большинство урановых залежей ассоциируется с наличием углистого материала или заключает в себе некоторое количество его; вероятно, этот материал каким-то образом способствует осаждению урана. Как уран попадает в нафтиды, пока не известно. Он может транспортироваться мигрирующими нефтью и газами или попадать в них из радиоактивных осадков; он мог концентрироваться растительным веществом, которое впоследствии послужило исходным материалом для образования углеводородов [67].

Большинство нефтей содержит хлористый натрий, концентрация которого измеряется в фунтах на тысячу баррелей [68]. Когда содержание хлористого натрия в нефти превышает 15-25 фунтов на 1000 баррелей, требуется ее обессоливание. Избыток соли (более 0,7 или 0, 8%) действует подобно избытку серы, корродируя оборудование. Некоторое количество соли
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Фиг. 5-24. Кривые индекса корреляции (ИК) [«структурный индекс», по терминологии О.А. Радченко] некоторых типичных нефтей США (Wenger, Lanum, Petrol. Engrs., p. A-69, Figs. 4, 5, 1952).

1 ‑ Спиндлтоп, Техас (третичные отложения); 2 ‑ Ист-Тексас ‑ Килгор (мел); 3 ‑ Лейнс-Крик, Вайоминг (юра); 4 ‑ Солт-Крик, Вайоминг (пенсильваний); 5 ‑ Брадфорд, Пенсильвания (девон).

присутствует в виде кристаллов в нефти, другая часть растворена в пла​стовой воде, которая обычно извлекается вместе с нефтью, возможно частично в виде эмульсии.

Состав типичных пластовых углеводородных флюидов приведен в табл. 5-8.

Произведено несколько анализов компонентного состава различных нефтей. Состав одной из нефтей месторождения Брадфорд в Пенсильвании приведен в табл. 5-9. Это один из подробнейших опубликованных анализов, но даже в нем более 58% соединений сведены в группы, имеющие высокий молекулярный вес; они включают большинство из почти не ограниченного числа отдельных соединений, вероятно присутствующих в средней нефти.

Анализы нефтей обычно производятся по методу Гемпела, принятому Горным бюро США (табл. 5-10). Этот метод заключается в перегонке 300 мл нефти в определенных тщательно соблюдаемых условиях. Перегонка (дистилляция) начинается при атмосферном давлении (760 мм ртутного столба) и температуре 25°С (77°F). Затем температура постепенно повышается без изменения давления, и через интервалы в 25°С или 45°F отделяются десять фракций, или погонов. После этого давление в дистилляционной установке снижается до 40 мм ртутного столба, и перегонка продолжается до получения еще пяти фракций с интервалом в 25°С. Конечная температура перегонки достигает 300°С. В литературе можно найти большое количество анализов нефтей [69]. По сравнению с технически сложными методами хроматографического и инфракрасного анализа, проведение которых необходимо для определения товарных качеств нефтей с точки зрения возможных результатов их переработки, широко используемый анализ по методу Гемпела является более простым и дешевым, поскольку он характеризует нефть в целом. [Для лабораторий геологоразведочных организаций коллективом авторов ‑ научных сотрудников ВНИГРИ и ВНИГНИ ‑ составлено специальное «Руководство по анализу нефтей» («Недра», Л., 1966).]

Индекс корреляции (ИК) [70]. Этот индекс является удобным способом классификации нефтей по качественному признаку. Он представляет собой число, которое указывает на определенные свойства фракций, получаемых в результате перегонки нефти. Парафины характеризуются ИК, равным 0, а ИК бензола равен 100. Чем ниже значение ИК анализируемой фракции, тем выше в ней концентрация парафиновых углеводородов; чем выше значение ИК, тем больше содержание во фракции нафтеновых и ароматических углеводородов. Кривая ИК может быть построена путем нанесения на диаграмму значений индекса корреляции для пятнадцати анализируемых фракций (см. табл. 5-10). Одна из таких кривых может быть сравнена с подобными кривыми, характеризующими другие нефти, и тогда легко представить соотношение между нефтями различного типа или между нефтями различных продуктивных горизонтов. Диаграмма, состоящая из нескольких кривых индекса корреляции некоторых нефтей США, приведена на фиг. 5-24. [В СССР впервые индекс корреляции нефтей по методу Г.М. Смита был использован Г.А. Амосовым (1951), несколько изменившим формулу:
ИК = 474,5d²°4 + 49350/Табс ‑ 456,8. 

Этот индекс впоследствии весьма широко был использован О.А. Радченко под названием «структурного индекса». В ее монографии «Геохимические закономерности размещения нефтеносных областей мира» («Недра», Л., 1965) приведены номограммы Г.А. Амосова и таблицы для определения ИК (структурных индексов) в зависимости от уд. веса фракций.
Физические свойства нефтей 

Наиболее часто определяемыми физическими свойствами нефти являются: плотность, объем, вязкость, показатель преломления, флуоресценция, оптическая активность, цвет, запах, температуры застывания и помутнения, температуры вспышки и воспламенения, коэффициент расширения. Поверхностное и межфазное натяжение, капиллярность, адсорбция и смачиваемость нефти более подробно рассматриваются в гл. 10 при описании механики природного резервуара.

Плотность. Плотность вещества ‑ это вес данного объема его, например кубического фута в фунтах. Удобным способом выражения этого физического свойства является удельный вес, который не нуждается в указании единиц измерения. Удельный вес представляет собой отношение весов одинаковых объемов испытуемого вещества и дистиллированной воды. Поскольку объем веществ зависит от температуры и давления, следует указывать, при каких значениях этих параметров производилось измерение удельного веса. В США сравнение единиц объемов нефти и воды принято производить при температуре 60°F и атмосферном давлении. Существуют таблицы для перевода данных измерений, полученных при любой другой температуре, к стандартным значениям.

Шкала плотности Американского Нефтяного Института (API) является условной, но имеет то преимущество, что позволяет упростить конструкцию ареометров, поскольку дает возможность придавать их стержню линейную градуировку. Плотность в единицах шкалы API не имеет прямых соотношений с удельным весом, а также с другими физическими свойствами, связанными с последним, например, такими, как вязкость. Высокие значения плотности в единицах API соответствуют низким значениям удельного веса и наоборот; таким образом, эта шкала не может быть непосредственно использована в технологических расчетах.

Шкале единиц плотности API соответствует европейская шкала плотности Боме. Эти две условные шкалы плотности увязываются с удельным весом согласно следующим формулам:

Градусы API = (141,5/уд. вес при 60°F) ‑ 131,5.

Градусы Боме= (140/уд. вес при 60° F) ‑ 130.

Перевод значений удельного веса в единицы плотности по шкалам Боме и API показан в табл. 5-11. В табл. 5-12 приведены величины плотности некоторых нефтей из различных районов земного шара. Влияние темпера​туры на величину удельного веса нефти показано в табл. 5-13.

Таблица 5-11

Сравнение шкал плотности

(линейная зависимость отсутствует)

	Удельный вес при 60°F
	Градусы Боме
	Градусы API

	1,0000 (чистая вода)
	10,0
	10,0

	0,9655
	15,0
	15,1

	0,9333
	20,0
	20,1

	0,9032
	25,0
	25,2

	0,8750
	30,0
	30,2

	0,8485
	35,0
	35,3

	0,8235
	40,0
	40,3

	0,8000
	45,0
	45,4

	0,7778
	50,0
	50,4


Таблица 5-12 Плотности различных нефтей¹

	Районы
	Удельный вес 
(вода = 1,0)
	Градусы API

	Канада: Альберта
	0,9792-0,7507
	13,0-57,0

	Индонезия и Новая Гвинея
	0,9725-0,7507
	14,0-57,0

	Мексика: Тампико, Голден Лейн, Пануко 

Поса-Рика
	0,9861-0,9218

0,8762
	12,0-22,0

30,0

	Ближний Восток: Иран, Ирак, Кувейт, Саудовская Аравия
	0,8927-0,8109
	27,0-43,0

	Тринидад
	0,9529-0,8203
	17,0-41,0

	США в целом
	1,0217-0,7351
	7,0-

	Галф-Кост (главным образом третичные соляные купола)
	0,9402-0,7796
	19,0-61,0

	Калифорния (третичные отложения) Мид-Континент (главным образом палеозойские отложения)
	1,0217-0,7796
	7,0-50,0

	СССР: районы Грозного и Баку
	0,934-0,835
	20,0-38,0

	Венесуэла: восточная

западная
	0,9529-0,8203

1,000-0,7507
	17,0-41,0

10,0-57,0


¹О. and G. Journ., pp. 278-302, 1952; The Science of Petroleum, Oxford, Univ. Press, London and New York, 2, pp. 840-930.

Табл. 5-14 отражает изменение удельного веса нефти при изменении ее температуры на 1°F.

Плотности двух нефтей могут значительно различаться, даже если эти нефти на первый взгляд обладают близким родством. Неодинаковыми плотностями могут характеризоваться нефти, приуроченные к соседним резервуарам, которые находятся в пределах одного месторождения или в одной и той же геологической обстановке. Плотности могут быть различными у нефтей, залежи которых хотя и связаны с одним
Таблица 5-13 Влияние температуры на удельный вес нефти¹
	Удельный вес при 60°F
	Плотность при 60°F, °АРI
	Плотность при средних температурах

	
	
	100°F
	200°F
	300°
	F

	
	
	уд. вес
	°АРI
	уд. вес
	°АРI
	уд. вес
	°АРI

	1,0
	10,0
	0,98
	12,9
	0,96
	15,9
	0,92
	22,3

	0,9
	25,7
	0,88
	29,3
	0,85
	35,0
	0,82
	41,0

	0,8
	45,4
	0,78
	49,9
	0.74
	59,8
	0,69
	73,6

	0,7
	70,6
	0,67
	69,0
	
	
	
	


¹Н.S. Bell, American Petroleum Refining, 3rd ed., D. Yan Nostrand Co., New York, p. 66, 1945.

и тем же пластом-коллектором, но контролируются разными ловушками, и у нефтей, заключенных в одном и том же резервуаре, но занимающих в нем различное структурное положение. Ниже приводится ряд примеров местного изменения плотности нефтей.

Таблица 5-14 Плотность нефти при различных температурах¹

	Плотность при 60°F
	Изменение плотности с изменением температуры на 1°

	удельный вес
	°АР1
	Удельный вес

	0,90 

0,80 

0,70
	25,7 

45,4

70,6
	0,00036 

0,00039 

0,00049


¹Anderson, Ind. Chem., 12, p. 1011, 1920.

Удельный вес нефти из залежи, связанной с песчаником Тенслип на месторождении Элк-Бейсин в Вайоминге, изменяется от 0,867 (31,8°API) в своде складки до 0,892 (27,1°API) в основании нефтяной части залежи у ее края [72]. Такая разница в плотности объясняется преимущественно тем, что в верхней части залежи нефть содержит 460-490 куб. футов газа на 1 баррель, в то время как у ее подошвы количество растворенного газа в нефти падает до 134 куб. футов на 1 баррель. Подобное соотношение выявлено на месторождении Рейнджли в Колорадо [73], где удельный вес нефти колеблется от 0,849 (35,2°API) в своде структуры до 0,869 (31,3°API) в основании нефтяной части залежи у контура нефтеносности¹.

Нефти, залегающие в песчаниках Бартсвилл и Ред-Форк (пенсильваний), северо​восточная Оклахома, обычно становятся легче с возрастанием глубины [75]:

	Глубина, футы
	Плотность

	
	°АРI
	уд. вес

	500-2000
	30-35
	0,88-0,85

	2000-5000
	35-40
	0,85-0,82

	5000-6000
	40-45
	82-0.80


¹Необычный пример представляет собой месторождение Хоукинс в северо-восточном Техасе, где нефть приурочена к песчанику Вудбайн (верхний мел), ибо здесь наблюдается изменение ее плотности от 31°API (уд. вес 0,87) в кровле нефтяной части залежи до 16°API (уд. вес 0,96) в основании последней, где тяжелая асфальтовая нефть в нижних: ‑ 10 футах интервала нефтеносности обладает столь высокой вязкостью, что не способна перемещаться [74].

Нефти из третичных отложений провинции Галф-Кост, согласно данным многочисленных замеров их плотности, в среднем обнаруживают следующие изменения ее с глубиной [76]:
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На месторождении Бурган в Кувейте, которое, вероятно, содержит нефти больше, чем любое другое месторождение на земном шаре, продуктивными являются три песчаных горизонта среднемелового возраста, расположенные в нефтеносной части разреза мощностью 1100 футов. Каждый песчаный пласт отделен от других интервалами развития глинистых и глинисто-песчаных пород, а в верхней части продуктивной толщи залегает пласт известняков с орбитолинами, являющийся стратиграфическим репером. Плотность товарной нефти в поверхностных условиях составляет в среднем 31,8°API, однако в пластовых условиях она испытывает значительные изменения в зависимости от глубины залегания резервуара. Плотность нефти в каждом из продуктивных песчаных горизонтов приблизительно постоянна на одной и той же глубине относительно уровня моря, но уменьшается примерно на 1°API через каждые 200 футов погружения. Поверхность водо-нефтяного контакта для всех трех песчаников занимает примерно одинаковое гипсометрическое положение, т.е. является общей, что указывает на их сообщаемость, вероятно благодаря трещиноватости пород [77]. Уменьшение плотности нефтей (в градусах API) с глубиной находится в противоречии с общим правилом, согласно которому более тяжелые нефти тяготеют к более высоко залегающим и молодым по возрасту слагающих пород природным резервуарам. Аналогичная картина наблюдается во многих нефтяных месторождениях Апшеронского полуострова, СССР [78]. Например, неглубоко залегающие продуктивные горизонты месторождения Сураханы содержат свободные от асфальтов светло-желтые нефти с удельным весом 0,720 (65°API); на глубине 700-900 м в нефтях присутствует 7-8% смолистых веществ, на глубине 1450 м количество последних возрастает до 12% , а в природных резервуарах, залегающих ниже 1800 м нефти характеризуются 30%-ным содержанием смолистых веществ и имеют удельный вес 0,90 (25,7°API). В продуктивной толще (плиоцен) месторождения Биби-Эйбат на том же Апшеронском полуострове до глубины 1800 м насчитывается 17 нефтеносных песчаных горизонтов; приуроченная к ним нефть становится тяжелее с увеличением глубины залегания, а именно удельный вес нефтей в более молодых пластах колеблется от 0,840 до 0,860 (37-33° API), а нефти в песчаниках, залегающих ниже, имеют удельный вес от 0,900 до 0,907 (25,7-24,5Q API). Среди этих продуктивных горизонтов иногда встречаются водоносные песчаники.

По плотности нефти изменяются от нефтей, добываемых на месторождении Окснард в округе Вентура, Калифорния, которые тяжелее воды (5-7°API), к нефтям с плотностью 10° API на месторождении Боскан в западной Венесуэле, нефтям района Пануко в Мексике, плотность которых 12°API, и до бесцветных дистиллятов и конденсатов с плотностью 57° API и выше. Наиболее распространены нефти с плотностью от 27 до 35° API, составляющие основную часть мировой нефтедобычи.

Объем (volume). [Имеется в виду изменение объема нефти при извлечении ее из недр на дневную поверхность; кубический метр товарной нефти на глубине имеет другой объем; именно этот объем и подразумевается; термин «volume» при таком его понимании, конечно, требует поясняющих слов или особой приставки; можно было бы говорить о «пластовом объеме», о «глубинном объеме» нефти или о «протообъеме» и т. [1]. Нефть, заключенная в природном резервуаре, содержит растворенный газ, и объем всего раствора зависит от пластового газового фактора¹ и пластового давления. Газ, который может быть растворен в нефти при повышении давления, увеличивает объем раствора до момента достижения давления насыщения (точка появления первого пузырька), после чего при дальнейшем возрастании давления объем раствора уменьшается (фиг. 5-25). Так, 0,5-0,8 барреля
1Пластовый газовый фактор, обычно называемый просто газовым фактором, соответствует количеству кубических футов газа, приходящемуся на 1 баррель нефти в пластовых условиях. Поверхностный газовый фактор (producing gas-oil ratio) ‑ это газовый фактор извлеченной нефти, который обычно выше пластового.

Таблица 5-15

Приблизительный объем 1 барреля товарной нефти плотностью 36° API и попутного газа в пластовых условиях при температуре 220°F, месторождение Кетлмен-Хилс, Калифорния¹
	Давление, фунт/кв. юйм
	Приблизительная глубина, футы


	Приблизительный объем в пластовых условиях при трех значениях газового фактора

	
	
	1000 куб.фут/баррель
	2500 куб.фут /баррель
	5000 куб. фут/баррель

	500
1000
2000
3000
	1100 
2200 
4400 
6600
	6,90
3,50
2,00

1,60²
	17,80
8,50
4,45

3,20
	36,00
16,80

8,45
5,70


¹McAllister, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 142, p. 53, tabl III, 1941.

²Пример: 1 баррель нефти и 100 0 куб. футов газа по данным измерения в стандартных условиях (температура 60°F и давление 14,7 фунт/кв. дюйм) занимают объем 1,60 барреля в пластовых условиях при давлении 3000 фунт/кв. дюйм или на глубине примерно 6600 футов нише поверхности земли.

дегазированной в условиях дневной поверхности нефти, называемой «товарной нефтью», могут соответствовать 1 баррелю нефти в природном резервуаре при давлении насыщения¹. В табл. 5-15 сведены соответствующие данные для нефти месторождения Кетлмен-Хилс в Калифорнии. С другой стороны,

[image: image76.png]Veonuuonto oGzema ocmamounoil wegmu, % (60° F)

&

]

i e

22

fasnene |
acsierun

5 |

| o (==
| ‘402/ |

5

10

T3
S

400 80U 1200 1600 2000 2400 2800 3200
Aacnenve, pyrr/ Ke: wim




Фиг. 5-25. Возрастание объема нефти по мере растворения в ней все большего количества газа в связи с повышением давления (глубины залегания) (Н.В. Hill. R.K.Guthrie, U.S. Bur. Mines, RI 3715, p. 86, 1943).

Объем смеси нефти и газа заметно увеличивается до момента полного насыщения нефти газом и возникновения поверхности раздела между нефтью и свободным газом. После этого при дальнейшем повышении давления объем нефтегазовой смеси уменьшается в соответствии с законом Генри и сжимаемостью флюидов.

¹Чтобы перевести 1 баррель пластовой нефти в эквивалентное количество товарной нефти, его необходимо умножить на так называемый коэффициент усадки (shrikage factor), и наоборот, для перевода 1 барреля товарной нефти в эквивалентное количество пластовой требуется умножить его на коэффициент, известный как объемный коэффициент нефти в пластовых условиях (или коэффициент увеличения пластового объема нефти). Коэффициент усадки обычно колеблется в пределах 0,63-0,88, а объемный коэффициент нефти в пластовых условиях ‑ в пределах 1,14-1,60.

тысячи кубических футов газа в поверхностных условиях могут быть пред​ставлены всего несколькими кубическими футами сжатого газа в природном резервуаре, где давление выше атмосферного. Изменения, которые испытывает 1 баррель нафтидов, попадая из пластовых условий на дневную поверхность, графически показаны на фиг. 5-26.

Объем жидких углеводородов при постоянном давлении увеличивается с повышением температуры, однако гораздо медленнее, чем объем газов.
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Фиг. 5-26. Изменение объема 1 барреля пластовой нефти, в котором растворено 1000 куб. футов газа, по мере перемещения нефти из природного резервуара, где весь газ находится в растворенном состоянии, до нефтехранилища на поверхности земли.

На поверхности первоначальный баррель пластовой нефти, очевидно, превратится в 0,625 барреля нефти и 1000 куб. футов газа. Величина фракционного объема нефти в нефтехранилище, получаемого из 1 барреля нефти с растворенным в ней газом в природном резервуаре, называется коэффициентом усадки. Объем пластовой нефти, необходимый для получения 1 барреля товарной нефти, называется коэффициентом увеличения пластового объема нефти. А - Первоначальные пластовые условия, весь объем представлен жидкой фазой; Б - пластовое давление равно давлению насыщения, весь объем представлен жидкой фазой; В - на пути к нефтехранилищу; пластовое давление ниже давления насыщения, состояние, подобное таковому в залежи с режимом газовой шапки; Г - нефтехранилище, атмосферные давление и температура.

Коэффициент теплового расширения жидких углеводородов возрастает по мере увеличения их плотности в градусах API (уменьшения удельного веса), а также при повышении температуры. Коэффициенты расширения некоторых нефтей при температуре 60°F сведены в табл. 5-16 (см. также стр. 202: табл. 5-19).
Таблица 5-16 Коэффициент расширения нефтей¹
	Удельный вес
	Плотность, °АРI
	Средний коэффициент

расширения (объем/объем/1°F)

	0,67
0,67-0,72 0,72-0,77 0,78-0,85 0,85-0,97 0,97-1,076
	79
78-65
64-51
50-35
34-15
14-0
	0,0008
0,0007
0,0006
0,0005
0,0004
0,00036


¹Н.S. Bell, American Petroleum Refining, 3rd ed., D. Van Nostrand Co., New York, p. 66).

Приведенный к условиям дневной поверхности объем газа, который способен раствориться в единице объема пластовой нефти, возрастает с увеличением пластового давления, пока не будет достигнуто полное насыщение нефти газом и не прекратится дальнейшее его растворение. Обычно это означает прогрессирующее увеличение газонасыщения с глубиной. В некоторых глубоко погруженных природных резервуарах, обладающих высоким
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Фиг. 5-27. Зависимость между количеством растворенного в 1 барреле нефти газа, измеренным при выделении газа из нефти на поверхности земли, и коэффициентом увеличения пластового объема нефти (отношением объема нефти в пласте к объему той же нефти в поверхностных условиях) (Вuсklеу, ed., Petroleum Conservation, p. 101, Fig. 9, 1951). График построен по данным для большого числа различных залежей.
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Фиг. 5-28. Типичное изменение вязкости, коэффициента увеличения пластового объема нефти н количества растворенного в нефти газа с повышением давления для нефти из месторождения Колдуотетз, округ Изабелла, Мичиган (Сгiss, Journ. Petrol. Technol., T.P. 3748, p. 26, Fig. 5, 1954).

Глубина отбора пробы 3650 футов; манометрическое давление на глубине отбора пробы фунт/кв. дюйм; манометрическое давление насыщения 1190 фунт /кв. дюйм; температура на забое скважины 120°F; плотность дегазированной (остаточной) нефти 48,1°API. 
1 - вязкость нефти; 2 - коэффициент увеличения пластового объема нефти; 3 -растворенный газ.

пластовым давлением, нефть может содержать объем растворенного газа (при приведении его к условиям дневной поверхности), в 150 раз превышающий собственный объем нефти [79]. Зависимость между давлением и количеством газа, растворяющегося в 1 барреле нефти, в общем виде показана на фиг. 5-27, а конкретно для нефти из месторождения Колдуотер, Мичиган, - на фиг. 5-28. Растворимость газа в нефти, согласно закону Генри¹, возрастает прямо пропорционально увеличению давления. Однако способность тяжелых нефтей (с низкой плотностью в градусах API) удерживать газ в растворе значительно ниже, чем у более легких нефтей. Эти соотношения показаны на фиг. 5-29.

При постоянной температуре объем газа (приведенный к атмосферным условиям), способный перейти в раствор данной нефти, возрастает с увеличением давления. Повышение пластовой температуры, наоборот, вызывает уменьшение количества газа, способного раствориться в нефти, в среднем на 2% при повышении температуры на 1°F. Эти соотношения графически показаны на фиг. 5-30. На фиг. 5-31 приведена зависимость между давлением, температурой и объемом нефти, связанной с песчаником Уэбер (пенсильваний) на месторождении Рейнджли в Колорадо.
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Фиг. 5-29. Общее влияние повышения давления (увеличения глубины) на способность нефтей различной плотности удерживать газ в растворенном состоянии (Веаl, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs. 165).
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Фиг. 5-30. Влияние повышения температуры на растворимость природного газа в нефти (Standing, О. and G. Journ., p. 95, 1947).

Среднее уменьшение растворимости с повышением температуры на 1°F составляет около 2 %.

Вязкость. Вязкость представляет собой меру сопротивления вещества течению; чем выше вязкость флюида, тем с большим трудом он течет. Вязкая жидкость способна начать перемещаться под влиянием малейших напряжений, если они воздействуют в течение достаточно длительного времени. Однако некоторые вещества могут сопротивляться небольшим напряжениям на протяжении практически неограниченного времени и начинают течь только в том случае, когда напряжение превысит определенную величину; такие вещества называются пластичными, хотя в практическом отношении

¹Закон Генри гласит, что масса легко растворимого газа, растворяющаяся в определенной массе жидкости при постоянной температуре, почти пропорциональна парциальному давлению газа.

их можно рассматривать как твердые. Вязкость нафтидов варьирует в широких пределах. Некоторые из этих веществ, такие, как природный газ и легкие нефти, весьма подвижны, другие обладают высокой вязкостью и постепенно переходят в полутвердые нафтиды, хотя последние, строго говоря, являются скорее пластичными веществами.

Вязкость нефти в значительной степени зависит от количества растворенного в ней газа и от температуры (чем больше газа в растворе и чем выше температура, тем ниже вязкость нефти) и лишь слабо реагирует на изменения давления [81] (фиг. 5-32). Причина уменьшения вязкости жидкости
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Фиг. 5-31. Зависимость удельного объема пробы нефти из месторождения Рейнджли, Колорадо, от температуры и давления (Cupps, Lipstate, Fry, U.S. Bur. Mines, RI 4761, Fig. 28, opp. p. 46, 1951).

Показан характер увеличения объема нефти с повышением температуры и его уменьшение с возрастанием давления.
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Фиг. 5-32. Возрастание вязкости природного газа и уменьшение вязкости дегазированной нефти с повышением давления (увеличением глубины), месторождение Буэна-Виста, округ Керн, Калифорния (Brubecker, Stutsman, О. and G. Journ., p. 118, Fig. 9, 1951). Температура постоянна и равна 152°F.

по мере повышения температуры заключается в том, что нагревание усиливает колебание молекул (или скорость их движения), что в отсутствие ограничивающего давления, способного поддерживать постоянный объем, ведет к увеличению межмолекулярных расстояний и объема вещества (расширению). С увеличением межмолекулярных расстояний уменьшается сила взаимного притяжения молекул и трение, обусловливаемое столкновением последних. Влияние повышения температуры на вязкость некоторых нефтей из месторождений Канзаса и Оклахомы показано на фиг. 5-33. Вязкость газа, наоборот, возрастает с повышением температуры, если в условиях ограничивающего давления не происходит увеличения его объема. Усиление колебания молекул газа вследствие нагревания, когда расстояние между молекулами не изменяется, вызывает возрастание частоты столкновений между ними и в связи с этим рост сил трения.

По мере повышения концентрации растворенного газа вязкость нефти неуклонно уменьшается. Это одно из наиболее важных воздействий раство​ренного газа на содержащую его нефть. Чем больше газа растворено в нефти, тем выше значения ее плотности в единицах API, т. е. тем ниже удельный вес. Влияние растворенного газа на вязкость и плотность нефти показано на фиг. 5-34. Вязкость нефти минимальна при давлении насыщения, или «давлении появления первого
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Фиг. 5-33. Зависимость вязкости различных нефтей из месторождений Оклахомы и Канзаса от температуры (Nelson, О. and G. Journ., p. 70, Fig. 2, 1946).

Месторождения, откуда отобраны нефти, и плотности последних в градусах API:

1 - Аллен, Оклахома; 2 - Уолтерс, Канзас, 29,3; 3 - Хилдтон, Оклахома; 4 - Вон, Канзас, 32,1; 5 - Кресс, Канзас, 34,4; 6 - Бемис, Канзас, 36,0; 7 - Салливан, Канзас, 37,7; 8 - Бертон, Канзас, 34,5; 9 - Айлесворт, Оклахома, 37,4; 10 - Айлесворт, Оклахома, 36,5; 11 - Фарго, Оклахома, 41,0; 12 - Блумер, Канзас, 41,6; 13 - Силика, Канзас, 44,2.

пузырька газа», т.е. давлении, при котором в нефти растворено максимально возможное количество газа, которое она способна удерживать, и начинается выделение избыточного газа (см. также стр. 409-410) [82]. При снижении давления из газо-нефтяного раствора
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Фиг. 5-34. Влияние количества растворенного газа на вязкость и плотность нефти (О. and G. Journ., p. 37, 1944).

выделяются все новые порции газа и вязкость остаточной нефти увеличивается. Возрастание вязкости такой нефти в связи с выделением газа происходит более интенсивно, чем обычное уменьшение вязкости, обусловливаемое падением давления в дегазированной нефти или в нефти, содержащей газ в количестве, меньшем необходимого для полного ее насыщения. Таким образом, вязкость газонасышенной нефти будет повышаться при падении давления ниже давления насыщения, когда из раствора начинает освобождаться газ. Вязкость нефти имеет важное значение для разработки нефтяных месторождений: при уменьшении ее величины наполовину через тот же самый, например песчаный, коллекторский пласт может пройти вдвое большее количество нефти или потребуется лишь половина величины давления
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Фиг. 5-35. Влияние содержания растворенного газа и падения давления на свойства нефти, месторождение Уэст-Эдмонд, Оклахома (Littlefield, Gray, Godbold,

Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 174, p. 147, Fig. 8, 1948).

График построен по данным анализа пробы нефти с забоя скважины.

[image: image87.jpg]wr g ;EE,&

2 W 6 8 0 120 HO

2

Temwepamype, °F




Фиг. 5-36. Прогрессивное уменьшение вязкости нефти с увеличением ее плотности (в градусах API) и повышением температуры для группы типичных нефтей из месторождений Оклахомы (Nelson, О. and G. Journ., p. 70, 1946).

для вытеснения из пласта того же объема нефти. Изменение вязкости нефти из месторождения Уэст-Эдмонд, Оклахома, и величины коэффициента усадки в зависимости от изменений давления и содержания растворенного газа показано на фиг. 5-35.
Вязкость нефти находится в прямой зависимости и от изменения ее плот​ности, которая в свою очередь связана с составом. Так, чем выше число атомов углерода в молекуле того или иного гомолога какого-либо ряда углеводородов, тем больше его вязкость, а также и плотность. Некоторые тяжелые нефти требуют подогрева при перекачке по трубопроводам. Сложная зависимость вязкости различных нефтей из месторождений Оклахомы от температуры и их плотности показана на фиг. 5-36

Измерения вязкости производятся с помощью вискозиметров. Разработано несколько типов таких приборов. Каждый из наиболее распространенных в нефтяной промышленности вискозиметров - систем Сейболт-Юниверсл, Сейболт-Фьюрел, Редвуд № 1, Редвуд № 2 и системы Энглера - градуируется в соответствии со своей собственной шкалой. Измерения, полученные на их шкалах, могут быть переведены в пуазы и стоксы¹ с помощью соответствующих переводных таблиц (см. Приложение) [80]. В США обычно применяется универсальный вискозиметр Сейболта, тогда как в Европе пользуются близкими к нему приборами Редвуда и Энглера. Измерения вязкости при помощи вискозиметров чисто условны, показания представляют собой число секунд (секунды Сейболт-Юниверсл, или SU-сек), необходимых для прохождения определенного количества нефти через специальную трубку при заданных значениях температуры и давления. Желательно, конечно, получить вязкость нефти в пластовых условиях при соответствующих величинах температуры и давления и различных содержаниях в нефти растворенного газа. Для этой цели предназначен специальный шариковый вискозиметр, снабженный стальным шариком, который перекатывается внутри высверленного с большой точностью цилиндра, заполнен​ного нефтью и установленного под определенным углом к направлению течения. Этот прибор герметически изолируется при данных значениях температуры и давления, после чего с помощью электрического хронометра засекается и градуируется в сантистоксах время, необходимое для прохождения шарика по всей длине цилиндра.

Показатель преломления. Абсолютный показатель преломления (RI) вещества представляет собой обратное отношение скорости распространения света в данном веществе к его скорости в вакууме. Он может быть получен путем соответствующего пересчета показателя преломления, измеренного в воздухе. Показатель преломления определяется как отношение синуса угла падения к синусу угла преломления света, причем оба угла измеряются относительно нормали к поверхности раздела. Когда луч света переходит из менее плотного в более плотное вещество, он благодаря уменьшению скорости распространения отклоняется к нормали; попадая же из более плотной в менее плотную среду, он, наоборот, отклоняется в противоположную сторону от нормали. Показатели преломления нефти колеблются в пределах от 1,39 до 1,49. Они легко определяются на рефрактометре Аббе. Измерения с помощью этого прибора ‑ быстрый и весьма точный метод определения типа нефти по мельчайшим ее количествам, которые могут быть экстрагированы из образцов керна и обломков шлама [83]. Показатель преломления широко используется также в нефтеперерабатывающей промышленности для определения свойств продуктов фракционной перегонки нефти.

Поскольку показатель преломления зависит от плотности среды, то более тяжелые нефти (обладающие низкой плотностью в единицах API) характеризуются более высокими показателями преломления. В табл. 5-17 показаны некоторые характерные соотношения между плотностью нефтей и их показателем преломления. Изменения показателя преломления в зависимости от плотности в градусах API на примере группы нефтей Венесуэлы показано на фиг. 5-37.

¹В системе GGS за единицу вязкости приняты пуаз и сантипуаз, равный ¹/100 пуаза. Флюид обладает вязкостью в 1 пуаз, когда тангенциальное усилие, равное 1 дин, заставляет плоскую поверхность площадью 1 см², расположенную на расстоянип 1 см от неподвижной плоской поверхности, перемещаться с постоянной скоростью в 1 см/сек, при условии, что пространство между указанными поверхностями заполнено вязким флюидом (API Bull. 228, 1941). Воздух имеет вязкость 1,8×10-4, вода ‑ 1×10-², бензин ‑ 0,6×10-² пуаз. Абсолютная, или кинематическая, вязкость, представляющая собой отношение вязкости в пуазах к плотности флюида, выражается в стоксах или сантистоксах и используется при проведении точных технологических расчетов.
Таблица 5-17

Показатели преломления некоторых типичных нефтей¹
	Плотность
	Показатель преломления (n20D)²

	°АРI
	уд. вес
	

	6
	1,029
	1,566

	22
	0,918
	1,509

	44
	0,802
	1,448

	58
	0,742
	1,417

	72
	0,691
	1,390


¹A.L. Ward, S. S. Kurtz, Jr., W.H. Fu1wei1er, Determination of Density and Refractive Index of Hydrocarbons and Petroleum Products, in The Science of Petroleum, Oxford Univ. Press, London and New York, 2, p. 1147, tabl. IV, 1938.

²n ‑ обычный символ показателя преломления, или отношение скорости света в пространстве к его скорости в веществе; цифра 20 показывает температуру 20°С; D означает, что показатель преломления определен для линии натрия D.

Флуоресценция [люминесценция]. Всем нефтям в той или иной мере свойственна флуоресценция, называемая еще «bloom» [в дословном переводе «цветение»], причем наиболее интенсивно флуоресцируют ароматические нефти. Цвета флуоресценции нефтей образуют непрерывный спектр от желтого к зеленому 
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Фиг. 5-37. Зависимость показателя преломления нефтей от их плотности (в градусах API) для 17 проб нефтей из месторождений Венесуэлы и некоторых парафиновых углеводородов из легких нефтей (Неdberg, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 21, p. 1473, Fig. 3, 1937). 
1 - декан; 2 - нонан; 3 - октан; 4 - гептан; 5 - гексан; 6 - пентан.

и голубому. Это свойство нефтей используется при исследованиях скважин для выявления признаков нефти в образцах керна, шламе и буровом растворе [84]. Интенсивность флуоресценции быстро снижается со временем, благодаря чему можно легко отличить вновь поступившую в буровой раствор нефть от уже находящейся там нефти. Флуоресценцию нефтей наблюдают в ультрафиолетовом свете; наиболее часто используются волны длиной 2537 и 3650 А. Флуоресценция позволяет невооруженным глазом обнаружить мельчайшие следы нефти, например одну часть нефти, растворимую в 100 000 частях четыреххлористого углерода, а с помощью калибрационных фотографических методов - одну часть нефти в сотнях миллионов частей растворителя. [В СССР широко распространены люминесцентные методы изучения нефтей, вообще нафтидов и особенно битумоидов, экстрагируемых из органического вещества пород органическими растворителями. В 1966 г. коллективы авторов ВНИГРИ, ВНИГНИ и МГУ выпустили в свет «Руководство по методике люминесцентно-битуминологических исследований» («Недра», Л., 1966), одобренное Межведомственным научным советом по лабораторным методам, применяемым в нефтегазовой геологии. 
Оптическая активность. Большинство нафтидов обладает оптической активностью - способностью вращать плоскость поляризации света. Она измеряется с помощью поляризационного микроскопа в градусах на миллиметр и в среднем колеблется в интервале от 0 до 1,2 градуса. Если плоскость поляризации вращается вправо, то вещество называется правовращающим; если влево - то левовращающим. Все нефти либо сами оптически активны, либо содержат оптически активные продукты перегонки, особенно во фракции 250-300°С (при 12 мм рт. ст.). Фракции, кипящие при температуре ниже 200°С, не проявляют оптической активности [85]; это свойство, очевидно, исчезает также и в высокотемпературных фракциях.

Предполагается, что способность вращения плоскости поляризации присуща только соединениям органического происхождения и обусловливается присутствием холестериноподобного вещества. Холестерин (холестерол), представляющий собой спирт, формула которого С26Н45ОН, содержится в веществах растительного и животного происхождения и входит в состав свежего молока, особенно молока молодого поголовья крупного рогатого скота. Оптическая активность нафтидов обычно служит показателем их образования из остатков растительных и животных организмов, ибо. насколько это известно, оптически активные вещества не могут синтезироваться неорганическим путем.

Цвет. Цвет нефтей в проходящем свете изменяется от светло-желтого до красного; некоторые очень темные или черные нефти непрозрачны. Чем выше удельный вес нефти (ниже плотность в единицах API), тем она темнее. Причина, обусловливающая окраску нефтей, не известна; однако предполагается, что она связана с соединениями ароматического ряда углеводородов. В отраженном свете нефти в связи с флуоресценцией имеют обычно зеленую окраску. Применяя специальные методы переработки, можно получить почти бесцветные масла. Цвет нафтидов обычно определяется с помощью колориметра Сейболта.

Запах. Приятный (для нефтепромышленников!) бензиновый запах некоторых нефтей, например таких, как пенсильванские, обусловлен содержанием в них легких углеводородов - алканов и нафтенов. Некоторые нефти Индии, Калифорнии и СССР отличаются значительным содержанием ароматических углеводородов, также придающих нефтям приятный запах. Ненасыщенные углеводороды, сернистые и некоторые азотистые соединения обычно являются причиной неприятного запаха. К этим веществам относятся и содержащие серу меркаптаны; именно поэтому их часто вводят в качестве добавки в газопроводы, по которым перекачивают природный газ для промышленных целей, так как очень неприятный запах меркаптанов предупреждает об утечке газа из труб. Запах нефтей обычно ухудшает также присутствие в них сероводорода. Нефти с сероводородным запахом, связанным, очевидно, с содержанием H2S в попутном газе, характерны для некоторых залежей южного Техаса и Мексики.

Температуры помутнения и застывания. Большое значение имеет определении влияния на свойства нефтей низких температур, а также количества содержащихся в них твердых парафинов. Небольшой стеклянный сосуд, заполненный примерно 35 см³ нефти, с термометром, вставленным в верхнюю его часть, помещают в морозильную камеру или погружают в охлаждающую смесь, время от времени извлекая его оттуда и опрокидывая. Температурой, или точкой помутнения, называется температура, при которой в нефти появляются первые признаки помутнения. Последнее обусловлено выпадением из раствора твердых парафинов; не содержащие парафина нафтеновые
Таблица 5-18 Физические свойства некоторых типичных нефтей

	Месторождение, район, продуктивный

горизонт
	Плотность (средняя)
	Вязкость, SU-сек при 100°F
	Температура застывания, °F

	Литературная ссылка

	
	уд. вес
	°АРI
	
	
	

	Пауэлл, северо-восточный Техас, песчаник Вудбайн (мел)
	
	37
	42
	
	1

	Брадфорд, Пенсильвания, песчаник Брадфорд (девон)
	0,801
	45,2
	38
	Ниже 5
	2

	Оклахома-Сити, Оклахома, песчаник Симпсон (ордовик)
	0,835
	38
	45
	5
	3

	Рейнджли, Колорадо, песчаник Уэбер (пенсильваний)
	0,85-0,87
	31,3-35,2
	45-53
	Ниже 5
	4

	Родесса, Техас ‑ Луизиана, оолитовые известняки (нижний мел)
	0,812
	42,8
	39
	Ниже 5
	5

	Киркук, Ирак, известняки
	0,844
	36,1
	350
	Ниже 0
	6

	Асмари (олигоцен-миоцен)
	
	
	
	
	

	Абкайк, Саудовская Аравия, пачка «D» зоны Араб (юра)
	0,84
	37
	40,2
	‑15
	7

	Лагунильяс, Венесуэла, Ла-Роса (нижний миоцен)
	0,948
	17,8
	992
	‑20
	8

	Спринг-Крик, округ Парк, Вайоминг, известняки Мадисон (миссисипий)
	‑
	12,6
	6000 (+)
	30
	9


1. A. J. Kraemer, G. Wade, Tabulated Analyses of Texas Crude Oils, Tech. Paper 607, U.S. Bur. Mines, p. 19, № 48, 1939.

2. E. С Lane, E. L. Graton, RI 3385, U. S. Bur. Mines, p. 19, 1938.

3. H. B. Hill, E. L. Ramlio, С R. В о р p, Engineering Report on Oklahoma City Oil Field, Oklahoma, RI 3330, U. S. Bur Mines, p. 207, tabl. 65, № 3, 1937.

4. С.Q. Cupps, Ph. H. Lipstate, J. Fry, Variance in Characteristics of the Oil in the Weber Sandstone Reservoir, Rangely Field, Colorado, RI 4761, U. S. Bur. Mines, pp. 60-68, 1951.

5. H. B. Hill, R. K. Guthrie, Engineering Study of the Rodessa Oil Field in Louisiana, Texas, and Arkansas, RI 3715, U. S. Bur. Mines, p. 8, 1943.

6. «Crude Oils», in The Science of Petroleum, Oxford Univ. Press, London and New York, 5, Part 1, p. 31, 1951.

7. Там же, стр. 23.

8. Там же, стр. 21.

9. W.J. Wenger, W. J. Lanum, Characteristics of Crude Oils from Big Horn Basin Fields. Petrol. Eng., A-56, tabl. 6, 1953.

нефти не мутнеют. Температура застывания, которая на 2-5° ниже температуры помутнения, представляет собой температуру, при которой нефть перестает быть флюидом и утрачивает способность течь. Температуры застывания некоторых типичных нефтей приведены в табл. 5-18. Если температура застывания нефти выше температуры земной поверхности, как это случается в зимние месяцы, а иногда и в другое время, то при достижении поверхности земли нефть осаждает содержащийся в ней парафин и лишается текучести, пока ее не подогреют. Добыча таких нефтей часто связана с большими материальными расходами, так как приходится тратить много времени и усилий на поддержание бесперебойной работы скважины. Температуры точки застывания нефтей изменяются от ‑70°F до +90°F и выше. Необычная нефть, характеризующаяся плотностью 34°API и температурой застывания между 105° и 110°F, обнаружена на месторождении Лирик, центральная Суматра. Ее точка застывания на 10° выше средней атмосферной температуры, и поэтому требуется устройство специальных трубопроводов, снабженных подогревом, для транспортировки этой нефти в морские порты [86].
Температуры вспышки и воспламенения. Температурой (точкой) вспышки называется температура, при которой происходит кратковременная вспышка паров, поднимающихся с поверхности подогреваемой нефти, при соприкосновении их с огнем. Когда нефть нагревается до более высокой температуры, она воспламеняется и горит на поверхности устойчивым пламенем. Минимальная температура, при которой происходит подобное воспламенение, известна как точка воспламенения. Определение этих точек важно для принятия мер предосторожности при транспортировке и хранении нефти, газа и их продуктов, а пределы соответствующих параметров устанавливаются государственным законом.
Коэффициент расширения. Коэффициент расширения нефтей при увеличении температуры гна 1°F колеблется в пределах от 0,00036 до 0,00096; для большинства нефтей его значения изменяются от 0,00040 до 0,00065. Средний коэффициент расширения нефтей из месторождений Пенсильвании равен 0,000840, а бакинским нефтям свойственна средняя величина 0,000817. Более тяжелые нефти (с низкой плотностью в градусах API) характеризуются пониженным коэффициентом расширения, более легкие нефти (с высоким значением плотности в градусах API) обладают соответственно повышенным коэффициентом расширения (см. также .табл. 5-16).
Теплотворная способность. Калория - это количество тепла, которое изменяет температуру 1 г воды от 3,5° до 4,5°С. Эта единица иногда называется еще малой калорией, а 1000 малых калорий составляют одну большую калорию. Количество тепла, необходимое для того, чтобы повысить температуру 1 фунта воды на 1°F, и равное 252 малым калориям, называется британской тепловой единицей (В.Т.U.). Теплотворная способность нефтей уменьшается с увеличением их удельного веса (или с уменьшением значений плотности в градусах API). В общем виде зависимость между плотностью и теплотворной способностью нефтей показана в табл. 5-19. Теплотворная способность 1 фунта нефти составляет около 18 300-19 500 британских тепловых единиц, в то время как сгорание 1 фунта битуминозных углей дает 10 200-14 600 британских тепловых единиц.
Таблица 5-19
Зависимость между плотностью и теплотворной способностью нефтей¹
	Плотность
	Теплотворная способность, кал/г

	уд. вес
	°API
	

	0,70-0,75
	70,6-57,2
	11700-11350

	0,75-0,80
	57,2-45,4
	11350-11100

	0,80-0,85
	45,4-35,0
	11100-10875

	0,85-0,90
	35,0-25,7
	10875-10675

	0,90-0,95
	25,7-17,5
	10 675-10 500


¹Sherman, Kropff, Journ. Am. Chem. Soc., 30 MS 2, p. J 630, 1908; H. S. Bell, American Petroleum Refining, 3rd ed., D. Van Nostrand Co., New York, p. 45, 1945.
Природный газ

Природный газ, содержащийся в природных резервуарах, состоит из низкокипящих углеводородных газов; он встречается как в незначительном количестве в растворенном в нефтях состоянии, так и в виде скоплений, занимающих большой объем в резервуаре. Кроме углеводородов, в состав природных газов в качестве примесей входят сероводород, азот и углекислота. Ни один из этих газов не имеет большого промышленного значения, и только гелий, содержание которого достигает иногда 8 % общего количества присутствующих в природном резервуаре газов, может представлять определенный промышленный интерес.

Природный газ можно классифицировать как попутный (associated), если он встречается совместно с нефтью, и как самостоятельный, не связанный с нефтью (nonassociated), когда он залегает отдельно от нее, образуя чисто газовые залежи. В нефтегазовых резервуарах природный газ может быть обнаружен в свободном состоянии в виде газа, растворенного в нефти или воде, а также в виде сжиженного газа.
Свободный газ. Свободный газ занимает наиболее приподнятую часть природного резервуара и может подпираться либо нефтью (попутный газ), либо водой (самостоятельный газ)1.

Газ, растворенный в нефти. Когда нефть и газ находятся в тесном контакте, газ в том или ином количестве растворяется в нефти. Объем растворенного газа зависит от свойств самого газа и свойств нефти, а также от давления и температуры в природном резервуаре. За некоторыми исключениями, почти во всех нефтяных залежах содержится растворенный газ, количество которого колеблется от нескольких кубических футов до нескольких тысяч кубических футов на 1 баррель нефти. Если объем растворенного газа невелик, при отборе нефти из залежи его просто выпускают в воздух. В случае довольно значительного содержания в нефти растворенного газа обычно производится их разделение с последующим сжиганием газа в факелах, чтобы предотвратить скопление последнего в опасных концентрациях в понижениях рельефа земной поверхности. Когда же газа еще больше, он собирается в емкости и поступает в продажу или используется в качестве источника энергии на промыслах, или же подвергается обратной закачке в природный резервуар.

Залежи, в которых весь газ растворен в нефти, называются недонасыщенными в отличие от насыщенных залежей, в которых избыточный газ образует газовую шапку. Величина температуры и давления, при которой газ начинает выделяться из нефтяного раствора, называется точкой «кипения» (bubble point). Поскольку в процессе добычи температура в природном резервуаре остается более или менее постоянной, в то время как пластовое давление изменяется, то давление, при котором начинают выделяться пузырьки газа, часто именуется еще давлением насыщения (или, что то же самое, упругостью, или давлением, паров). Если давление насыщения равно по величине пластовому, то нефть, находясь в залежи, содержит в себе весь присутствующий газ, удерживая его в растворенном состоянии без какого-либо образования пузырьков. Когда же пластовое давление превышает давление насыщения, нефть способна растворить газа гораздо больше, чем его имеется в действительности. Давление насыщения изменяется от величины, соответствующей пластовому давлению, до атмосферного. Соотношения между пластовым давлением и давлением насыщения в насыщенных и недонасыщенных залежах схематически показаны на фиг. 5-38.

¹Считается, что природный газ почти всегда представляет собой газообразную фазу нафтидов (petroleum). Однако в Канаде вместо этой общепринятой существует иная точка зрения, согласно которой свободный, не связанный с нефтью природный газ рас​сматривается в качестве самостоятельной субстанции и только попутный газ относится к нафтидам, образованиям нефтяного ряда (petroleum substance) (Borys v. Can. Рас. Ry and Imperial Oil Ltd., Jud. Comm. Privy Council Judgment given January 1953).

Газ, растворенный в воде. Газ растворяется также в водах нефтяных месторождений. При пластовом давлении 5000 фунт/кв. дюйм и в обычном температурном интервале природных резервуаров нефти растворимость природного газа в водах нефтяных месторождений может достигать 20 куб. футов на 1 баррель. Если вода представляет собой рассол, при повышении содержания растворенного в ней минерального вещества на 1 вес. % растворимость газа уменьшается на 5 % [87]. Судя по промысловым данным, растворимость газа в пластовых водах составляет около 6 % его растворимости в нефти (I.I.Gardescu, личное сообщение). В тех случаях, когда пластовая
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Фиг. 5-38. Схема взаимоотношения между нефтью и газом при одинаковых их количествах, но в условиях разного давления.

В залежи 1 пластовое давление S¹B¹ меньше давления насыщения А¹В¹ и, следовательно, здесь образуется газовая шапка. В залежи 2 давление насыщения равно пластовому давлению; здесь образуется насыщенная залежь. В залежи 3 пластовое давление S³B³ выше давления насыщения А³В³, образуется недонасыщенная залежь - здесь нефть могла бы содержать растворенного газа больше, чем его имеется в действительности. 
Залежь 1: пластовое давление 200 фунт/кв. дюйм (S¹B¹), давление насыщения 450 фунт/кв. дюйм (А¹В¹); полное насыщение нефти газом плюс газовая шапка. Залежь 2: пластовое давление 450 фунт/кв. дюйм (S²B²), давление насыщения 450 фунт/кв. дюйм (А²В²); насыщенная залежь. Залежь 3: пластовое давление 700 фунт/кв. дюйм (S³B³), давление насыщения 450 фунт/кв. дюйм (А³В³): недонасыщенная залежь.
вода занимает до 50% порового пространства природного резервуара, количество растворенного в ней газа может быть весьма значительным.

Сжиженный газ. В пластовых условиях, характеризующихся высокими абсолютными давлениями, обычно более 5000-6000 фунт/кв. дюйм, и высокими температурами, природный газ и нефть становятся неотличимы по физическим свойствам. Их соотношения контролируются в этих случаях целым рядом новых обстоятельств (подробнее об этом см. в гл. 9).

Измерение объема природного газа

Объем природного газа измеряется обычно [88] в кубических футах¹. Поскольку газ всегда распространяется по всему объему резервуара, его количество зависит от температуры и давления. Поэтому измерения количества газа приводятся к постоянным условиям. В качестве стандартных исходных условий приняты температура 60°F и давление 30 дюймов ртутного столба (приблизительно 14,73 фунт/кв. дюйм, или нормальное атмосферное давление); иногда же за эталон принимается температура 20°С (68°F). Объем газа записывается в виде величины, кратной 1000 единиц измерения, сокращенно обозначаемой буквой М; так, 3 540 000 куб. футов газа записывается как 3540 м куб. футов.

¹В некоторых странах, особенно в СССР, объемное количество природного газа часто переводится в метрические тонны нефти; 1000 мz природного газа приравнивается к 0,824 метрической тонны нефти [обычно 1000 м3 газа считают эквивалентными 1 т нефти].

Сконструировано множество различных приборов для измерения количества (объема) газа, проходящего по трубам [89]. Большинство замеров объема газа, извлекаемого из скважин, производится с помощью диафрагменных счетчиков-расходомеров [90], определяющих перепад давления между противоположными сторонами установленной в трубопроводе диафрагмы. Исходя из получаемых перепадов давления с учетом параметров диафрагмы, представляющей собой круглое отверстие в тонкой пластинке, можно рассчитать скорость истечения газа. При медленном истечении газа и давлении, близком к атмосферному, обычно применяются счетчики объемного типа. Объем газа в этих случаях определяется по числу регистрируемых счетчиком поочередных заполнений газом и освобождений от него камеры расходомера. Небольшие количества газа, увлекаемого буровым раствором и заключенного в обломках шлама, обычно улавливаются с помощью газоанализаторов (см. стр. 90).

Измерение объема газа в природном резервуаре в переводе на его объем в условиях дневной поверхности производится одним из двух распространенных методов, несколько напоминающих методы подсчета запасов нефти в природном резервуаре, с приведением
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Фиг. 0-39. Обобщенная диаграмма изменения объема газа при повышении давления и постоянной температуре.

их к нормальным условиям [91]. Объемный метод, или метод насыщения, заключается в умножении объема (в акр-футах) порового пространства, заполненного газом, на отношение между пластовым давлением и давлением на поверхности в атмосферах и на температурную поправку, зависящую от того, насколько температура в природном резервуаре отличается от стандартной, равной 60°F. Коэффициент давления определяется по газо​вому закону, согласно которому объем идеального газа при постоянной температуре меняется обратно пропорционально давлению (фиг. 5-39). При атмосферном давлении, равном 14,7 фунт/кв. дюйм, для приведения объема пластового газа, находящегося под давлением 3000 фунт/кв. дюйм, к атмосферному необходимо помножить объем газа в природном резервуаре на коэффициент давления, равный
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Объем газа меняется также прямо пропорционально абсолютной температуре. Так, объем газа, находящегося в природном резервуаре при температуре 140°F, сократится при достижении температуры дневной поверхности, равной 60°F, пропорционально температурному поправочному коэффициенту, равному
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Второй метод подсчета количества газа в природном резервуаре с приведением егс к условиям дневной поверхности основан на том, что при отборе газа из пласта пластовое давление снижается. Падение давления на единицу приведенного к атмосферным условиям объема газа, извлекаемого из природного резервуара, прямо пропорционально соответствующему объему газа, оставшегося в природном резервуаре. Так, например, если первоначальное пластовое давление в газовом резервуаре было 2880 фунт/кв. дюйм, а после отбора в течение нескольких лет 400 млн. куб. футов газа оно упало до 2720 фунт/кв. дюйм, то снижение давления на 100 фунт/кв. дюйм происходило с расходом газа 400 000 000/160, т.е. 2 500 000 куб. футов на единицу падения давления. Номинальный остаточный объем газа в природном резервуаре, приведенный к атмосферным условиям, будет равен тогда 2,5 млн. куб. футов, помноженным на 2720 (остаточное пластовое давление в фунтах на кв. дюйм), т.е. 6,8 млрд. куб. футов. Если принять, что пластовое давление при истощении залежи равно 250 фунт/кв. дюйм, то извлекаемые запасы газа, приведенные к условиям дневной поверхности, будут составлять 2 500 000 куб. футов × (2720-250), или 6 175 000 000 куб. футов. Применение этого метода подсчета запасов газа возможно только спустя некоторое время с начала разработки залежи.

Состав природного газа
Основным углеводородным компонентом природного газа является метан (СН4), представляющий собой наиболее устойчивое из всех нефтяных углеводородов соединение. В различных, но всегда небольших количествах в природном газе часто присутствуют также другие парафиновые углеводороды, такие, как этан (С2Н6), пропан (С3Н8), бутан (С4Н10), пентан (С5Н12) и гексан (С6Н14), а в некоторых случаях даже гептан (С7Н16), октан (С8Н18) и нонан (С9Н20). Свободный водород в природном газе встречается очень редко, за исключением некоторых областей развития вулканизма и соляных копей в Германии [геохимики СССР установили более широкое распространение водорода в природных газах]. Иногда в очень незначительном количестве в природном газе содержатся окись углерода и непредельные углеводороды .

При температурах и давлениях, свойственных нефтяным природным резервуарам, метан не переходит в жидкое состояние и поэтому всегда представлен в виде газа; при более высоких давлениях он может растворяться в жидких УВ. Критические температуры других входящих в состав природного газа углеводородов таковы, что последние в обычных условиях нефтяных и газовых природных резервуаров могут существовать как в жидкой, так и в газообразной фазе. Общее содержание углерода в типичном природном газе составляет около 35 фунт/тыс. куб. фут. Около ⅓ этого количества может быть извлечено в виде газовой сажи, состоящей из чрезвычайно мелких частиц, углерода диаметром от 10 до 150 мк, которая образуется при сгорании газа в условиях ограниченного доступа воздуха. Многие крупные месторождения газа можно узнать по видимым еще издалека огромным тучам черного дыма, поднимающегося над сажевыми заводами. Плотность природного газа колеблется от величины плотности метана, равной 0,554 (относительно воздуха) до величины плотности некоторых жирных газов, превышающей плотность воздуха. В большинстве случаев плотность природного газа колеблется в пределах 0,65-0,90 (плотность воздуха = 1,0). Анализы газа из некоторых крупных газовых залежей сведены в табл. 5-20.

Природный газ при выходе из скважины классифицируется в полевых условиях как сухой, тощий или жирный в зависимости от количества содержащихся в нем газолиновых паров [92]. Сухой газ содержит их менее 0,1 галлона на 1000 куб. футов, а жирный ‑ 0,3 галлона и более на 1000 куб. футов. Остаточным газом называется природный газ, из которого удалены газолиновые пары. Газ, извлекаемый на поверхность из нефтяной скважины, называется попутным газом. Для отличия газов с относительно низким или высоким содержанием сероводорода используются соответственно термины «пресный газ» и «кислый газ». Природный газ промышленного назначения, перекачиваемый по трубопроводам, характеризуется теплотворной способностью, изменяющейся в пределах от 900 до 1200 британских тепловых единиц, и в основном имеет следующий состав:
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Таблица 5-20 Средний состав различных товарных природных газов
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Примеси в природном газе

Основными газообразными примесями в природном газе являются азот, углекислота и сероводород; эти газы называются инертными. Гелий относится к примесям, содержащимся в относительно небольших количествах, однако имеет большое практическое значение.

Присутствие в природном газе относительно больших количеств углекислоты и азота снижает его воспламеняемость и тем самым уменьшает его теплотворную способность. Эти же примеси повышают температуру горения природного газа. Предел воспламеняемости пропанового газа достигается при весовом отношении углекислоты к пропану около 8:1, а азота к пропану- около 15:1. Для бутана предел воспламеняемости наступает при достижении весовых отношений примерно 9:1 для углекислоты и 16:1 для азота. Природные газы, содержащие при высоких давлениях столь большое количество углекислоты и азота, что становятся невоспламеняемыми, иногда используются вместо пара в паровых машинах на нефтепромыслах. Негорючие природные газы известны как «воздушные» газы.

Гелий. Гелий (Не) представляет собой легкий, бесцветный, не имеющий запаха, химически инертный элемент [93], в условиях нормального давления и температуры существующий в газообразной фазе. Это один из инертных газов (гелий, неон, аргон, криптон, ксенон и радон). Впервые он был обна​ружен в 1868 г. в виде неопознанной желтой линии в спектре Солнца; на Земле в качестве самостоятельного элемента гелий был открыт в 1895 г. Он содержится в атмосфере (5 ч. на млн. по объему), в некоторых урановых минералах и в газах (объемы которых поддаются измерению) некоторых рудников, фумарол и источников минеральных вод; в значительно больших количествах гелий встречается в природных газах, достигая в некоторых из них 8 об. %.

Проблема происхождения столь больших количеств гелия, этого химически инертного элемента, в месторождениях природного газа все еще не решена. Выделение гелия при распаде таких радиоактивных элементов, как уран, радий и торий, приводит к предположению, что первичным источником гелия является радиоактивность. Ионы гелия испускаются в виде положительных частиц с двойным зарядом, ядром которых служат альфа-частицы. Для заданного количества радиоактивного элемента можно рассчитать скорость излучения этих альфа-частиц, что позволяет произвести подсчет количества гелия, образующегося таким способом за определенный промежуток времени. И наоборот, «гелиевым методом» можно измерять геологический (абсолютный) возраст пород. Скорость выделения гелия различными радиоактивными элементами приводится в табл. 5-21. Взяв за основу величину среднего содержания радиоактивных веществ в породах земной коры, Роджерс подсчитал, что ежегодно
Таблица 5-21

Скорость выделения гелия различными радиоактивными элементами
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в них образуется от 282 до 1060 млн. куб. футов гелия [94]. Как показал Уэлс, при умеренных температурах ‑ от 200 до 500°С ‑ проницаемость богатых кремнеземом изверженных пород для гелия значительно выше, чем для других газов [95]. Отсюда следует, что большая часть содержащегося в осадках гелия, вероятно, образовалась в результате радиоактивного распада в изверженных породах, залегающих на небольших глубинах под гелиеносными осадочными толщами. Примечательно, что радиоактивные эманации очень хорошо растворяются в нефтях. Бойль [96] установил, что растворимость эманации радия в очищенной нефти в 50 раз выше, чем в воде; гелий же, будучи нерастворим в нефтях, мог выделяться из них, причем его улетучивание, видимо, происходит почти с той же скоростью, что и образование.

Поскольку нет убедительных доказательств, что весь гелий образовался в результате распада радиоактивных веществ, многие исследователи считают, что значительные количества его, известные в земной коре, имеют изначальное происхождение. В газах, содержащих гелий, обычной акцессорной примесью является также азот; происхождение высоких содержаний азота в гелиеносных природных газах, так же как и происхождение самого гелия, можно рассматривать как изначальное (об азоте см. ниже).

Единственной страной, имевшей месторождения природного газа с содержанием гелия, рентабельным для промышленной утилизации, до сих пор были Соединенные Штаты Америки. Содержание гелия в этих месторождениях колеблется в пределах 1-8 об. % [97]. Возможно, однако, что залежи гелиеносных газов открыты в настоящее время и в других странах.

Гелиеносный газ, обнаруженный в породах формации Урей (миссисипий и девон) на нефтегазовом месторождении Раттлснейк, Нью-Мексико, отличается необычно высо​ким содержанием азота [98]. Данные анализа показали следующий состав этого газа (в %):
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Азот. Азот (N2) - бесцветный, не обладающий вкусом и запахом газ, составляющий 78% сухого воздуха. Он входит в состав природного газа в количестве до 99 об. % и рудничного газа, который иногда нацело состоит из азота. Азот отмечается среди изверженных пород, в газах минеральных источников и гейзеров, в фумарольиых газах; кроме того, он растворен в морской и пресной воде, а также в пластовых водах. Имеются по крайней мере два возможных источника, откуда азот мог поступить в природный газ. Высокое процентное содержание азота в атмосфере и общая химическая инертность этого элемента позволяют считать, что азот, входящий в состав природного газа, улавливался осадками из воздуха в процессе седиментации. Дополнительными источниками этого газа, вероятно, служили извержения и разложение содержащих азот органических соединений. Отсутствие же в природном газе кислорода, видимо, связано с его удалением в результате окисления минералов осадочных пород. На существование второго источника азота указывает высокое содержание этого элемента в газах, обогащенных гелием. Весьма вероятно, что в таких случаях и азот, и гелий имеют общее происхождение. Например, Гослин [99] установил, что при добавлении радия в сосуд, где находятся вода, рыбы, водные растения и почва, наблюдается быстрое выделение азота из животных и растительных белков. Высокое содержание свободного азота в природных газах не определяется количеством химически связанного азота, "входящего в состав нефти и других нафтидов данной залежи. Богатые азотом газы встречаются совместно с нефтями, бедными азотистыми соединениями, и наоборот.

Значительные примеси азота весьма обычны для многих газовых залежей регионов Мид-Континента и Скалистых гор, где его содержание колеблется от 5-10 почти до 100% . Например, газ из месторождения Уэстбрук в округе Митчелл, Техас, на 85-95% состоит из азота. Но поскольку содержание азота в атмосфере достаточно велико, практическое использование этого газа из залежей крайне ограничено.

Углекислый газ. Углекислый газ (СО2) - бесцветный, не горючий, не обладающий запахом газ, в полтора раза тяжелее воздуха. Он легко растворим в воде; при нормальных температуре и давлении в единице объема воды растворяется такой же объем углекислого газа. В условиях земной поверхности углекислый газ инертен, при концентрации его свыше 8% он токсичен и вызывает обморочное состояние. В природе углекислый газ образуется при воздействии кислот на карбонаты и бикарбонаты, входящие в состав изверженных, осадочных и метаморфических пород; при окислении углеводородов на контакте их с минерализованными водами; при нагревании карбонатов и бикарбонатов, а также под влиянием определенных видов анаэробных бактерий, разлагающих углеводороды. В количестве 0,03 об. % углекислый газ входит в состав атмосферного воздуха. Различные количества его отмечаются во всех типах изверженных, метаморфических и осадочных пород. Огромные объемы углекислого газа поступают в атмосферу с вулканическими эманациями. В растворенном виде он присутствует в пресной и океанической воде, а также в водах минеральных источников. Залежи природного газа, обогащенного углекислым газом, распространены по пре​имуществу в западных штатах - Монтане, Колорадо, Юте и Нью-Мексико,- а на месторождении Норт-Парк в Колорадо углекислый газ получают из скважин вместе с нефтью. Некоторые залежи природного газа в Калифорнии содержат до 49% углекислого газа. Наивысшие известные его концентрации отмечаются в залежах Нью-Мексико, где углекислый газ составляет в некоторых случаях 99% и более всего объема газа в залежи. Некоторые скважины здесь могут дать от 12 до 26 млн. куб. футов углекислого газа.

Полагают, что крупные залежи углекислого газа в штате Нью-Мексико и в Мексике образовались в результате вулканических эманации, а частично и в результате выделения углекислого газа при термическом воздействии изверженных пород на контакте их с известняками; подобное же выделение углекислого газа происходит в печах для обжига извести. Огромное большинство залежей Нью-Мексико, обогащенных углекислым газом, находится на расстоянии не свыше нескольких миль от районов, характеризовавшихся в недавнем прошлом высокой вулканической активностью [100]. Причину высокого содержания углекислого газа в некоторых залежах Калифорнии усматривают в окислении углеводородов при их контактировании с минерализованными водами [101].

Интересно отметить, что когда скважина дает углекислый газ, то внезапное расширение его в стволе вызывает резкое охлаждение труб, бурового инструмента и оборудования на устье до очень низких температур. Например, на месторождении Мак-Каллем в округе Джэксон, Колорадо, в составе газа которого содержится 92% углекислого газа, трубы и резервуары даже в самый жаркий день покрываются толстым слоем льда или снега [102].

Ниже приводится анализ попутного газа (в %) получаемого вместе с нефтью из песчаников Тенслип (пенсильваний) на месторождении Уэрц-Дом в Вайоминге:
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Теплотворная способность этого газа ‑ 677 британских тепловых единиц, он добывается вместе с нефтью, которая обладает плотностью 35,3°API, и содержит 1,33% серы. Обычно же теплотворная способность природного газа в среднем составляет 1075 британских тепловых единиц на 1000 куб. футов.

Сероводород. Сероводород (H2S) ‑ бесцветный газ с характерным неприятным запахом; хорошо растворим в воде и, как правило, еще лучше в углеводородах. В единице объема воды при 0°С и давлении 1 атм растворяется 4,3 таких же объемных единиц сероводорода. Сероводород, как в виде свободного газа, так и будучи растворенным в нефти или пластовой воде, является активным агентом коррозии металлов. Он токсичен даже в небольших концентрациях: содержание 0,005% этого газа вызывает довольно острое отравление при воздействии на дыхательные пути в течение длительного времени, концентрации в 0,06-0,08% в опытах с собаками вызывали немедленное их отравление (прекращалось дыхание, сердце переставало работать и наступала смерть) [103]. Природные газы, содержащие даже небольшое количество сероводорода, непригодны для сжигания в местах, где присутствует человек. В связи с этим в ряде штатов приняты законы, по которым запрещается употребление газа, не очищенного от сероводорода, если содержание последнего превышает 20-30 гран на 100 куб.футов газа [104]. При добыче природного газа, нефти или пластовой воды, обогащенных сероводородом, возникают следующие проблемы: 1) обеспечение безопасности людей, 2) предохранение оборудования от коррозии и 3) обработка нефти или газа в целях удаления сероводорода.

Хотя сероводород выделяется при вулканических извержениях, присутствует в газах некоторых минеральных источников и образуется при разложении органического вещества растительного или животного происхождения, можно полагать, что тот сероводород, который входит в состав природного газа и растворен в нефти, образовывался органическим или неорганическим путем при восстановлении сульфатов до сульфидов. В солоноватоводных и застойных водоемах, в которых не содержится растворенного кислорода, бактерии воздействуют на соли, имеющие в своем составе химически связанный кислород, в том числе и на сульфаты, входящие в органическое вещество, извлеченные из выветрелых минералов или растворенные в воде. Из илов солоноватоводных озер были выделены различные микроорганизмы, способные образовывать сероводород при восстановлении сульфатов до сульфидов. Сульфат-редуцирующие бактерии обнаружены также в растительном перегное, буровом растворе, в придонных водах внутренних морей, в озерных осадках, в кернах неглубоких скважин и в воде некоторых скважин, дающих нефть. Для развития подобных бактерий наиболее благоприятны температуры от 25 до 50°С.

Механизм образования сероводорода неорганическим путем в результате восстановления сульфатов можно представить уравнением

2C + MeSО4 + H2О → MeCО3 + CО2 + H2S,

где Me ‑ металл, а С ‑ углерод, входящий в состав органического вещества. По вопросу о том, какой из двух способов образования сероводорода ‑ органический или неорганический ‑ преобладает, развернулась широкая дискуссия. Однако в настоящее время большинство исследователей склонно считать, что основным все же является бактериальный путь.

Природный газ, содержащий значительное количество сероводорода, обнаружен во многих районах [105]; наиболее известные среди них: район Панхандл в Техасе; западный Техас; юго-восток Нью-Мексико (где газовые залежи приурочены к пермским и пенсильванским отложениям); район Тампико-Такспан в Мексике (где с высоким содержанием H2S и СО2 в газе связано много несчастных случаев); соляные купола провинции Галф-Кост в Техасе и Луизиане и нефтяные месторождения Ирана. Присутствие в разрезах провинции Галф-Кост и Ирана большого количества гипсов указывает на образование сероводорода в результате восстановления сульфатов под влиянием битуминозных веществ.

Исключительно высокое содержание сероводорода в природном газе обнаружено в восточном Техасе, Арканзасе и Вайоминге. Приводим данные анализов (в %) подобного газа, полученного близ Эмори в северо-восточном Техасе [106].
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Теплотворная способность этого газа 956 британских тепловых единиц на 1000 куб. футов. Его удельный вес по воздуху 0,973. При промышленной переработке из 1 млн. куб. футов газа может быть получено 15 т серы.

Газ, растворенный в нефти, которая добывается из эоценовых мергелей на месторождении Месджеде-Солейман в Иране, содержит 40% сероводорода [107].

Заключение 

В заключение следует еще раз подчеркнуть следующие наиболее существенные особенности пластовых флюидов:
1.
Химические и физические свойства каждого из присутствующих пластовых флюидов ‑ воды, нефти и газа ‑ широко варьируют.
2.
Химические и физические свойства флюидов, а также их относительное содержание в пласте оказывают существенное влияние на миграцию и аккумуляцию в залежи нефти и газа, а выявление этих характеристик имеет большое значение для эффективной эксплуатации нефтяных и газовых залежей.
3.
При эксплуатации залежей обычно стремятся получить наиболее важные данные, касающиеся пластовых флюидов. Для вод нефтяных месторождений эти данные включают водонасыщенность, дебит, концентрацию растворенных солей и химический состав; для нефти – нефтенасыщенность пласта, суточный дебит на единицу падения пластового давления, химический состав, плотность и вязкость; для природного газа - объем, дебит на единицу падения пластового давления, содержание конденсата, присутствие примесей и содержание серы.
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Пропуск стр. 213-218
Глава 6 Пластовые ловушки: общие сведения и структурные ловушки

Антиклинальная теория. Классификация ловушек. Структурные ловушки, связанные с образованием складок, сбросов, трещин.

Первым из главных элементов нефтегазового природного резервуара, как уже упоминалось, является порода-коллектор, вторым - наличие сообщающихся пор, способных в совокупности вмещать и удерживать скопления углеводородов. Третий элемент ‑ нефть, вода и газ, находящиеся в движении, либо способные перемещаться, - заполняет сообщающиеся поры. Четвертый элемент - это ловушка, т.е. место, попадая в которое нефть и газ прекращают дальнейшее перемещение.

Поскольку нефть и газ легче воды, а коллекторы обычно имеют региональный уклон, хотя часто и слабый, нефть и газ движутся в воде как в вертикальном, так и в горизонтальном направлении, пока не встретят на своем пути непроницаемые или слабопроницаемые породы. Непроницаемый слой, перекрывающий коллектор, называется покрышкой (roof rock)¹. Покрышка, имеющая вогнутость выпуклой стороной вверх, препятствует миграции нефти и газа по вертикали и горизонтали и тем самым способствует образованию залежей. Такой внешний барьер является структурной ловушкой. Латеральное уменьшение проницаемости пласта в связи с фациальным замещением его или нарушения последовательности напластования и другие стратиграфические изменения в соотношении с породой-покрышкой образуют внутренний барьер, или стратиграфическую ловушку2.
Структурная ловушка представляет собой результат преобразования формы коллектора; стратиграфическая же ловушка возникает благодаря изменениям свойств самой породы. При разнице гидравлических напоров, обусловливающей нисходящий поток воды, который препятствует направленной вверх миграции углеводородов, образуются гидродинамические барьеры (fluid barriers). Повышенные градиенты гидродинамического потенциала обычно возникают там, где сокращается сечение потока, что происходит, например, при уменьшении мощности проводящей толщи пород или ухудшении ее проницаемости.

[Обращает на себя внимание условность применяемой для ловушек терминологии и особенно неточность определений некоторых понятий.

Структура по-древнегречески означает строение. То или иное строение, т.е. структуру, имеют все ловушки, все горные породы. Американцы под «структурой» в геологии нефти и газа стали понимать тектоническую структуру. Вошло в обиход,
1Используется также термин «кепрок» (cap rock), но он больше подходит для обозначения пород кровли соляных штоков.

²А. Леворсен и другие американские авторы обычно шире понимают термины, связанные со словом «стратиграфия»и производными от него («стратиграфический» и др.), чем мы. В понятие «стратиграфия» они включают также и элементы понятия о литологии. То же самое можно сказать и в отношении стратиграфических ловушек А. Леворсена они охватывают как собственно стратиграфические, так и лито логические ловушки (по распространенной у советских геологов-нефтяников классификации). Читатель должен учитывать это, поскольку терминология ловушек, данная в книге, оставлена при переводе почти везде без изменений.- Прим. ред.

сначала в США, а затем, к сожалению, и у нас, называть «структурой» отдельную складку или вообще изгиб слоев. Против этого в свое время безуспешно возражал акад. А.Н. Заварицкий.

Правильнее, конечно, говорить о структурно-тектонических или дислокационных ловушках. Такое название уже само по себе является основным элементом генетического определения данного типа ловушек.

Критерии, которые положены в данной главе в основу разграничения структурных и стратиграфических ловушек (о стратиграфических ловушках см. подстрочное примечание на стр. 219), также нельзя признать удачными (по крайней мере в той формулировке, которая приведена выше и которая принадлежит, по-видимому, редактору 2-го, посмертного издания книги А. Леворсена). Форма коллектора (резервуара), а следовательно, и его непрерывность изменяются в ловушках обоих типов: в одних благодаря изгибу слоев, в других - их размыву или выклиниванию, первичному (фациальному) или вторичному (например, в результате сброса).

Логически более строгой является классификация ловушек именно как ловушек, т.е. по тому фактору, который обусловливает их способность остановить движение флюидов и обеспечить накопление нефти и газа. В одних случаях причиной возникновения ловушек является выклинивание коллектора (резервуара). Это ловушки выклинивания, полузамкнутые или замкнутые (если выклинивание во все стороны). В другом случае коллектор (резервуар) не выклинивается и причиной образования ловушки является гидродинамика. Это незамкнутые (или гидравлические) ловушки. Такое деление ловушек впервые было предложено в «Спутнике полевого геолога-нефтяника» (II, Гостоптехиздат, 1954).]

Природные резервуары бесконечно разнообразны. Практически каждая седиментационная поверхность в той или иной степени претерпевала деформацию, большинство же из них подвергались деформации неоднократно. Латеральные изменения свойств пород являются скорее правилом, чем исключением, и направление движения пластовых флюидов, несомненно, не оставалось постоянным в течение геологического времени, поскольку оно реагировало на беспрерывные изменения гидравлического напора. [У автора говорится об изменении потенциометрического уровня (potentiometric surface). В нашей литературе обычно пользуются другими терминами, относящимися к близким, но не тождественным понятиям: эквипотенциальные поверхности, пьезометрические уровни; нередко просто говорят о гидродинамических напорах.] Относительная роль каждого из этих факторов в формировании любой конкретной залежи может быть выяснена только после полного разбуривания месторождения и его эксплуатации в течение ряда лет.

Задача геолога-нефтяника в том и состоит, чтобы попытаться до открытия залежи наметить места наиболее благоприятных сочетаний перечисленных факторов. Сведения, которыми он располагает, обычно весьма отрывочны: геофизические данные часто ненадежны; разрезы скважин, которые могли бы пролить свет на строение недр, отсутствуют или широко разбросаны; давление флюидов не известно, а обнажения невелики или слишком удалены одно от другого. Эту скудную информацию приходится как-то комбинировать и экстраполировать на большие расстояния и глубины. Из всех основных элементов природного резервуара до начала бурения легче всего поддается определению наличие ловушек, связанных со структурными особенностями залегания коллекторов. Структурно-геологические исследования могут осуществляться различными методами: геологическим картированием, мелким колонковым бурением, подземным картированием и геофизической съемкой. Поскольку большинство природных резервуаров обнаруживают хотя бы незначительную деформированность, наиболее ценные сведения, подтверждающие предшествующее прогнозирование, дает структурное картирование; оно становится основой прогнозирования в тех случаях, когда ловушки контролируются деформациями отложений, содержащих коллекторы. Однако определение типа резервуара (коллектора), включая такие параметры, как особенности его распространения, пористость и проницаемость, гораздо труднее. Эти свойства нельзя исчерпывающе охарактеризовать без соответствующих данных, которые можно получить только при исследовании разрезов буровых скважин, а также при изучении каротажных диаграмм, бурового шлама, керна, при построении профильных разрезов и структурных карт, отражающих распространение пород-коллекторов, их соотношения с другими породами, несогласия в напластовании. Чтобы собрать данные, которые можно положить в основу прогнозирования местоположения участков, наиболее благоприятных с точки зрения нефтегазонакопления, требуется построение различных карт, в том числе обзорной геологической карты района, структурных карт, карт распространения песчаников, карт мощностей (изопахит), карт подземных срезов и палеогеологических карт, карт продуктивности и равных потенциалов продуктивности, карт литофа-ций и других. Все они более подробно рассматриваются в разделе, посвященном глубинному картированию (стр. 539-564).

Наиболее распространенный случай возникновения ловушки для нефти и газа в погребенной проницаемой толще связан с образованием антиклинальной складки. Ловушка, приуроченная к антиклинальной складке, легче всего поддается картированию и часто может быть выявлена прямо на поверхности. Тесная связь нефтяных и газовых залежей с антиклинальными складками была подмечена еще на ранних этапах развития нефтяной геологии, что и привело к возникновению представлений, длительное время известных под названием антиклинальной теории распределения скоплений нефти и газа. Геологи повсюду вели поиски антиклиналей и куполов для постановки на них разведочного бурения, почти полностью игнорируя при этом различные другие виды ловушек. Антиклинальная теория занимала в свое время очень важное место в практике нефтепоисковых работ, поэтому небезынтересно дать здесь краткий обзор истории ее развития и постепенного преобразования позднее в теорию ловушек.

Антиклинальная теория

Хотя различные нафтиды были известны человечеству еще во времена появления первой письменности, только после того, как они приобрели экономическое значение, люди стали всерьез задумываться над тем, почему, как и где нефть и газ аккумулируются в залежи. Начало современной нефтедобывающей промышленности [в США] было положено в 1859 году, когда Дрейк открыл нефть в западной Пенсильвании, хотя задолго до этого нефть добывали из шахт и колодцев во многих районах земного шара. Дрейк показал, что бурение скважин с целью добычи нефти может иметь успех, а количество полученной им нефти, хотя и небольшое по сравнению с тем, что мы добываем в настоящее время, убедило мир в том, что бурение скважин представляет собой наиболее эффективный способ добычи нефти. С этого времени и впредь разведчиков нефти стал волновать один главный вопрос: где ставить бурение? Поиски ответа на этот вопрос постоянно стимулируются непрерывным повышением спроса на нефтепродукты и до настоящего времени составляют суть геологии нефти и газа.

Попытки выяснения условий, контролирующих формирование залежей, нефти и газа, породили множество различных теорий, позволяющих предсказывать, где могут быть развиты такие условия и где, следовательно, можно ожидать открытия залежей. Дольше всех привлекала к себе самое серьезное внимание антиклинальная теория [1]. Развитие этой теории как одного из аспектов геологической мысли само по себе представляет интерес, но в рамках данной работы мы можем лишь вкратце коснуться этого вопроса. Она зародилась еще до открытия Дрейка, и, с годами видоизменившись и обогатившись, по существу столь же верна сегодня, как и на заре своего существования.
Одно из наиболее ранних упоминании о связи скоплений нефти с антиклинальными складками относится к временам, предшествовавшим открытию Дрейка, когда нефтяные источники близ Гаспе, в устье реки Святого Лаврентия, восточная Канада, были обследованы сэром Уильямом Логаном в 1842 г., а затем в 1844 г. описаны им как приуроченные к антиклиналям [2]. Интерес к этому вопросу сильно возрос в связи с открытием Дрейка, и спустя короткое время несколько геологов независимо друг от друга пришли к одинаковому выводу: нефть нужно искать в антиклиналях.

Одним из многих исследователей, изучавших условия накопления нефти и газа, был Уайт, сотрудник Второй геологической службы Пенсильвании. В 1883 г. он отказался от прежней должности и посвятил себя коммерческой деятельности в области нефтедобычи. Прежде всего перед ним встал вопрос, можно ли предсказать наличие или отсутствие в районе газа, основываясь на сведениях о геологической структуре. Он подметил, что газовые скважины в западной Пенсильвании располагаются близ антиклиналей, из чего сделал вывод, что между положением газовой залежи и [тектонической] структурой должна существовать какая-то связь. Его формулировка антиклинальной теории, опубликованная в 1885 г. [3] и затрагивавшаяся в более поздних работах [4, 5], и ныне не утратила значения, которое приобрела в свое время.

Впоследствии Мак-Кой и Кейт отметили важное значение скоплений углеводородов в неструктурных ловушках, т.е. в ловушках, не связанных с антиклинальными складками. В 1934 г. вместо термина «антиклинальная теория» они предложили новый - «структурная теория», подчеркнув, что последний «достаточно широк», чтобы охватить залегание нефти на крыльях антиклиналей, в виде линз и в синклиналях, равно как и в антиклиналях, куполах и структурных выступах¹. Структурная теория сводилась авторами к следующему: «...Промышленные скопления нефти и газа ассоциируются со структурными нарушениями в пористых осадочных породах, причем наиболее важными в этом отношении являются антиклинали и купола» [6].

Хотя от самого термина «антиклинальная теория», возможно, следует ныне и отказаться, основной принцип, на котором она базируется и который заключается в том, что нефть и газ скапливаются в наиболее приподнятой части резервуара, как и прежде, сохраняет свою силу. Единственное отличие состоит в том, что теперь, кроме антиклиналей, мы признаем большое количество других структурных форм, которые образуют вогнутую ограничивающую поверхность коллектора.

В 1934 г. Мак-Коллоф впервые ввел в употребление термин «ловушка» («trap»), который был применен для обозначения природных резервуаров нефти и газа, отличающихся большим разнообразием условий изоляции залежей: образование асфальтовой пробки, линзовидная форма коллектора, локальные изменения пористости пород, срезание и трансгрессивное перекрытие коллектора непроницаемыми отложениями, особенно на гомоклинальных участках, а также формирование складок и дизъюнктивных нарушений [7]. Укоренившееся признание того факта, что структурные деформации ‑ лишь один из нескольких путей формирования ловушек и что большое число залежей может быть приурочено к ловушкам иной природы, еще более усиливало желание заменить термин «антиклинальная теория» каким-либо более широким. В настоящее время обычно используется термин «теория ловушек», причем «ловушкой» вне зависимости от ее вида и происхождения называется объем пород любой геометрической формы, способный улавливать и накапливать нефть.
Большое значение водо-нефтяного контакта в ограничении ловушки заставило пересмотреть сложившееся в прошлом представление о том, что зеркало подземных вод, подпирающих залежь, всегда либо горизонтально, либо почти горизонтально. Установлено, что в некоторых районах, где наблюдаются градиенты давлений пластовых вод, водонефтяной контакт имеет отчетливый наклон. Последний
¹И.М. Губкин еще в 1932 г. в своей работе «Учение о нефти» писал о структурной теории: «Теория гравитационного распределения воды, нефти и газа в зависимости от удельного веса носит название антиклинальной или вообще структурной теории» (стр. 264). В подстрочном примечании к этому И. М. Губкин отметил: «Это название не вполне правильно, ибо отображает лишь частный, хотя и распространенный случай гравитационной теории...». - Прим. ред.
влияет на положение залежи относительно границ ловушки; залежь может смещаться на то или иное расстояние в направлении движения воды вплоть до полного вымывания нефти из ловушки. Основные представления о воздействии движущейся воды на вещества меньшей плотности изложены в классической статье Хьюберта, описывающей физическую сторону этого явления [8]. Влияние наклонного зеркала подземных вод на положение залежи было рассмотрено Расселом [9] и на еще большем количестве примеров продемонстрировано Хьюбертом [10]. Независимо от других это явление исследовал Хилл (G.A. Hill, неопубликованная рукопись, 1961), который пришел к такому же, что и Хьюберт, выводу, а именно, что ловушка для нефти и газа в породе-коллекторе отвечает положению минимума потенциальной энергии пластовых жидкостей и это положение определяется разницей гидравлических напоров в поперечном сечении ловушки.

Классификация ловушек
Существует множество классификаций ловушек для нефти и газа. Последняя классификация Клаппа включает следующие основные их разновидности: 1) антиклинальные структуры, 2) синклинальные структуры, 3) гомоклинальные структуры, 4) куполовидные структуры, или «купола», 5) несогласия, 6) линзы песчаных пород, 7) трещины и пустоты независимо от их структурного положения, 8) структуры, обусловленные дизъюнктивными нарушениями [11]. Херой подразделяет ловушки на: 1) седиментационные, 2) диагенетические, 3) деформационные [12].
Вильсон выделяет: 1) закрытые резервуары: а) закрытые локальной деформацией слоев; б) изолированные вследствие изменения пористости пород (для их формирования не требуется никакой деформации слоев, кроме регионального наклона); в) изолированные благодаря сочетанию складок и изменений пористости пород; г) изолированные благодаря сочетанию дизъюнктивных нарушений и изменений пористости пород; 2) открытые резервуары (не имеют промышленного значения) [13]. Хилд различает две группы резервуаров: 1) изолированные локальными деформациями слоев; 2) изолированные вследствие изменения проницаемости пород [14]. Подробную классификацию предложил Вилхелм; в ней сделана попытка учесть все факторы, принимающие участие в формировании ловушки. Основными подразделениями этой классификации являются: 1) ловушки, связанные с выпуклостью слоев; 2) ловушки, связанные с изменениями проницаемости пород; 3) ловушки, связанные с выклиниванием коллектора; 4) соляные ловушки; 5) диапировые ловушки [15].
Ни одна из перечисленных классификаций не является полностью исчерпывающей, поскольку существует множество уникальных по своей природе ловушек, которые в совокупности не могут быть отражены даже в самой подробной классификационной схеме. Хочется, однако, верить, что предлагаемая ниже схема не менее полезна, чем другие. Несмотря на свою простоту, она охватывает большую часть известных видов ловушек, с которыми могут быть связаны промышленные запасы нефти и газа. Это не всеобъемлющая классификация, но все встречающиеся исключения можно будет оговорить. По этой классификации ловушки подразделяются на три основных типа: 1) структурные ловушки, 2) стратиграфические ловушки и 3) ловушки, представляющие собой комбинацию первых двух типов.
[Приводимые в качестве примеров классификации ловушек наглядно отражают смешение различных понятий в зарубежной нефтегеологической литературе. Одни авторы (Вильсон, Хилд) приравнивают ловушки к природным резервуарам, другие (Клапп, Вилхелм) рассматривают собственно ловушки для залежей нефти и газа наравне со структурными элементами, контролирующими нефтяные и газовые месторождения.

На кафедре геологии и геохимии горючих ископаемых МГУ предложена морфологическая классификация ловушек, различающая следующие классы и подклассы:

I.
Незамкнутые¹: 1) в перегибах слоев, 2) в эрозионных выступах и 3) в выступах биогермов.

II.
Полузамкнутые: 1) литологического выклинивания: а) первичного, или фациально-седиментационного, и б) вторичного (в смысле потери породой резервуаром своих коллекторских свойств вследствие процессов диа- или катагенеза и гипергенных изменений); 2) стратиграфического (вторичного) выклинивания (экранирование поверхностью несогласия) и 3) тектонического выклинивания - экранирования разрывами (в том числе, по В.Б. Оленину, у ядер диапиров и у интрузий).

III.
Замкнутые (в участках повышенной пористости и проницаемости). В учебнике Н.А. Еременко «Геология нефти и газа» («Недра», 1968) ловушки подразделены по условиям их образования на: 1) ловушки складчатых дислокаций; 2) ловушки разрывных дислокаций; 3) ловушки стратиграфических несогласий; 4) ловушки литологические; 5) различные комбинации перечисленных типов.

Следует признать право на существование, а следовательно и полезность, нескольких классификаций ловушек по различным существенным признакам.]

1. Структурной называется ловушка, у которой верхняя ограничивающая поверхность изогнута выпуклой стороной вверх, в связи с какой-либо местной деформацией коллекторского пласта, например образованием складки, разрыва или того и другого вместе. Контуры залежи, приуроченной к структурной ловушке, определяются полностью или частично пересечением подстилающего залежь зеркала подземных вод с покрышкой, перекрывающей деформированную породу-коллектор.

2. Стратиграфической называется ловушка, основным фактором формирования которой являются некоторые отклонения в стратиграфических соотношениях или литологическом составе пластов, или и то и другое вместе. К этим отклонениям относятся фациальное замещение, локальное изменение пористости и проницаемости пород или выклинивание коллекторского пласта по восстанию независимо от того, чем оно обусловлено. Площадь залежи, связанной со стратиграфической ловушкой, контролируется целиком или в значительной мере теми или иными фациально-стратиграфическими изменениями, которые претерпевает коллекторский пласт. В одних случаях залежь может покоиться на подстилающем зеркале подземных вод, которое либо горизонтально, либо наклонено, в других - полностью занимать весь объем коллектора, не имея под собой сколько-нибудь значительной массы пластовой воды. Во многих стратиграфических ловушках важным фактором улавливания нефти и (или) газа, очевидно, являются нисходящие водные потоки, создающие своего рода стратиграфический барьер на пути восходящего движения нефти и газа (см. также гл. 9).

3. Комбинированные ловушки. Между двумя названными типами ловушек имеется почти полный набор переходных типов, среди которых можно встретить ловушки любой мыслимой комбинации структурных и стратиграфических вариантов. Ловушки, в формировании которых явно преобладает структурный или стратиграфический фактор, могут быть легко отнесены к структурному или стратиграфическому типу. Если же переходный тип находится где-то посередине между структурным и стратиграфическим, оценить относительную роль в формировании ловушки упомянутых основных факторов становится весьма затруднительным. Ловушки переходной группы, сформированные при равном
¹Незамкнутые ловушки, типичным примером которых служат сводовые или антиклинальные ловушки, являются ловушками гидравлическими; газ и нефть в таких ловушках со всех сторон подпираются водой. - Прим. ред.

участии структурного и стратиграфического факторов, лучше всего называть комбинированными.
Когда мы говорим о «ловушке», то практически имеем обычно в виду какой-то ограниченный объем пород; термины же «структурная ловушка», «стратиграфическая ловушка», «антиклинальная ловушка», «комбинированная ловушка» употребляются нами в тех случаях, когда необходимо определить природу этих образований. Положение залежи внутри ловушки может частично зависеть от циркуляции пластовых вод. В случае их неподвижности залежь занимает наиболее приподнятую часть ловушки; если же вода движется, залежь может смещаться на различные расстояния вниз по уклону ловушки. Движение воды определяется гидравлическим градиентом, свойственным коллектору (см. также гл. 9). Таким образом, в особых гидродинамических условиях и при некоторых значениях температуры и давления в пласте, наблюдающихся ныне или существовавших в геологическом прошлом, образовавшаяся ловушка может оказаться непродуктивной.

Структурные ловушки

Ловушки, сформировавшиеся в основном в результате образования складок и разрывов, могут быть достаточно уверенно выявлены при геологическом картировании, они легче и быстрее других типов ловушек устанавливаются в разрезе осадочных толщ и лучше других помогают открытию залежей нефти и газа. Поэтому геологи уделяли поискам структурных ловушек наибольшее внимание, что подтверждается широким распространением термина «антиклинальная теория» и всеобщей тенденцией называть «структурными» любые ловушки, связанные с деформированными слоями горных пород. Почти все работы по геологическому картированию, мелкое колонковое бурение, геофизические исследования, а также подземное картирование направлены на поиски ловушек, полностью или частично зависящих от деформаций коллекторских слоев.
Важнейшей чертой структурных элементов, таких, как антиклинальные складки, является то, что они прослеживаются по вертикали в значительном по мощности интервале разреза осадочного чехла, обусловливая образование ловушек во всех заключенных в этом интервале потенциально нефтегазоносных коллекторских горизонтах. По этой причине бурение глубоких скважин на структурные ловушки высокоперспективно, даже если характер пород-коллекторов и другие литолого-стратиграфические особенности строения погребенных осадочных толщ изучены недостаточно. Обоснованием для постановки бурения служит предположение, что если в вскрываемом скважиной разрезе содержатся какие-либо коллекторские слои, то залежи нефти и газа будут, вероятнее всего, приурочены к ловушкам, связанным с их структурными деформациями. Одним из многочисленных примеров, когда антиклинальная складка прослеживается в толще пород большой мощности, является месторождение Санта-Фе-Спрингс в округе Лос-Анджелес, Калифорния. Пологая куполовидная складка почти округлой формы образует здесь ловушку в 25 или более коллекторских горизонтах, каждый из которых содержит залежь нефти [16]. Разрез месторождения показан на фиг. 6-1.
Деформацию коллекторского горизонта можно установить несколькими способами. Некоторые складки и разрывы в коллекторском горизонте проявляются на дневной поверхности, где их удается установить обычными методами геологического картирования. Модификацией геологического картирования является мелкое колонковое бурение до глубины 1-2 тыс. футов, например, с целью глубинного структурного картирования. Колонковое бурение особенно полезно в регионах, где коренные породы перекрыты аллювиальными или другими неконсолидированными осадками, которые не только маскируют структуру слоев, но и искажают результаты геофизических исследований. Более глубинное картирование, называемое подземным картированием, базируется на данных различного типа каротажа (см. стр. 82-90: глава 3, разрезы буровых скважин). Детальность полученных карт зависит от того, насколько надежно увязаны разрезы пробуренных скважин, и от количества информации, которое можно получить по результатам различных видов каротажа. Подземное картирование может производиться и без данных каротажа - на основе интерпретации геофизических данных. Геофизические исследования включают измерение различных физических свойств пород, таких, как упругость, магнитная восприимчивость и плотность.
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Фиг. 6-1. Разрез нефтяного месторождения Санта-Фе-Спрингс, Калифорния [16, стр. 345, фиг. 142].

На этом примере показано, что несколько отдельных ловушек, содержащих изолированные залежи, могут быть приурочены к одной складке. Отсутствие связи между отдельными подземными резервуарами видно по различному положению уровня водо-нефтяного контакта в каждом из продуктивных песчаных пластов.
Измерения всех этих свойств производятся на поверхности, но при этом геофизические исследования позволяют обнаружить те или иные породы, иногда с большой точностью, на глубинах до нескольких миль. Таким путем можно закартировать структуру предполагаемой коллекторской толщи или близ расположенной от нее толщи. Учитывая, что объектом поисков является лову па в коллекторских горизонтах, картирование именно таких поверхностей наиболее желательно, поскольку оно исключает многие ошибки, возникающие при экстраполяции структур из верхних слоев осадочного чехла вниз, на кол лекторскую толщу. Если складки в коллекторских слоях не прослеживаются во всей толще вышележащих отложений, а распространяются только до поверхности несогласия, то первые данные о таких складках могут быть получены на глубинах в тысячи футов. В этих условиях для их картирования могут потребоваться и данные бурения, и геофизические исследования. Местоположение подобных погребенных ловушек часто очень трудно предсказать заранее.
Образование почти всех ловушек нефти и газа (за исключением некоторых типов, связанных с линзами пористых пород и рифами) происходит вследствие деформаций коллекторских пластов. Поскольку такие деформации тем или иным путем ассоциируются почти со всеми ловушками, структурное картирование приобретает значение важнейшего метода поисков нефтяных и газовых залежей. В образовании ловушки иногда участвует только структурный фактор, в других случаях этот фактор выступает в комбинации с благоприятными литолого-стратиграфическими и гидродинамическими условиями. При поисковых работах первую скважину закладывают обычно на участке, который по данным структурного картирования соответствует гипсометрически наиболее высокой зоне потенциально нефтегазоносного коллекторского пласта.
Постоянная опасность ошибки при построении структурных карт глубоко залегающих горизонтов связана с недостаточным количеством имеющихся у геолога материалов; кроме того, отраженные на картах данные - геологические, геофизические или геохимические - часто бывают неопределенны или недостоверны. Поэтому надежность геологических обоснований и прогнозов непосредственно зависит от достоверности данных, на которых они базируются. Другая возможность ошибки в структурных картах - встречающееся в ряде случаев несовпадение структуры коллекторского пласта со структурным планом вышележащих отложений. Антиклинальная складка может смещаться с глубиной в латеральном направлении или раскрыться в низлежащих слоях и не представлять собой ловушки; под влиянием движения пластовых вод в коллекторском горизонте залежь может быть смещена на крыло складки. Поэтому залежь нефти или газа часто удается открыть только второй или третьей разведочной скважиной; место для их заложения выбирается на основании данных, полученных при бурении первой скважины.
Ловушки в глубоких слоях разреза осадочного чехла, связанные в основном со структурными изгибами, образованы почти всеми теми типами складок, разрывов и других деформаций, которые наблюдаются на дневной поверхности. Эти структурные формы могут находиться в самых различных сочетаниях, когда же появляются комбинации структур с литолого-стратиграфическими изменениями разреза, количество возможных вариаций ловушек становится почти бесконечным. Все возрастающее развитие геофизических исследований и буровых работ, тщательный отбор образцов, совершенствование техники промыслово-геофизических исследований и детальное изучение стратиграфии и палеонтологии привели к тому, что геологи начали в большей мере понимать, что типы встречающихся в природе ловушек неисчислимо разнообразны. Местами структура коллекторского горизонта не менее сложна, чем та, которая наблюдается на поверхности. Проблема состоит в том, чтобы, используя все доступные данные, еще до проведения буровых работ суметь предсказать природу и характер структурной деформации. Геологические прогнозы базируются на сопоставлении и обобщении многих типов геологических и геофизических данных, ценность которых различна; их относительное значение необходимо правильно оценить.
Ловушки, имеющие в основном структурную природу, в зависимости от преобладающего типа деформации могут быть подразделены на ловушки, связанные: 1) со складкой, 2) сбросом или взбросом, 3) трещиноватостью, 4) интрузивным штоком, обычно солевым, 5) с комбинацией любых из названных структурных форм.

Ловушки, связанные со складчатостью
Форма структурных ловушек, полностью или в значительной степени обусловленных складчатостью, варьирует в широких пределах. Наряду с пологими, почти округлыми в плане куполами (фиг. 6-2, А) широко распространены вытянутые, узкие антиклинали (Б), которые могут быть симметричными, асимметричными или даже опрокинутыми (В).
Структурная амплитуда (structural closure) [или «замкнутая высота»], определяемая как превышение гипсометрически наиболее высокой точки над самой низкой замкнутой изогипсой, может изменяться от немногих до нескольких тысяч футов. Под структурным рельефом складки, обычно превышающим ее структурную амплитуду, понимается высота, на которую смятый в складку пласт возвышается над региональным склоном; он измеряется длиной перпендикуляра, опущенного из наивысшей точки складки на поверхность регионально наклонного пласта (фиг. 6-2, А). При определении структурной амплитуды ловушки за горизонтальную опорную поверхность принимается уровень моря. Величина структурной амплитуды при этом не обязательно соответствует структурному рельефу, как это показано на фиг. 6-3. Одна и та же складка может иметь различную структурную амплитуду, величина которой изменяется при изменении регионального наклона формации. Объем ловушки, связанной со складкой и содержащей нефть и газ, зависит главным образом от структурной амплитуды, мощности коллекторского пласта, эффективной пористости пород, пластового давления и условий движения флюидов через породы. Действительный же объем природного резервуара ‑ это объем эффективного порового пространства между поверх​ностью подошвенных вод и непроницаемой покрышкой. Объем природного резервуара необходимо знать, чтобы установить размер и высоту залежи нефти или газа. Высота залежи определяется превышением самой верхней газо- или нефтенасыщенной части резервуара над поверхностью водо-нефтяного или газо-водяного контакта (см. на на фиг. 6-2, В).
Отмечающийся изгиб или наклон коллекторского пласта показывает, что в строении практически всех ловушек, как структурных, так и стратиграфических, большую или меньшую роль играет существование складки. Ловушки, в образовании которых преобладающее значение принадлежит складчатым движениям, рассматриваются как ловушки, связанные со складками, даже если в формировании их в определенной степени участвуют дизъюнктивные нарушения и стратиграфические факторы.
Конечно, причины складкообразования в коллекторских пластах и в тол​щах, обнажающихся на дневной поверхности, остаются теми же. В различных условиях главными механизмами складкообразования могут быть горизонтальное сжатие, тангенциальные давления, образование складок волочения (видимо, широко распространенных в природе), седиментационные наклоны слоев вокруг погребенных выступов, дифференциальное уплотнение осадков на склонах таких выступов, образование диапировых складок и куполов, связанных с глубоко погруженными интрузивными соляными штоками. Складка может сформироваться в ограниченный отрезок геологического времени; в других случаях существование ее является результатом нескольких структурообразующих фаз, что выражается в увеличении ее крутизны с глубиной. Ловушки, связанные со складками, обычно осложнены текто​ническими нарушениями. Коллекторский пласт может быть разорван нарушением, не наблюдающимся на поверхности земли; такие разрывы бывает чрезвычайно трудно установить методами глубинного картирования до тех пор, пока плоскости их не будут подсечены разведочной скважиной.
На фиг. 6-4 ‑ 6-6 показаны некоторые ловушки, образовавшиеся главным образом в результате складчатости. На фиг. 6-4 представлена структура залежи Саут-Эрлсборо в Оклахоме. Это одна из первых залежей, открытых методом
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Фиг. 6-2. Схематические структурные карты и разрезы типичных антиклинальных куполовидных складок. Подобные складки характерны для многих ловушек, содержащих залежи нефти и газа. Нефтяная залежь заштрихована и зачернена. Светлая стрелка указывает на направление падения.

сейсмического картирования и приуроченных к характерным малоамплитудным, почти округлым, куполовидным складкам, развитым в Мид-Континенте. Продуктивен повсеместно распространенный на этой территории 
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Фиг. 6-3. Схематические разрезы, показывающие, что одна и та же величина структурного рельефа может сопровождаться различной величиной структурной амплитуды в зависимости от регионального падения слоев. У.м. - уровень моря.
песчаный пласт Уилкокс (ордовик). На фиг. 6-5 показана структурная карта месторождения Апач в округе Каддо, Оклахома (разрез и палеогеологическая карта этого месторождения приведены на фиг. 6-19 и 13-12).
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Фиг. 6-4. А - сейсмическая карта и сухие скважины, пробуренные в 1929 г. Б - структурная карта залежи Саут-Эрлсборо в округе Семинол, Оклахома, по известнякам Вайола (ордовик), перекрывающим продуктивные песчаники Уилкокс (Weathегbу, Geophysical Case Histories, Soc. Explor. Geophysicists, p. 289, Fig. 4, p. 290, Fig. 5, 1949).

Фиг. 6-6 представляет собой структурную карту вытянутой куполовидной складки, содержащей залежь Абкайк в Саудовской Аравии. Такая структура типична для многих ловушек на Ближнем Востоке, хотя некоторые из них перекрыты сложнодислоцированными некомпетентными формациями (см. фиг. 6-12 и 6-21). Структура месторождения Валлецца в Северной Италии представляет собой разорванную опрокинутую антиклинальную складку. Подобные структуры не характерны для ловушек, но приведенный пример показывает, что слои могут быть даже столь сильно дислоцированы и тем не менее образовывать ловушку. Разрез месторождения показан на фиг. 6-7.
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Фиг. 6-5. Структурная карта залежи Апач в округе Каддо, Оклахома, по кровле песчаников Бромайд (V.С. Sсоtt, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 29, p. 103, Fig. 3).

Изогипсы через 100 футов. Складка сформировалась после отложения формации Кани (миссисипий) и до накопления пермских осадков (см. фиг. 6-19 и 13-12).
Изменения с глубиной. При прослеживании многих складок и других структур от поверхностных или высокозалегающих слоев на глубину устанавливается изменение их очертаний, размера или амплитуды, а иногда¹ смещение свода складки в латеральном направлении. Поэтому при поисках залежей в коллекторских слоях, залегающих на больших глубинах, не всегда дует ориентироваться на складки, выраженные на поверхности и в верхних горизонтах разреза, поскольку они часто не соответствуют структурам 'более глубоких слоях. Несоответствие структуры глубоких слоев и изученных верхних толщ разреза может быть выявлено до начала бурения сейсмическим
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Фиг. 6-6. Структурная карта залежи Абкайк в Саудовской Аравии по кровле юрской продуктивной формации (зона Араб), сложенной оолитовыми карбонатами и доломитами (McConnell, Oil and Gas Journ., p. 199, 1951).
Эта крупнейшая залежь имеет размеры 30×6 миль, а максимальный этаж нефтегазоносность достигает 1500 футов. Средний начальный дебит каждой из 66 продуктивных скважин составлял 17 000 баррелей в день. Изолинии через 200 футов.
картированием горизонтов, приуроченных к перспективно нефтегазоносным коллекторским слоям или расположенных вблизи от них. В других случаях разведочная скважина, заложенная на своде структуры, выраженной на поверхности, может не вскрыть складки на уровне коллекторских слоев. В каждом подобном случае возникают сомнения относительно точности полученных данных. Однако часто подобные результаты зависят не от низкого качества геофизических работ и материалов бурения, а обусловлены действительно существующими изменениями структурного плана с глубиной. Расхождения в структуре мелких и глубоких горизонтов осадочного чехла во многих случаях не могут быть предсказаны заранее, но иногда их следует
[image: image105.jpg]TouFors
(o8- ohurouduy





Фиг. 6-7. Разрез нефтяного месторождения Валлецца в Северной Италии (Reeves, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, p. 612, Fig. 4, 1953). На поверхности видна синклинальная структура, под которой залегает опрокинутая складка в эоценовых и олигоценовых формациях. Интервалы, из которых получены промышленные притоки газа, показаны светлыми кружками, а нефти - зачерненными. Это крайний пример дисло-цированности слоев, смятых в опрокинутую складку, но еще образующих ловушку.
ожидать или по крайней мере предполагать их возможность, если известна история геологического развития региона.
Несоответствие структурных планов поверхностных и глубоких горизонтов разреза и связанное с этим положение залежей нефти и газа могут зависеть от ряда причин: 1) конвергенции толщ, залегающих между рассматриваемыми поверхностями; 2) повторного складкообразования. 3) образования параллельных складок, 4) образования дискордантных и диапировых складок, 5) погребенных поднятий, антиклиналей или тектонических блоков, 6) образования асимметричных складок, 7) явлений поверхностного или подземного выветривания - отложения, растворения, оползания, 8) деформации слоев, залегающих под поверхностью несогласия, 9) перекрытия надвигами, 10) смещения залежи нефти или газа.
Конвергенция промежуточных толщ. Когда мощность толщ между верхними горизонтами разреза и коллекторскими слоями регионально сокращается [17], можно ожидать, что сводовые части складок будут смещаться во все более глубоких горизонтах в направлении сокращения мощности. Одновременно будет наблюдаться увеличение или уменьшение структурной амплитуды складок, приведенной к уровню моря, в зависимости от того, в каком соотношении находятся направление регионального падения и направление сокращения мощности. Например, складка, закартированная на поверхности в виде структурной террасы, может быть выражена в структуре коллекторского горизонта как замкнутый купол. И наоборот, куполовидная складка на поверхности может утерять замкнутые очертания на глубине и потому более не служить ловушкой. На фиг. 6-8 схематически показано возможное изменение структуры с глубиной и смещение ее свода, даже для случая, когда степень деформированность верхних и нижних слоев разреза одинакова. Повторное складкообразование. Некоторые складки интенсивно формировались на протяжении всего отрезка геологической истории от образования пород-коллекторов (их диагенеза и литификации) до настоящего времени. Крутизна таких складок прогрессивно возрастает вниз по разрезу, т.е. с глубиной увеличивается их структурный рельеф. В подобных условиях наблюдается уменьшение мощности толщ на сводах складок по сравнению с их крыльями. Иногда утонение прослеживается прерывисто в нескольких
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Фиг. 6-8. Схематические разрезы, показывающие изменение структурной амплитуды и смещение свода складки с глубиной при наличии в районе выклинивающихся толщ.

Структурный рельеф складок на всех профилях одинаков. Черные треугольнички отмечают положение свода складки для каждого из горизонтов.
пачках отложений, в других случаях оно отмечается непрерывно в определенной части геологического разреза. Резкое увеличение амплитуды складок обычно происходит в слоях, залегающих непосредственно над поверхностью несогласия. Время формирования складок легко определить на разрезах и картах изопахит (картах, показывающих изменение мощностей стратиграфических подразделений в виде изолиний мощности); доказательством формирования складки служит утонение слоев на ее своде (см. также стр. 544-548). Некоторые данные, позволяющие судить о существовании повторного складкообразования, приведены на фиг. 6-9. Как видно на схеме, амплитуда складки на поверхности def больше, чем на поверхности аbс. Это свидетельствует о том, что формирование структуры происходило во время отложения пластов между двумя поверхностями несогласия. Кроме того, можно сказать, что поверхность def была деформирована уже после образования складки в самых молодых подстилающих ее слоях, которые вслед за тем были срезаны эрозией и несогласно перекрыты комплексом вышележащих отложений. Подобное же скачкообразное увеличение амплитуды структуры весьма обычно для многих ловушек, связанных с антиклинальными складками. Примерами структур, рост которых неоднократно возобновлялся после отложения коллекторского горизонта, являются складки Оклахома-Сити в Оклахоме [18] (см. фиг. 14-7) и Хокинс в Техасе [19]. Несколько повторных этапов складкообразования устанавливаются на куполовидной структуре месторождения Эрат в Луизиане при сравнении серии структурных карт все более глубоко залегающих продуктивных горизонтов (фиг. 6-10).
Образование параллельных складок. В мощном разрезе осадочных пород, особенно глинистых сланцев, смятом в пологие антиклинали и купола, складки в структуре коллектора могут быть практически параллельны складкам в вышележащей толще осадков и на поверхности. Существование таких параллельных складок означает, что во время складкообразования мощности пластов существенно не изменялись и складки с глубиной становятся все более
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Фиг. 6-9. Схематический разрез, показывающий увеличение структурного рельефа складки с глубиной в результате неоднократного повторения складкообразования.
Доказательством неоднократного складкообразования служит утонение отдельных слоев на своде погребенной структуры. В приведенном примере свой окончательный вид складка приобрела после трех этапов формирования: первый этап - до образования поверхности несогласия def, второй этап - после образования поверхности def, но до образования поверхности несогласия аbс, третий этап ‑ после отложения наиболее молодых показанных на разрезе слоев.
резко выраженными [20]. Пример параллельных складок показан на фиг. 6-11. На площади, где породы-коллекторы залегают на глубине 2-3 миль, складки в структуре коллектора большей частью оказываются более резкими, чем в верхних слоях разреза.
Образование дискордантных и диапировых складок. Характер образующихся складок зависит в частности от того, залегает ли некомпетентная толща выше или ниже компетентной. Когда компетентные коллекторские слои перекрыты мощной толщей мягких пластичных пород, может наблюдаться крупное несоответствие между структурными планами коллекторов и верхних горизонтов осадочного чехла. Наглядным примером этого могут служить некоторые антиклинальные складки на Среднем Востоке, содержащие крупные залежи нефти (фиг. 6-12). Компетентные коллекторские известняки Асмари (миоцен и олигоцен) перекрыты здесь серией переслаивающихся, крайне пластичных эвапоритов и глинистых пород, которые деформированы совершенно несогласно с известняками Асмари. Подобные же соотношения наблюдаются на нефтяных месторождениях Польши, а также в предгорьях Карпат, где залежи нефти приурочены к флишевым отложениям, развитым в стратиграфическом диапазоне от мела до олигоцена. В этой области нефтяные залежи связаны со складками, не прослеживающимися в более молодых Когда некомпетентная формация подстилает компетентную, развивается другой тип складок. Для таких складок характерно наличие центрального ядра, сложенного более древними пластичными породами, которые прорывают вышележащие слои и выжимаются вверх на своде антиклинали. Подобные складки, называемые диапировыми, или складками протыкания(фиг. 6-13), весьма обычны в Аквитанском и Карпатском регионах Европы, а также в СССР, в районе Кавказского хребта [22].
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Фиг. 6-10. Структурные карты нефтяного месторождения Эрат в Луизиане по кровле различных продуктивных горизонтов (St eig, et al., Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 35, Figs. 8, 11, 13, 15, 17, 27).
Показаны повторяющиеся этапы формирования глубоко погруженной складки. Структура приурочена к лежачему крылу сброса. Изогипсы в футах. Приблизительная величина структурной амплитуды между произвольными точками х и у для разных, горизонтов следующая: А - 45 футов, Б - 71 фут, В - 83 фута, Г - 153 фута, Д - 155 футов, Е - 172 фута. Карты изопахит стратиграфических интервалов между по​верхностями, по которым построены структурные карты, показали бы следующее изменение мощности между теми же пунктами, отражающее прирост структурной амплитуды: между Е и Д - 17 футов, между Г и В - 70 футов, между В и Б - 12 футов, между Б и А - 26 футов и выше А - 45 футов, а всего 170 футов (точнее 172 фута) на толщу общей мощностью 11 600 футов.формациях [21], и структурный план последних не может оказать помощь в поисках древних антиклинальных структур.
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Фиг. 6-11. Параллельные складки.

Образование параллельных складок может обусловливать увеличение структурной амплитуды складки с глубиной. Особенно важно это для районов, где породы-коллекторы залегают в нескольких милях от поверхности. На большей глубине складки такого типа полностью выполаживаются.

[image: image110.jpg]



Фиг. 6-12. Разрез нефтяного месторождения Масджеде-Солейман, Иран (Lees, in The Science of Petroleum, 1, p. 147, Fig. 4).

Продуктивны известняки Асмари (нижний миоцен и верхний олигоцен). Хорошо видно крупное несоответствие структурных форм между верхними некомпетентными толщами песчаников, глинистых сланцев и эвапоритов верхнего фарса (миоцен - плиоцен) и подстилающими компетентными известняками Асмари. Из этой залежи получено более 1 млрд. баррелей нефти.
Складки с ядром протыкания, сложенным выжатыми подстилающими породами, обычно сильно сжаты; для них характерно вертикальное или близкое к вертикальному
падение слоев вблизи осей. Если подстилающие породы представлены каменной солью, что, например, наблюдается в Румынии, такие структуры часто называются «соляными антиклиналями». Там же, где ядро складки образовано глинистыми породами, иногда обратится грязевые вулканы и грязевые потоки (см. фиг. 2-5)¹. Кроме того, в составе прорывающих пород отмечаются пески, ангидриты, глинистая брекчия, а также битумы или асфальт.
¹Установлено, что возникновение грязевых вулканов связано не с диапировыми иками, а с наличием аномально высоких пластовых давлений в газоносных породах. - Прим. ред.
Нефтяные залежи, связанные с диапировыми складками, обычно залегают в пологонаклоненных пластах, примыкающих к крутопадающим слоям вокруг ядра протыкания. Ранее считалось, что углеводороды выжимались из пород, слагающих ядро протыкания, и накапливались в окружающих коллекторах. Однако в настоящее время полагают, что диапировые складки представляют собой только специфическое проявление деформаций в условиях сочетания компетентных и некомпетентных толщ и не имеют генетической связи со скоплениями углеводородов. Важное значение этих структур для нефтегазонакопления ограничивается их ролью в формировании ловушек.
Погребенные возвышенности. «Погребенными возвышенностями» называют некоторые складки, перекрывающие захороненные топографические выступы [23]. Такие возвышенности изучались многими геологами, причем роль, которую они играют в формировании вышележащих куполовидных складок или антиклиналей,
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Фиг. 6-13. Схематический разрез диапировой складки.
Залегающая внизу некомпетентная толща прорывает складку в перекрывающих компетентных, формациях. Следует сравнить этот тип структуры со складками, развитыми на нефтяном месторождении в Иране (см. фиг. 6-12 и 6-21).
толковалась по-разному. Обычно удавалось доказать, что перекрывающие осадки испытывали дифференциальное уплотнение над выступом или облекали его склоны, образуя, таким образом, пологую складку, над гораздо более резкой структурой в более глубоких породах-коллекторах [24].
Многие из погребенных возвышенностей в действительности не представляли собой выраженные в рельефе поверхности выступы во время накопления несогласно перекрывающих их осадков. При недостаточно детальном изучении их можно принять за приподнятые участки, вокруг которых в течение определенного промежутка геологического времени происходило уплотнение осадков с образованием куполовидной структуры, но на самом деле они часто являются обычными складками, выраженными в структуре поверхности несогласия. Отсутствие выраженного в рельефе выступа можно легко установить на стратиграфических профильных разрезах, построенных по выровненной поверхности (см. стр. 540). Многие из подобных структур представляют собой погребенную антиклиналь с полностью или почти полностью снивелированной к началу отложения вышележащих осадков поверхностью, причем формирование складки возобновилось уже после накопления более молодых толщ.
Однако погребенные возвышенности могут являться и настоящими выраженными в рельефе выступами, такими, как биогермы (или органогенные рифы) либо плотные линзы, сложенные породами типа песчаников и гравелитов и залегающие среди глин и глинистых сланцев. В этих случаях образование складки в вышележащих слоях осадочных пород может быть обусловлено двумя причинами.

1. Оно может определяться более значительным уплотнением за пределами выступа, где покрывающие глинистые осадки имеют большую мощность, чем над вершиной выступа. Такое различие в уплотнении приводит к изгибу вышележащих слоев у краев выступа и, следовательно, формированию антиклинальной складки. Трудно представить себе, чтобы такая складка прослеживалась в разрезе немного выше, чем непосредственно перекрывающие и окружающие выступ толщи глинистых сланцев. Это объясняется тем, что глинистые осадки, по-видимому, должны быть в процессе диагенеза литифицированы и уплотнены до сланцев, а неровности рельефа снивелированы 
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Фиг. 6-14. Схематические разрезы антиклинальных складок.

На разрезе А различие мощностей в интервалах аа' и bb' указывает на существование погребенного выступа рельефа на эрозионной поверхности, а разность этих мощностей позволяет установить амплитуду выступа, над которым образовалась складка в вышележащих формациях. На разрезе Б мощности се' и dd' одинаковы, что доказывает отсутствие топографического расчленения поверхности несогласия.
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Фиг. 6-15. Схематические разрезы, показывающие суммарный эффект сочетания асимметричных складок и конвергенции слоев в результате уменьшения мощности формаций.

Штриховая линия показывает положение оси асимметричной складки при постоянной мощности отложений. На разрезе А формации утоняются в сторону крутого крыла складки, и свод структуры смещается в направлении уменьшения мощности. На разрезе Б утонение происходит в сторону пологого крыла асимметричной складки, и в этом же направлении смещается ее сводовая часть
эрозией. В результате накапливающиеся в более позднее время толщи будут, видимо, иметь одинаковую мощность и соответственно в равной мере подвергаться уплотнению на всех участках.

2. Выраженные в рельефе выступы могли локализовать образовавшиеся позднее в регионе складки. Такая локализация складок, возможно, является результатом первичных седиментационных наклонов слоев вокруг выступа или биогерма, при которых углы падения вышележащих слоев от центральной части выступа могут достигать 30° [25]. Там, где погребенный выступ связан с образовавшейся ранее антиклиналью или разрывом, он, видимо, мог локализовать более поздние деформации, в результате чего складка прослеживается далеко вверх по разрезу в гораздо более молодые отложения.

Присутствие погребенных возвышенностей может быть установлено по картам изопахит, на которых показана мощность стратиграфического интервала разреза между поверхностью несогласия и ближайшим вышележащим маркирующим горизонтом. Местами, как видно на фиг. 6-14, Б где dd' имеет такую же мощность, как ее'), почти никаких данных о присутствии сколько-нибудь заметных топографических неровностей на поверхности несогласия не обнаруживается. Различие мощностей в интервалах аа' и bb' на фиг. 6-14, А ясно указывает на наличие выступа. Роль погребенных возвышенностей как причины образования складок в результате неравномерного уплотнения вышележащих осадков, видимо, чрезмерно преувеличена. Представляется более вероятным, что формирование многих из складок, связанных с подобными погребенными возвышенностями, обусловлено главным образом обычными тектоническими деформациями, которые были локализованы такими геологическими формами, как складки, сбросы, первичные наклоны слоев и интрузии магматических пород.
Асимметричные складки. Образование асимметричной складки приводит к смещению свода антиклинали с глубиной в направлении более пологопадаю-щего крыла. Смещение может достигать значительной величины, если глубина залегания потенциально нефтегазоносных коллекторов составляет 2-3 мили и в то же время существенно различаются углы падения слоев на противоположных крыльях складки. Положение свода структуры на глубине можно подсчитать по данным, полученным на поверхности и в верхних слоях разреза [26], или установить
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Фиг. 6-16. Разрез по линии XX' на фиг. 3-10 (West Texas Geol. Soc, 1949).

Растворение солевых толщ привело к проседанию вышележащих отложений. Структурный план верхних горизонтов осадочного чехла в подобных условиях не может быть использован для выявления структуры более глубоких слоев. А - положение залежи Хендрик, приуроченной к известнякам рифового комплекса пермской системы (ВВ' на фиг. 3-10); В - местоположение залежей в песчаных коллекторах (АА' на фиг. 3-10); С - типичная антиклинальная структура в допермских и допенсильванских отложениях, содержащая залежи в формациях девона, силура и ордовика. Подобное геологическое строение характерно для провинции западного Техаса и юго-восточного Нью-Мексико. У.м.- уровень моря. 
1 - каменная золь; 2 - песчаники; 3 - известняки; 4 - глинистые сланцы; 5 - доломиты; 6 - ангидриты.
сейсмическими исследованиями. Там, где на площади развития асимметричных складок наблюдается резко выраженная конвергенция смятых в складку слоев, этот фактор часто способствует еще большему смещению свода. С другой стороны, оба фактора могут наложиться таким образом, что их воздействие будет противоположным, и смещения свода структуры не произойдет, (фиг. 6-15).

Явления поверхностного и подземного выветривания. В районах, где толщи, сложенные легко растворимыми породами, обнажены в результате эрозии или выведены в зону циркуляции грунтовых вод, образующаяся в результате этого поверхностная структура часто совершенно не соответствует структурному плану более глубоких горизонтов [27]. Растворение каменной соли и других эвапоритов может привести к резкому проседанию беспорядочно перемещенных осадочных пород поверхности, образованию на поверхности складок неправильной формы и эрратических структур, не имеющих закономерной связи со структурами на глубине.
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Фиг. 6-17. Профиль, показывающий, что складка ABC, выраженная в нижних горизонтах стратиграфического разреза, возвышается над поверхностью регионального наклона слоев, в то время как своды складок DEF и FGH, не выраженные в структуре глубоких слоев горизонтов, не превышают уровня этой поверхности. 

Видимо, складки DEF и FGH образовались в результате процессов растворения и оседания отложений в верхних слоях разреза.
Фиг. 6-18. Схематический разрез, показывающий типичные ловушки, приуроченные к складкам, залегающим под поверхностью несогласия и скрытым вышележащими формациями.

Несколько крупных районов, где установлено растворение соли, оползание и проседание вышележащих пород, известно, например, в западном Техасе; структуры в верхних слоях разреза не соответствуют здесь структурам в подстилающих отложениях. Участок подобного проседания поверхностных пород можно видеть на разрезе залежи Хендрик, приведенном на фиг. 6-16. В некоторых районах из-за широкого распространения эвапоритовых пород [28] могут встречаться ископаемые оползни. В ряде случаев утонение солевых пластов в краевых частях седиментационыых бассейнов, которое рассматривается как первичное, связано с растворением каменной соли циркулирующими грунтовыми водами на определенном этапе геологического развития. Набухание бентонитовых и монтмориллонитовых глин также может приводить к образованию поверхностных складок, не отраженных в глубоких горизонтах. Наклон слоев в известковых отложениях на поверхности был ошибочно принят за действительные падения стратиграфических горизонтов, и на за-картированных по поверхности структурах, не выраженных в подстилающих слоях, было поставлено бурение [29]. Иногда при построении профиля удается отличить складки, прослеживающиеся в глубоких горизонтах, от поверхностных структур. Такая складка ABC, показанная на фиг. 6-17, поднимается над плоскостью регионального наклона, складки же, выраженные только в поверхностных слоях - DEF и FGH - не возвышаются над нею, они в действительности скорее всего являются остаточными поднятиями между двумя синклинальными понижениями. Складки, подобные CEGJ, часто называются «pan-of-biscuit».

Деформация слоев, залегающих под поверхностью несогласия. Складки и сбросы, выявленные под погребенной поверхностью несогласия, часто не выражены
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Фиг. 6-19. Разрез залежи Апач в Оклахоме (V.С. Scott, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 29, p. 101, Fig. 1).
Ловушка, с которой связана залежь, представляет собой опрокинутую антиклинальную складку. Это наглядный пример полного несоответствия структурного плана верхних горизонтов разреза и более глубоких формаций. Распространение допермских пород под поверхностью несогласия показано на фиг. 13-12, а структурная карта по кровле песчаников Бромайд ‑ на фиг. 6-5.
на поверхности (фиг. 6-18). Такое положение установлено, например, на участке, где располагается залежь Апач в округе Каддо, Оклахома, структурный разрез которой приведен на фиг. 6-19. Структурная карта опрокинутой складки в продуктивной формации этого участка показана на фиг. 6-5, а палеогеологическая карта предпермской поверхности несогласия ‑ на фиг. 13-12.
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Фиг. 6-20. Разрез нефтяного месторождения Икринг, Ноттингемшир, Англия (Kent, in The Science of Petroleum, Oxford Univ. Press, Part 1, p. 56, Fig. 2, 1953).

Это многопластовое месторождение приурочено к антиклинальной складке, полностью погребенной под горизонтально залегающими пермскими и триасовыми формациями.
На месторождении Икринг в Англии несколько ловушек, содержащих залежи нефти и газа, также скрыты под поверхностью несогласия (фиг. 6-20).
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Фиг. 6-21. Разрез структуры Ага-Джари в Иране (Lane, Oil and Gas Journ., p. 57, Fig. 2, 1949).

Разрез представляет пример маскировки надвигом структуры более глубоких горизонтов. В данном случае именно к такой структуре приурочено одно из крупнейших на земном шаре нефтяных месторождений.
Перекрытие надвигами. Надвиги могут маскировать подстилающие структурные формы, и к этим структурам часто приурочены многочисленные залежи. В качестве примера можно привести антиклиналь Ага-Джари в Иране (фиг. 6-21), где почти моноклинальное падение слоев над надвигом не указывает на существование антиклинали в более глубоких горизонтах. Другой пример ‑это месторождение Рассел-Ранч в Куиама-Валли, Калифорния (фиг. 6-22). Сложная, нарушенная сбросами структура, содержащая залежь нефти, полностью скрыта надвинутыми отложениями.

Смещение залежи. В большинстве ловушек содержащая нефть или газ залежь занимает наиболее высокое структурное положение в коллекторе - свод складки или гребень ловушки, связанной со сбросом. Однако встречаются и исключения, когда залежь на большее или меньшее расстояние смещена вниз к одной из сторон ловушки. В большинстве таких случаев сводовая часть структуры содержит нефть или газ, и бурение на гипсометрически наиболее высокой части ловушки приводит к открытию залежи. Но иногда смещение залежи настолько значительно, что свод структуры оказывается непродуктивным. Смещение залежей обычно обусловлено гидродинамическим градиентом, приводящим к движению вод через коллектор. Если в регионе предполагается существование таких условий, следует изучать гидродинамический градиент района, плотности пластовых вод и ожидаемые свойства нефти и бурить разведочную скважину на участке, куда, вероятно, может быть смещена залежь при данной конкретной обстановке и определенной форме ловушки. Эта проблема более детально будет рассмотрена в гл. 12.
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Фиг. 6-22. Разрез месторождения Рассел-Ранчв Куиама-Валли, Калифорния (Есkis, AAPG Guidebook, Los Angeles, p. 91, 1952).

Ловушка представляет собой разорванную нарушениями складку, которая в последующем была перекрыта надвигом. Залежь нефти заштрихована. Вертикальный и горизонтальный масштабы одинаковы.
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Фиг. 6-23. Идеализированная схема ловушек, образованных в основном нормальными сбросами, развитыми на региональной гомоклинали. 
А - ловушка образована одним изогнутым сбросом; Б - ловушка образована двумя пересекающимися сбросами; В - ловушка образована несколькими пересекающимися сбросами. Стрелками показано направление регионального падения.
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Фиг. 6-24. А - ловушка образована сбросом, секущим пологую складку; Б - ловушка образована сбросом, секущим более крутую складку. Стрелками показано направление падения слоев.
Ловушки, связанные с разрывными нарушениями

Нормальные, или гравитационные, сбросы, а также взбросы и надвиги [30] в породах-коллекторах полностью или частично контролируют образование ловушек для многих нефтяных и газовых залежей. Тектонические нарушения в существенной мере определяют форму почти всех структурных ловушек. Они могут служить единственной причиной образования ловушки, но чаще тектонические нарушения создают ее в комбинации с другими структурными особенностями строения, такими, как складки и моноклинали, или с литолого-стратиграфическими изменениями разреза. Но во многих залежах разрывы играют второстепенную роль в образовании ловушки, обусловливая изменение ее конфигурации и локальные вариации промысловых характеристик.
С тектоническими нарушениями, плоскости которых выходят на дневную поверхность, часто связаны нефте- и газопроявления. Поэтому обычно предполагают, что сбросы служат вертикальными путями для миграции углеводородов из коллекторского пласта на поверхность. Нефтепроявления в обнажениях указывают на то, что потенциометрическая поверхность водоносног горизонта располагается выше уровня земли. Отсутствие этих проявлений, наоборот, может служить доказательством более низкого по сравнению с уровнем земли положения этой поверхности. Многие нарушения органичивают в плане залежь нефти или газа. В этих случаях сброс надежно изолирует залежь и препятствует дальнейшей миграции углеводородов, или, что еще, вероятнее, гидродинамические потенциалы, будучи более высокими внутри сбросовых каналов и вверх по восстанию вкрест плоскостям сбросов, являются дополнительным барьером на пути миграции углеводородов вверх по восстанию. При комбинации такого сброса с благоприятными гидродинамическими условиями образуется ловушка, содержащая залежь.
Нормальные сбросы. Нормальные, или гравитационные, сбросы в сочетании с региональным гомоклинальным наклоном слоев могут образовывать ловушки. Такую роль может играть один изогнутый в плане сброс (фиг. 6-23, А) два пересекающихся сброса (фиг. 6-23, Б) или комбинация нескольких сбросов (фиг. 6-23, В). Нормальные сбросы в сочетании с пологими складками образуют многие ловушки, подобные показанной на фиг. 6-24, А. Если складки более крутые, ловушки бывают выражены резче (фиг. 6-24, Б): такие ловушки обычны для многих вытянутых антиклинальных структур.
Месторождение Раунд-Маунтин в округе Керн, Калифорния, содержит залежи, приуроченные к ловушкам, которые образованы пересечением дугообразных сбросов с региональной гомоклиналью (фиг. 6-25). Расположенное поблизости месторождение Уэст-Эдисон также содержит ловушки, образованные пересекающейся системой нормальных сбросов, развитых на региональной гомоклинали (фиг. 6-26). Вообще в этой части Калифорнии многие залежи связаны с ловушками, в образовании которых значительную роль играют нормальные сбросы.
Залежь Ричланд в округе Наварро, Техас, ‑ одна из многочисленных залежей, связанных с ловушками, которые образованы нормальным сбросом, пересекающим сводовую часть пологой складки в коллекторском пласте [31]. Структурная карта и разрез ловушки приведены на фиг. 6-27, где можно видеть не только положение сброса на поверхности, но и характер пересечения его с продуктивным песчаным пластом. На нефтяном месторождении Досс в Эмбенском районе СССР [32], показанном на фиг. 6-28, продуктивны песчаники юры, изогнутые в складку и разорванные сбросами. Здесь, как и к залежи Ричланд, плоскость сброса образует одно крыло резервуара.
Сбросы часто расчленяют месторождение на отдельные залежи; в этих случаях плоскости нарушений могут служить границами залежей и надеже: изолировать их. Подобным образом построено месторождение Куитмен в округе Вуд, Техас; оно представляет собой куполовидную антиклинальную складку, разбитую сбросами на ряд блоков. Каждый из блоков образует ловушку, содержащую залежь нефти и газа. Разрез этого месторождения показан на фиг. 6-29. Еще одним примером может служить месторождение Кала в районе Баку в СССР, структурная карта которого показана на фиг. 6-30. Комбинация складок и сбросов обычна для многих антиклинальных ловушек. В некоторых из них размеры секущих сбросов недостаточны для того, чтобы изолировать отдельные залежи, но в других, как, например, на месторождении Кала, многие сбросы образуют границы изолированных друг от друга залежей, отличающихся гипсометрическим положением своих водо-нефтяных контактов. Антиклинальные складки в сочетании со взбросами в западной Венесуэле создают ловушки в известняках мелового возраста, содержащих крупные залежи. На разрезе месторождения Мара, приведенном на фиг. 6-31, виден ограниченный взбросами горст, протягивающийся вдоль осевой части складки. Подобное же строение характерно и для некоторых других месторождений этого района.
Месторождение Инглвуд в Калифорнии является примером ловушки, образованной куполовидной складкой, осложненной сбросами и содержащей несколько залежей. Структурная карта и два разреза складки показаны на фиг. 6-32.
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Фиг. 6-25. Структурная карта месторождения Раунд-Маунтин в округе Керн, Калифорния, по кровле песчаников Веддер (Brooks, AAPG Guidebook, Los Angeles, p. 148, 1952). Это пример ловушки, образованной изогнутым сбросом, секущим региональную гомоклиналь.
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Фиг. 6-26. Структурная карта нефтяного месторождения Уэст-Эдисон в округе Керн, Калифорния, по опорному горизонту в формации Чанак (плиоцен - миоцен) (Su11 -wold, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, pp. 802, 803, 1953).
Ловушка типична для многих залежей этого региона. Она образована в основном системой взаимопересекающихся сбросов, развитых на гомоклинали. D - опущенные крылья сбросов.
Месторождение Креол, расположенное в Мексиканском заливе у побережья Луизианы, содержит четыре изолированные залежи. Ловушки образованы комбинацией нормальных сбросов и куполовидной складки, связанной с глубоко погруженным соляным штоком. Это месторождение интересно и по другой причине ‑
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Фиг. 6-27. Структурная карта залежи Ричланд в округе Наварро, Техас, по кровле продуктивных песчаников Вудбайн (мел) (карта по Лахи [31, стр. 348, фиг. 25]; разрез по Старнесу [Stагnes, Univ. of Texas, Pub. 5116, p. 331]).

Линия пересечения сбросом кровли писчего мела Остин проецируется на дневную поверхность в виде линии EF, кровли пласта, перекрывающего песчаники Вудбайн, - в виде линии CD и кровли песчаников Вудбайн - линией АВ. К подобным ловушкам, образованным пологими складками и рассеченными сбросами, приурочено очень много залежей. С этой точки зрения строение залежи Ричланд может рассматриваться как типичное. Разрез по линии XX' показан справа.
оно было разбурено с одной установленной в заливе платформы с применением направленного бурения [33]. Проекция стволов скважин на горизонтальную поверхность и их соотношение с плоскостями сбросов можно видеть на фиг. 6-33. Распределение газа, нефти и воды в более глубоких залежах показано на фиг. 6-34, а разрез месторождения - на фиг. 6-35. На фиг. 6-36 приведена структурная карта месторождения Ван в северо-восточном Техасе по кровле продуктивной
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Фиг. 6-28. Разрез нефтяной залежи Доссор в Эмбенском районе, СССР [по Т. Еременко (с изменениями), Нефтяное хозяйство, М., 1939; С.W. Sanders, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 23, p. 505, 1939].
Нефть приурочена к разбитым сбросами юрским песчаникам, залегающим над мощной дислоцированной толщей каменной соли. Данные об интрузиях солевых масс отсутствуют. Одна из скважин в 1911 г. с глубины 750 футов (225 м) в течение 30 часов дала свыше 75 000 баррелей (около 12 тыс. т) нефти. 
1 - нефть; 2 - вода.
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Фиг. 6-29. Разрез верхней части осадочного чехла месторождения Куитмен в округе Вуд, Техас (Scott, Structure of Typical Am. Oil Fields, 3, pp. 426-427; Smith, Univ. of Texas, Pub. 5116, p. 318).
Это пример сложной системы сбросов, развитых в осевой части вытянутой антиклинальной складки. Песчаники Игл-Форд и Палакси высокопродуктивны почти во всех тектонических блоках. Песчаники Вудбайн нефтеносны только в одном из блоков. Водо-нефтяной контакт залежи в песчаниках Палакон в одном из блоков на 104 фута выше, чем в других блоках, что указывает на формирование сбросов после аккумуляции залежей. Вертикальный и горизонтальный масштабы одинаковы.
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Фиг. 6-30. Структура нефтегазового месторождения Кала в районе Баку, Апшеронский полуостров, СССР (расположение месторождения см. на фиг. 2-3) [из статьи «Нефтяные месторождения Азербайджана» (с изменениями), XVII Межд. геол. конгресс, М., 4, стр. 116, 1937].
Изогипсы через 33 фута (10 м). Показано распределение нефти и газа в сабунчинскойсвите (продуктивная толща, плиоцен). Поперечные сбросы обусловливают существование отдельных залежей вдоль оси складки. Кала ‑ это одна из наиболее простых по своему строению складок в крупной Бакинской нефтегазоносной провинции.
1 ‑ обнажение А; 2 ‑ газ; 3 ‑ нефть.
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Фиг. 6-31. Разрез месторождения Мара в западной Венесуэле (Мепсheret al., Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, p. 725, Fig. 3).
Значительное количество нефти было получено здесь из известняков мелового возраста и трещиноватых гранитов фундамента. Длина разреза около 6 миль.
формации Вудбайн (верхний мел). Две изолированные залежи, А и В, образованы сбросом, секущим куполовидную складку. Разрез этого месторождения в направлении с северо-востока на юго-запад можно видеть на фиг. 5-4, где сделан анализ истории формирования залежей.
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Фиг. 6-32. Структурная карта месторождения Инглвуд, бассейн Лос-Анджелес, Калифорния, по кровле зоны Джироидина и разрезы по линиям АА' и ВВ' (Driver, Bull. 118, Calif. Div. Mines, p. 307, 1943).
Движения по основному разлому были преимущественно горизонтальными, при этом восточное крыло сброса перемещалось к югу. Распространение нефти показано на разрезах штриховкой.
В некоторых случаях формирование меньших по масштабам сбросов может сопровождать возникающую трещиноватость; оба явления поверхностные и отражают глубинные напряжения, связанные со складкообразованием. По мере уничтожения эрозией верхних слоев разреза породы, находящиеся под напряжением, приближаются на глубине к поверхности земли, и напряжения ослабляются в результате возникновения небольших нарушений. Поэтому многие складки, образующие ловушки, сопровождаются небольшими сбросами, которые могут достигать или не достигать коллектора, и сбросами, которые протягиваются в коллекторский горизонт, лишь несколько изменяя конфигурацию залежи, но не влияя на положение водо-нефтяного контакта, остающегося плоским в пределах всей залежи. Такая залежь имеется, например, на месторождении Петролеа в регионе Барко, Колумбия (фиг. 6-37). Среди мелких тектонических разрывов здесь встречаются как нормальные, так и обратные сбросы.
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Фиг. 6-33. Проекция на горизонтальную поверхность стволов 19 скважин, пробуренных с одной установленной в море платформы на нефтяном месторождении Креол, Луизиана, Мексиканский залив [33, стр. 288, фиг. 5] (см. также фиг. 6-34 и 6-35).
U - поднятое и D - опущенное крылья сброса. Цифрами показана глубина забоя скважины в футах.
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Фиг. 6-34. Структурная карта нефтяного месторождения Креол по кровле основного продуктивного горизонта - песчаников Галф (миоцен), залегающих на глубине 6700 футов [33, стр. 292, фиг. 7].

Показано распределение нефти, газа и воды. Изолинии в футах. 
1 - газ; 2 - нефть; 3 - вода.
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Фиг. 6-35. Разрез нефтяного месторождения Креол [33, стр. 286, фиг. 4]. Разведочные работы осуществлялись при помощи направленного бурения с одной платформы, установленной в Мексиканском заливе. Хотя в целом структура представляет собой куполовидную складку, расположенную над глубоко погруженным соляным штоком, отдельные залежи контролируются секущими складку сбросами. Вертикальный и горизонтальный масштабы одинаковы.
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Фиг. 6-36. Структурная карта месторождения Ван в округе Ван-Зандт, Техас, по кровле продуктивных песчаников Вудбайн (мел) (Liddlе, Univ. of Texas, Bull. 3601, Fig. 19; Betts, Univ. of Texas, Bull. 5116, p. 401).
Заштрихованы участки, где кровля песчаников Вудбайн срезана в результате образования сбросов. Штриховой линией показан контур залежи. Разрез месторождения приведен на фиг. 5-4. Дебит нефти оценивается в 400 млн. баррелей. Структура месторождения типична для разорванных сбросами складок, связанных с глубоко погруженными соляными штоками (см. гл. 8).
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Фиг. 6-37. Структурная карта нефтяного месторождения Петролеа (северный купол) в регионе Барко в северной Колумбии по кровле третьей продуктивной зоны (мел) [34, стр. 1208, табл. 6]. Изогипсы через 100 м (328 футов). Ловушка представляет собой куполовидную складку с крутым или опрокинутым! западным крылом, осложненную многочисленными взбросами и несколькими сбросами. На дневной поверхности отмечаются нефтепроявления. С небольших глубин, 26 - 513 м (87 -1700 футов), получены крупные притоки нефти. Местоположение залежи показано на фиг.14-12.
D - опущенные крылья сбросов;
1 - скважины; 2 - взбросы.
Залежи, контролируемые нормальными сбросами, почти всегда приурочены к их приподнятым крыльям. Судя по профильному разрезу можно было бы ожидать, что и на опущенном крыле сброса может сформироваться ловушка. Но в действительности это наблюдается редко, что обусловлено, по-видимому, миграцией нефти и газа вверх по восстанию слоев вблизи зоны сброса. Залежи в ловушках на опущенных крыльях сбросов встречаются лишь в виде исключения, и существование их обычно объясняется комбина​цией более мелких тектонических разрывов, изменениями проницаемости пород, гидродинамическими силами, направленными вниз по падению слоев складки вдоль опущенного крыла, и срезанием коллекторского пласта у плоскости сброса. Однако многие залежи в провинции Галф-Кост в пределах южного Техаса и Луизианы связаны именно с опущенными крыльями сбросов. Эти залежи обнаружены непосредственно южнее серии сбросов, параллельных побережью Мексиканского залива, причем плоскости сбросов, 
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Фиг. 6-38. Схематический разрез складки, сформировавшейся на опущенном крыле сброса. Подобные структуры характерны для многих ловушек провинции Галф-Кост, Техас и Луизиана.

как и слои горных пород, падают к югу, в сторону залива. Но когда эти залежи были изучены более детально, оказалось, что почти все они приурочены к замкнутым антиклинальным складкам, развитым вдоль опущенных крыльев сбросов и параллельным их плоскостям. Эта ситуация схематично показана на фиг. 6-38. Северное ограничение ловушки обусловлено падением слоев к северу, к плоскости сброса, которое само по себе весьма необычно. Сброс же редко имеет какое-либо отношение к действительному ограничению залежи; ловушка здесь образована антиклинальной складкой. Однако эти сбросы должны иметь генетическую связь со складками, и для объяснения столь необычных соотношений были выдвинуты следующие теории:
1.
Погружение фундамента вдоль флексурных линий, параллельных побережью, обусловило резкое увеличение углов наклона вышележащих некомпетентных формаций, которые в результате были разорваны нарушениями.
2.
Оползание осадочных толщ вдоль плоскостей напластования по направлению к побережью вызвало возникновение разрывов, в которые осели слои, образующие опущенные крылья сбросов.
3.
Глубоко погруженные соляные хребты, вытянутые параллельно побережью, внедрились в вышележащие формации, обусловив возникновение сбросов [35]. Механизм внедрения соли и возникновения сбросов, по-видимому, подобен механизму образования грабенов над соляными штоками, который рассмотрен на стр. 344-350. Возможно, что разрывы, с которыми связаны сбросы, представляют собой в действительности формирующиеся в настоящее время верхние бровки будущих гигантских оползней в направлении Мексиканского залива.
Ловушка на месторождении Амелиа в округе Джефферсон в Техасе представляет собой складку на опущенном крыле сброса. Структурная карта месторождения по кровле продуктивных песчаников Лангхам (формация Фрио, олигоцен) показана на фиг. 6-39, а разрез месторождения - на фиг. 6-40.

Взбросы и надвиги. Ловушки, связанные со взбросами (reverse faulting) и надвигами1 (thrust faulting), могут формироваться как выше, так и нижеплоскости разрыва. Ловушка с одной стороны может быть ограничена плоскостью разрыва, чаще всего она образуется в результате комбинации складки с надвигом.

¹Если висячее крыло разрывного нарушения испытало перемещение относительно лежачего крыла, то оно называется либо взбросом (когда плоскость нарушения образует с горизонтальной поверхностью угол более 45°), либо надвигом (если угол менее 45°).

Некоторые характерные типы таких ловушек схематически показаны на фиг. 6-41.
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Фиг. 6-39. Структурная карта месторождения Амелиа в округе Джефферсон, Техас, по кровле продуктивных песчаников Лангхам (формация Фрпо, олигоцен) (Нamneг, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 23, p. 1646, Fig. 3).
Такие куполовидные структуры, расположенные на опущенном крыле сброса, типичны для многих залежей южного Техаса и Луизианы. Разрез по линии АА' показан на фиг. 6-40. Подобные складки, видимо, непосредственно не связаны с интрузиями соляных штоков, хотя региональные перемещения глубоко залегающих солевых масс могут обусловливать их необычный характер - падение слоев в сторону тектонического нарушения, - чего обычно не наблюдается. U - поднятое и D - опущенное крылья сброса.
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Фиг. 6-40. Разрез месторождения Амелиа в Техасе (Нamner, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 23, p. 1647, Fig. 4).

Видно соотношение между куполовидной складкой и сбросом. Падение слоев на опущенном крыле в сторону сброса необычно для большинства сбросов, но часто встречается в пределах системы нарушений, параллельных побережью Мексиканского залива в Луизиане и Техасе, где расположена и данная структура. Несоответствие между падением двух верхних пачек разреза и слоями формации Фрио указывает на то, что время их отложения разделено этапом формирования структуры.
Залежь Таланг-Акар на Суматре приурочена к вытянутой складке в висячем крыле надвига. Структурная карта и разрез этой площади приведены на фиг. 6-42. 
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Фиг. 6-41. Схематический разрез характерных ловушек, связанных с надвигами.

Месторождение Саут-Маунтин в округе Вентура, Калифорния, также связано со смятым в складку песчаным коллекторским пластом, который был надвинут на подстилающие толщи пород вдоль надвига Саут-Маунтин. Неподалеку отсюда открыто несколько залежей, расположенных
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Фиг. 6-42. Структурная карта и разрезы осложненной надвигом антиклинали Таланг-Акар, Суматра (Lees, Quart. Journ. Geol. Soc. London, 108, p. 15, Fig. 11, 1952). Продуктивен песчаник Таланг-Акар (миоцен) в интервале глубин 2100-2750 футов. На месторождении уже добыто около 200 млн. баррелей нефти плотностью 38°API (0,8348). Изогипсы через 100 футов.
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Фиг. 6-43. Структурный разрез нефтяных месторождений Саут-Маунтин и Тимбер Каньон в округе Вентура, Калифорния (Bailey, AAPG Guidebook, Los Angeles p. 68, 1952).
Ловушка на месторождении Саут-Маунтин образована складкой надвига и взбросом, а на местерождении Тимбер-Каньон - коллекторскими пластами, срезанными и запечатанными надвигов.
Этот разрез служит примером скоплений углеводородов выше и ниже плоскости надвига.
под плоскостью надвига Тимбер-Каньон, которая ограничивает ловушки Разрезы двух этих месторождений (Саут-Маунтин и Тимбер-Каньон) показаны на фиг. 6-43.
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Фиг. 6-44. Структурная карта газовых залежей Вудхалл и Таскарора на юге штата Нью-Йорк по кровле продуктивных песчаников Орискани (нижний девон) [36, стр. 332, фиг. 14].

Ловушки здесь связаны со взбросами, что весьма обычно для газовых залежей этого региона. По-видимому, тектонические нарушения, подобные показанным на фиг. 6-45, были необходимы для формирования промышленных скоплений углеводородов, поскольку пористость в проницаемость развивались в результате интенсивного раздробления и растрескивания хрупких песчаников Орискани. Изогипсы через 50 футов.
Несколько продуктивных газовых залежей, заключенных в песчаниках Орискани (нижний девон) в северной Пенсильвании и южной части штата Нью-Йорк, приурочены к складкам, осложненным взбросами. Структурная карта одного из подобных месторождений с залежами Вудхалл и Таскарора [36], расположенного на юге штата Нью-Йорк, показана на фиг. 6-44, а разрез его ‑ на фиг. 6-45.
Важную роль играет надвиг в строении газонефтяного месторождения Тернер-Валли в Альберте, Канада. Нефть и газ аккумулировались здесь в отложениях, надвинутых позже по крупному разрыву к востоку [37]. Во время смещения масс горных пород по надвигу резко усилилось складкообразование, и антиклиналь была опрокинута в направлении движения толщ. Разрез этого месторождения приведен на] фиг. 6-46 [(см. также фиг. 14-14, где показано формирование складки и залежи).
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Фиг. 6-45. Разрез по линии АВ (см. фиг. 6-44) газовых залежей Вудхалл и Таскарора [36, стр. 333, фиг. 15].
Подобные взбросы обычны для газоносного региона Орискани в Пенсильвании и Нью-Йорке, где они ограничивают ряд газовых залежей или видоизменяют их форму.
Ловушки, связанные со взбросом, установлены на месторождении Серкл-Ридж в округе Фримонт, Вайоминг. Пермские отложения надвинуты здесь на триасовые и образуют ловушки, к которым приурочено несколько залежей [38] как выше, так и ниже поверхности разрыва. Эти сложные соотношения показаны на структурной карте и разрезе на фиг. 6-47. На месторождении Алисо-Каньон в Калифорнии залежи нефти приурочены к ловушкам, связанным с надвигами. Строение месторождения можно видеть на карте и разрезе, приведенных соответственно на фиг. 6-48 и 6-49. Строение нефтяного месторождения Ачису типично для ряда месторождений района Грозного на Северном Кавказе в СССР. Скопление нефти обнаружено здесь в вытянутой антиклинальной складке, осложненной надвигом. Структурная карта и разрез месторождения показаны на фиг. 6-50.
Сложные нарушения типа надвигов могут быть связаны с наличием в разрезе некомпетентных формаций, сложенных такими породами, как мягкие глины и сланцы, ангидриты и соли. Разрывные нарушения могут прямо влиять на формирование ловушек, но чаще они только маскируют
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Фиг. 6-46. Разрез газонефтяного месторождения Тернер-Валли в предгорьях Скалистых гор в Альберте, Канада (Link, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 33, p. 1479, Fig. 5).
Ловушка связана со складкой, надвинутой к востоку по основной плоскости нарушения. Ряд более мелких надвигов и взбросов на разрезе не показаны. Складка Хайвуд, расположенная западнее и имеющая подобное же строение, оказалась водоносной. Возможное объяснение этому различию двух однотипных структур дано на фиг. 14-14, показывающей геологическую историю региона до формирования тектонических разрывов.
ловушки, как показано, например, на разрезе структуры Ага-Джари в Иране ‑ типичной для нескольких крупных нефтяных залежей Ближнего Востока (см. фиг. 2-2). Для месторождений нефти в районе Плоешти (Румыния) характерны ловушки, связанные со взбросами и внедрениями солевых масс [21]. Разрез месторождения Морени-Бана, приведенный на фиг. 6-51, типичен для многих ловушек этого региона (см. также разрез месторождения Мене-Гранде, фиг. 8-11). Другим примером, где сложное сочетание складок и надвигов образует ловушки, является месторождение Битков в Карпатах
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Фиг. 6-47. Структурная карта и разрез нефтяного месторождения Серкл-Ридж в округе Фримонт, Вайоминг (Вееbe, Oil and Gas Journ., p. 110, 112, 1953).

Изогипсы по кровле формации Фосфориа (пермь) проведены через 100 футов. Нефть получена из нескольких горизонтов как выше, так и ниже поверхности надвига, которая в сочетании с опрокинутой складкой образует ловушку. Буровые скважины, вскрывающие: 1 ‑ формацию Фосфориа; 2 ‑ формацию Фосфориа под надвигом; 3 ‑ формацию Тенслип; 4 ‑ формацию Тенслип под надвигом; 5 ‑ формацию Мадисон.
[39]. Разрез этого месторождения показан на фиг. 6-52. Ловушки подобного типа характерны для всей этой провинции¹.

Сложные надвиги установлены на месторождении Вентура в Калифорнии [40]. (см. фиг. 9-12). Ловушка главным образом приурочена к антиклинальной складке Вентура, но последняя осложнена на глубине многими крупными взбросами и надвигами. В результате месторождение оказалось расчлененным на ряд залежей, каждая из которых приурочена к отдельному блоку, полностью или частично ограниченному поверхностями разрывов. При эксплуатации залежей выяснилось, что каждая из них характеризуется здесь своим пластовым давлением и специфическим соотношением нефти и газа. Это указывает на полную изоляцию залежей, расположенных в соседних блоках.

¹По последним данным, на этом месторождении имеется несколько залежей нефти и газа, приуроченных к трем опрокинутым складкам, надвинутым одна на другую. ‑ Прим. ред.
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Фиг. 6-48. Карта, показывающая нефтяное месторождение Алисо-Каньон и надвиги, прослеживающиеся на поверхности в его окрестностях (Leach, in The Structure of Typical American Oil Fields, 3, p. 26, Fig. 2, 1948).
Заштрихована площадь распространения формаций, залегающих ниже плоскости надвига Санта-Сузана. Меридиональный разрез месторождения приведен на фиг. 6-49.
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Фиг. 6-49. Структурный разрез нефтяного месторождения Алисо-Каньон в бассейне Вентура, Калифорния (Leach, in The Structure of Typical American Oil Fields, 3, p. 32, Fig. 5, 1948).
Это пример ловушек, образованных слоями, сложно смятыми в складку и разорванными надвигами.
1 ‑ зоны разломов; 2 ‑ газ; 3 ‑ нефть.
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Фиг. 6-50. Структурная карта и разрезы месторождения Ачису, юго-восточнее Грозного, СССР [И. О. Брод (с изменениями), XVII Межд. геол. конгресс, М., 4, стр. 28, фиг. 3, 4, 1937].
Основные скопления нефти связаны с вытянутой замкнутой опрокинутой складкой взброса. Поверхность взброса образует границу ловушки в некоторых песчаных пластах. Меньшие по размерам скопления нефти обнаружены в пластах, срезанных взбросом ниже его плоскости. Подобный тип ловушек характерен для ряда залежей района Грозного в восточной части Кавказского хребта.
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Фиг. 6-51. Разрез нефтяного месторождения Морени-Бана в районе Плоешти, южная Румыния [21, стр. 334, фиг. 12].

Взбросы, связанные с деформацией некомпетентных солевых толщ, определяют структуру многих месторождений этой территории, отличающихся крайне сложным строением. Возможно, что ловушка на месторождении Морени-Бана и не образована непосредственно в результате интрузии каменной соли, как это характерно для соляных куполов Галф-Коста, а наоборот, каменная соль была выжата вдоль плоскости взброса в результате тектонических деформаций.

Ловушки, связанные с трещиноватостью

Трещиноватость пород-коллекторов очень часто обусловливает их пористость и проницаемость и, несомненно, во многих случаях является дополнительным фактором, способствующим формированию залежей [41] (см. стр. 120-127: глава 4, разломы и трещины, А.Ф.). Там же, где имеются особые условия, трещиноватость моясет рассматриваться как основная причина образования ловушки. На месторождении Флоренс в Колорадо [42] ‑ одном из первых, открытых в США, ‑ скопление нефти приурочено к трещиноватым участкам глинистых сланцев Пирр (мел), которые характеризуются почти горизонтальным залеганием и неизменяющейся структурой на обширной площади за пределами месторождения. Положение ловушки, по-видимому, определяется только развитием трещиноватости, поскольку ни складок, ни литолого-стратиграфичес-ких изменений разреза в пределах залежи не наблюдается, а там, где трещиноватых пород нет, отсутствует и скопление нефти. Разрез этой залежи приведен на фиг. 6-53. Дебиты скважин неустойчивы, а одна из скважин за время эксплуатации дала почти полтора миллиона баррелей нефти [43].

Подобные же ловушки, содержащие залежи газа, обнаружены в глинистых сланцах Чероки (пенсильваний) в восточном Канзасе [44]. Газ залегает в однородных, широко распространенных черных карбонатных глинистых сланцах. Обычно вместе с газом из скважин поступает соленая вода.
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Фиг. 6-52. Разрез месторождения Битков в Карпатах [21, стр. 326, фиг. 5].

Подобный тип сложных ловушек, образованных замкнутыми складками и надвигами, характерен для многих месторождений этого региона. 
1, 2, 3 ‑ мел; 4, 5, 6 ‑ эоцен; 7, 8, 8А ‑ нижний олигоцен; 9 ‑ миоцен и верхний олигоцен.
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Фиг. 6-53. Разрез месторождения Флоренс, Колорадо (МсСоу. Siе1aff, Dоwns, Bass, Maxson, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 35, p. 1008, Fig. 7, 1951).

Залежь нефти ограничена системой пересекающихся трещин и плоскостей отдельности (заштрихованная площадь) в толще глинистых сланцев Пирр. Нефть безводная, свободная вода не обнаружена. Залежь разрабатывается с 1876 г.
Длительный период эксплуатации и медленное падение дебитов скважин в пределах этих залежей легче всего объясняется замедленным поступлением газа в скважины из трещин, пластовых отдельностей, тонких прослойков и микроскопических пор в глинистых сланцах. Большая часть добычи газа в восточном Кентукки производится из сланцев Блэк, или Огайо (девон и миссисипий?), представленных сланцеватыми, тонкослоистыми, битуминозными, черными и коричневыми глинистыми сланцами [45]. Хотя геологи, описывавшие эти залежи, и не упоминали о трещиноватости сланцев, на ее важную роль указывает необходимость проведения взрывов нитроглицерина в стволах скважин для получения притоков газа.

На нефтяной залежи Маунт-Калм в округе Хилл, северо-восточный Техас, продуктивны отложения писчего мела Остин верхнемелового возраста. Ловушка здесь образована тектонической трещиноватостью пород, связанной со сбросами. Разрез этой залежи показан на фиг. 6-54.

При сравнении углеводородов различных залежей, расположенных в пределах единой провинции, как правило, выясняется, что нефти в структурных ловушках отличаются от нефтей, приуроченных к ловушкам других типов. В структурных ловушках нефти обычно более легкие, залежи чаще имеют газовую шапку и отчетливый водонефтяной контакт, пластовые давления обычно ближе к нормальным для данных глубин, чем в других типах залежей, а пластовая энергия чаще, чем в других случаях,
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Фиг. 6-54. Разрез залежи Маунт-Калм в округе Хилл, Техас (Hood, Univ. of Texas, Bull. 5116, p. 241, 1951).

Небольшая залежь заключена в разбитых сбросами и брекчированных участках толщи писчего мела Остин (верхний мел). Ни одна из скважин не дает воды.
объясняется активным напором вод. Эти характерные особенности являются причиной более высокой продуктивности на единицу площади структурных ловушек, но в то же время, видимо, меньшей продуктивной площади их по сравнению с природными резервуарами линзовидного и рифового типов. Еще одна важная черта подобных залежей - это то, что после их открытия границы залежей (если структура была закартирована) могут быть предсказаны с большой долей уверенности. Этим они существенно отличаются от залежей в линзовидных резервуарах, размеры которых установить гораздо труднее. Поэтому до выявления границ залежи арендная плата может быть резко различной для двух расположенных поблизости земельных участков, и раз​личие это обусловлено только положением арендуемого участка относительно геологической структуры.

Заключение
Большинство обнаруженных к настоящему времени залежей нефти и газа связано с ловушками, которые могут рассматриваться полностью или частично как структурные. Многие примеры подобных ловушек были приведены в этой главе. Следует отметить две наиболее важные особенности структурных ловушек: 1) огромное разнообразие структурных условий, при которых могут образоваться ловушки, 2) структурная ловушка может быть прослежена по вертикали в мощном разрезе потенциально нефтегазоносных отложений. Структурное картирование всех типов - один из методов поисков ловушек, который дает наиболее успешные результаты. Известно несколько способов картирования структур: поверхностное (геологическое) и глубинное картирование, колонковое бурение и геофизическое картирование. Все эти методы направлены на поиски участков, в пределах которых коллекторы, залегающие на глубине, занимают наиболее высокое структурное положение и где они могут образовывать ловушку для нефти или газа. Если в разрезе имеются пластовые тела песчаников, не содержащих прослоев других пород, и углы регионального наклона слоев значительны или если известно наклонное положение потенциометрической поверхности, то для образова​ния структурной ловушки необходима значительная структурная амплитуда складки. Там же, где породы-коллекторы изменчивы и развиты спорадически, в виде линзовидных тел, достаточными могут оказаться небольшие локальные деформации слоев. И те, и другие условия могут быть обнаружены на одной и той же территории, если в разрезе имеются различные типы коллекторов.
Цитированная литература
1.
Howell J.V., Historical Development of the Structural Theory of Accumulation of Oil and Gas, in Problems of Petroleum Geology, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 1-23, 1934.
Price P.H., Anticlinal Theory and Later Developments in West Virginia, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 22, pp. 1097-1100, 1938.
2. Lоgan W.E., Report of Progress (1844), Canada Geol. Surv., p. 41, 1846.

3. White I. С., The Geology of Natural Gas, Sci., 5, pp. 521-522, 1885; excerpted in J. V. Howell, op. cit. (note 1), pp. 15-16.

4. White I. C, West Virginia Geol. Surv., 1, pp. 176-177, 1899.

5. White I.C., The Mannington Oil Field and the History of Its Development, Bull. Geol. Soc. Am., 3, p. 193, 1892.

6. McCoy A.W., Keyte W.R., Present Interpretations of the Structural Theory for Oil and Gas Migration and Accumulation, in Problems of Petroleum Geology, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 253-307, 1934.

7. McCollough E. H., Structural Influence on the Accumulation of Petroleum in California, in Problems of Petroleum Geology, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla, pp. 735-760, 1934.

8. Hubbert M. K., The Theory of Ground-water Motion, Journ. Geol., 48, pp. 785- 944, 1940.

9. Russell W.L., Principles of Petroleum Geology, McGraw-Hill Book Co., New York, pp. 207-209, 1951.

10. Hubbert M.K., Entrapment of Petroleum under Hydrodynamic Conditions, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, pp. 1954-2026, 1953.

11. Сlapp F. G., Role of Geologic Structure in the Accumulation of Petroleum, in Structure of Typical American Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., 2, pp. 667-716, 1929.

12. Heгоу W.В., Petroleum Geology, in Geology 1888-1938, 50th Anniv. Vol., Geol. Soc. Am., pp. 535-536, 1941.

13. Wilson W.В., Proposed Classification of Oil and Gas Reservoirs, in Problems of Petroleum Geology, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 433-445, 1934.

14. Heald К.С, Essentials for Oil Pools, in Elements of the Petroleum Industry, Am. Inst. Min. Met. Engrs., New York, pp. 47-55, 1940.

15. Wilhelm O., Classification of Petroleum Reservoirs, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 29, pp. 1537-1579, 1945.

16. Winter H.E., Santa Fe Springs Oil Field, Bull. 118, Calif. Div. Mines, pp. 343- 346, 1943.

17. Соrbell С.S., Method for Projecting Structure Through an Angular Unconformity, Econ. Geol., 14, pp. 610-618, 1919.

Levorsen A.I., Convergence Studies in the Mid-Continent Region, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 11, pp. 657-682, 1927.
Lahee F.H., Field Geology, 5th ed., McGraw-Hill Book Co.. New York, pp. 667- 671, 1952.
18. MсGee D.А., Сlawsоn W.W., Jr., Geology and Development of Oklahoma City Field, Oklahoma County, Okla., Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 16, pp. 957- 1020, 1932.

19. Wendlandt E. A., She1bу Т.H., Jr., Bell J.S., Hawkins Field, Wood County, Texas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 30, pp. 1830-1856, 1946.

20. Hewett D.F., Measurements of Folded Beds, Econ. Geol., 15, pp. 367-385, 1920 Mertie J.В., Jr., Delineation of Parallel Folds and Measurement of Stratigraphic Dimension, Bull. Geol. Soc. Am., 58, pp. 779-802, 1947.

21. Walters R.P., Oil Fields of Carpathian Region, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 30, pp. 319-336, 1946.

22. Mrazeс L., Les plis diapirs etle diapirisme en general, Comptes-rendus des Seances de lTnstitut Geologique J de Roumanie, 6, pp. 226-272, 1927.

Bohdanowicz K., Geology and Mining of Petroleum in Poland, Bull. Am. Assoc Petrol. Geol., 16, pp. 1061-1091, 1932.

23. Powers S., Reflected Buried Hills in the Oil Fields of Persia, Egypt, and Mexico, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 10, pp. 422-442, 1926.

24. Blackwelder E., The Origin of Central Kansas Oil Domes, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 4, pp. 89-94, 1920.

Wilson I.F., Buried Topography, Initial Structures and Sedimentation in Santa Rosalia Area, Baja California, Mexico, Ball. Am. Assoc. Petrol. Geol., 32, pp. 1762- 1807, 1948.
25. Dаке С/L., Bridge J., Buried and Resurrected Hills of Central Ozarks, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 16, pp. 629-652, 1932.

26. Вusк Н.G., Earth Flexures, Their Geometry, Cambridge Univ. Press, London, 106 p., 1929.

Gill W.D., Construction of Geological Sections with Steep-limb Attenuation, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, pp. 2289-2406, 1953.
27. Woolnough W. G., Pseudo-tectonic Structures, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 17, pp. 1098-1106, 1933.

28. Krumbein W.C, Occurrence and Lithologic Associations of Evaporites in the United States, Journ. Sed. Petrol., 21, pp. 63-81, 1951.

29. Priсе W.A., Caliche and Pseudo-anticlines, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 9, pp. 1009-1017, 1925.

30. Hill M.L., Classification of Faults, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 31, pp. 1669- 1673, 1947.

31. Lahee F.H., Oil and Gas Fields of the Mexia and Tehuacana Fault Zones, Texas, in Structure of Typical American Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., 1, pp. 304-388, 1929.
32. Sanders C.W., Emba Salt Dome Region, USSR, and Some Comparisons with Other Salt-Dome Regions, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 23, pp. 492-516, 1939.

33. Wassоn Th., Creole Field, Gulf of Mexico, Coast of Louisiana, in Structure of Typical American Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., 3, pp. 281-298, 1948.

34. Notestein F.В., Hubman С W., Bowler J. W., Geology of the Barco Concession, Republic of Colombia, South America, Bull. Geol. Soc. Am., 55, pp. 1165- 1216, 1944.

35. Оuarles M., Jr., Salt Ridge Hypothesis on Origin of Texas Gulf Coast Type Faul​ting, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, pp. 489-508, 1953.

36. Finn F.H., Geology and Occurrence of Natural Gas in Oriskany Sandstone in Pennsylvania and New York, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 33, pp. 303-335, 1949.

37. Link Th. A., Mооre P. D., Structure of Turner Valley Gas and Oil Field, Alberta, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 18, pp. 1417-1453, 1934.

Link Th.A., Interpretations of Foothills Structures, Alberta, Canada, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 33, pp. 1475-1501, 1949.
38.
MсСоу A.W., III, et al., Types of Oil and Gas Traps in Rocky Mountain Region, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 35, p. 1005, 1951.
Вeebe L.F., Wyoming's Circle Ridge Field, O. and G. Journ., pp. 109-114, 1953.
39. Walters R.P., op. cit. (note 21), p. 326.

40. Watts E.V., Some Aspects of High Pressures in the D-7 Zone of the Ventura Avenue Field, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 174, pp. 191-200.

41. Hubbert M.K., Willis D.G., Important Fractured Reservoirs in the United States, Fourth World Petrol. Congr., Section I/A/1 Proceed., pp. 57-84, 1955.

42. DeFord R.L, Surface Structure, Florence Oil Field, Fremont County, Colorado, in Structure of Typical American. Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., 2, pp. 75-92, 1929.
43. Оbоrne H.W., Symposium on Fractured Reservoirs, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, p. 318, 1953.

44. Сharles H.H., Page J.H., Shale-Gas Industry of Eastern Kansas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 13, pp. 367-381, 1929.

45. Hunter C.D., Natural Gas in Eastern Kentucky, in Geology of Natural Gas, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 915-947, 1935.

(Общие работы по данной проблеме см. в списке литературы к гл. 8).
Глава 7 Пластовые ловушки (продолжение): стратиграфические и гидродинамические

Первичные стратиграфические ловушки: в обломочных породах; в хемогенных породах. Вторичные стратиграфические ловушки. Гидродинамические ловушки.
Стратиграфическими ловушками [1] называются такие ловушки, образование которых связано в основном с литологическими изменениями пород-коллекторов, происходящими в латеральном направлении, или с перерывами в последовательности напластований1. Проницаемые породы переходят в менее проницаемые или почти совсем непроницаемые, они срезаются поверхностью несогласия и перекрываются более молодыми образованиями. Размеры резервуара определяются главным образом протяженностью и характером границы между двумя типами пород. Эта граница бывает резкой или постепенной, образование ее могло быть обусловлено как локальными, так и региональными факторами, а существование ловушки может быть полностью или частично обусловлено изменением проницаемости пород.

В действительности почти все стратиграфические ловушки возникли при участии структурных элементов; в этом отношении единственное исключение представляют изолированные линзы и органогенные рифовые тела, которые обычно являются ловушками, не связанными с региональным наклоном слоев, какими-либо их изгибами или деформациями. Резкого разграничения между стратиграфическими и структурными ловушками провести нельзя; в ряде случаев образование ловушек в равной мере обусловлено и стратиграфическими, и структурными причинами. В связи с этим одни геологи относят их к стратиграфическим ловушкам, другие ‑ к структурным. По этой причине было бы полезным выделить промежуточный класс комбинированных ловушек.

Стратиграфические ловушки можно разделить на два основных класса. Первичные стратиграфические ловушки сформировались в процессе осадконакопления или диагенетических изменений пород; они включают ловушки, образованные линзовидными телами, фациальными замещениями отложений, рукавообразными песчаными телами и рифами. Вторичные стратиграфические ловушки сформировались в результате процессов, протекавших в более позднее время, например растворения или цементации, но главной причиной их образования являлись стратиграфические несогласия.

Первичные стратиграфические ловушки

Образование первичных стратиграфических ловушек непосредственно связано с обстановкой осадконакопления - оно зависит от характера материала, слагающего коллекторы, и условий, при которых отлагались породы. Слабопроницаемые породы, ограничивающие эти ловушки сверху, как и эффективное поровое пространство, по существу являются образованиями первичных седиментационных процессов. Такие ловушки могут быть также¹ названы «седиментационными» и «диагенетическими» [2].

Эффективность (улавливающая способность) первичной стратиграфической ловушки зависит главным образом от формы и условий залегания толщи коллекторов.
1В американской литературе под термином «стратиграфические ловушки» понимаются, помимо чисто стратиграфических и литологические ловушки (см. также примечание редактора на стр. 219). - Прим. ред.
Форма ловушки, как показано на фиг. 1-1, А, может полностью определяться линзовидной формой пористого и проницаемого тела, образующего резервуар, или она может быть частично ограничена расположенной вверх по восстанию зоной выклинивания толщи коллекторов на фоне общего моноклинального падения пластов (фиг. 7-1, Б). Известны все промежуточные формы и комбинации этих двух основных ситуаций.
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Фиг. 7-1. Схематическое изображение типичной линзовидной ловушки, полностью окруженной непроницаемыми породами (А) и зоны выклинивания проницаемых пород, расположенной вверх по региональному восстанию слоев на гомоклинали (Б). Стрелкой показано направление падения пластов.

Первичные стратиграфические ловушки могут быть подразделены на две основные группы: 1) линзы и фациальные замещения обломочных пород и изверженные породы; 2) линзы и фациальные замещения хемогенных пород, включая биостромы, органогенные рифы и биогермы.

Линзы и фациальные замещения обломочных пород

Некоторые резервуары представляют собой относительно маломощные линзовидные тела пористых и проницаемых обломочных пород, заключенные в слабопроницаемых осадках. Площадь их распространения обычно измеряется несколькими квадратными километрами, хотя отдельные тела достигают чрезвычайно больших размеров. Чаще всего линзы сложены обломочным материалом - песчаными породами, ракушечниками; в особый класс можно выделить линзовидные тела, сложенные выветрелыми, брекчированными и переотложенными изверженными и метаморфическими породами, которые известны под названиями «базальты» и «серпентиниты». Образование многих линзовидных песчаных тел, в особенности тех, которые приурочены к обращенной в сторону моря части быстро погружавшихся седиментационных бассейнов, связано с турбидитами, хотя распознавание последних часто бывает затруднительным.

Граница между линзовидным телом и вмещающими отложениями может быть как резкой, так и постепенной. Породы, слагающие линзы, либо одновозрастны вмещающим отложениям, либо несколько древнее их [но могут быть и более молодыми]. С увеличением площади распространения линзы переходят в фациальные зоны, характеризующиеся ограниченной площадью распространения, которые в свою очередь замещаются отложениями обычного фациального состава.

Под фациальным замещением понимается постепенное (реже резкое) изменение характера пород в латеральном направлении внутри формации, которое обусловлено одновременным отложением различных осадков [3]. Если эти изменения касаются литологического состава пород, это литофациалъное замещение; если они связаны с изменением состава ископаемых организмов, говорят о биофациалъном замещении. Литофациальное замещение проницаемых пород непроницаемыми является причиной образования многих ловушек, содержащих залежи нефти и газа. Поскольку зоны лито-фациальных замещений, обычно имеющие региональное распространение, встречаются в природе значительно чаще, чем линзовидные тела, они имеют большее значение при анализе геологического строения регионов. Слово «фация» может использоваться как общий термин, применяемый по отношению к различным формациям, отдельным песчаным линзам или отложениям органогенных рифов; например, песчаная фация формации Чероки (пенсильваний) Оклахомы и Канзаса или рифовая фация верхнего девона Альберты¹. Когда песчаники вверх по восстанию гомоклинали переходят в глинистые породы или когда проницаемые доломиты в подобных же усло​виях замещаются слабо проницаемыми известняками, то линия выклинивания проницаемых пород, расположенная вверх по их восстанию, является границей ловушки или группы ловушек.

Залежь нефти и газа может заполнять все поровое пространство песчаной линзы или занимать только самую верхнюю часть ее. Если региональная структура представляет собой гомоклиналь, нефть и газ могут заполнять участки неправильной формы вдоль верхней границы выклинивания проницаемых пород. При проведении исследовательских работ необходимо помнить, что если обнаружена одна такая первичная стратиграфическая ловушка, содержащая нефть, поблизости могут находиться и другие подобные залежи, поскольку условия, определяющие возникновение ловушек, связанных с линзами и зонами фациального замещения, имеют обычно региональное распространение, и, следовательно, локальные явления с большей долей вероятности должны неоднократно повторяться на обширной территории.

Во многих регионах, где в песчаных породах содержатся залежи нефти и газа, распространение залежей отражает неравномерное расположение участков развития песчаных зон, линз, баров и русел. В качестве примера можно привести песчаник Сёрд-Стрей группы Венанго (девон), развитый в северо-западной части Пенсильвании, близ исторически известной скважины Дрейка [4]. В этом регионе было открыто много богатых залежей, связанных с не повсеместно распространенными песчаниками Сёрд-Стрей [фиг. 7-2]. Кроме того, здесь установлены подобные же песчаные зоны в более молодых и более древних отложениях (см. фиг. 7-17).

Замещение в латеральном направлении верхнемиссисипских песчаников южного Иллинойса непроницаемыми породами показано на литологическом разрезе фиг. 7-3. Для миссисипских пород характерно развитие отдельных песчаных тел, линз, баров, русел и зон фациального замещения; эти отложения срезаются к северу несогласно перекрывающими их формациями пенсильванского возраста, которые также содержат линзовидные песчаные тела. Здесь в песчаниках миссисипского и пенсильванского возраста обнаружены многочисленные залежи нефти; большинство их связано со струк-

¹По-видимому, в термин «фация» автор вкладывает несколько иной смысл, чем принято в советской литературе. - Прим. ред.
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близости с низкопродуктивными скважинами¹. Нефти большей частью легкие, с удельным весом 0,84-0,83 (36-39° API), но имеются и более тяжелые. Нефти высокопарафинистые; пластовая вода в большинстве месторождений встречается редко. Разрез типичной залежи, связанной с серпентинитами, показан на фиг. 7-22. До настоящего времени залежи нефти в серпентинитах были выявлены только в этой части территории Техаса, где они были открыты в результате бурения «случайных» скважин или бурения в зонах магнитных аномалий. Несмотря на необычный характер коллекторов и ловушек, нефтяные залежи здесь, как и на других место​рождениях, приурочены к телам проницаемых пород с выпуклой кровлей, перекрытых непроницаемыми отложениями.
На месторождении Хатибонико примерно в 30 км к юго-востоку от Харауэка в провинции Санта-Клара на Кубе нефтесодержащие породы представлены истинными серпентинитами [24]. Залежь здесь вскрыта более чем 1200 скважинами, но количество добываемой на месторождении нефти невелико.

Линзы и фации хемогенных пород

Два основных класса первичных стратиграфических ловушек выделяют в хемогенных отложениях, большую часть которых составляют карбонатные породы. Оба они имеют большое значение для добычи нефти и газа. Этими классами являются следующие:
1. Пористые фации, литофации или биофации, заключенные среди обычных слабопроницаемых глинистых пород, известняков или доломитов. Линзы таких пород с почти плоскими ограничивающими поверхностями, состоящие из карбонатных остатков организмов, называются биостромами;
2. Пористые карбонатные массивы, имеющие форму линз или холмов и сложенные главным образом обломками скелетов донных прикрепляющихся организмов и окруженные слабопроницаемыми породами. Такие тела называются органогенными рифами, или биогермами.
Пористые карбонатные фации. Ловушки этой группы могут иметь как локальное, так и региональное распространение. Они напоминают песчаные фации, но слагающие их породы имеют хемогенную природу и обычно представлены карбонатами. Наиболее часто встречающийся тип таких ловушек возникает в результате доломитизации известняков; отложившиеся магнезиальные карбонатные осадки имеют меньший объем, чем карбонат кальция, удаленный в результате растворения. Таким образом, при доломитизации образуются пористые и проницаемые породы (см. также стр. 127 -128). Некоторые ловушки этого класса созданы песчаными или кремнистыми фациями, заключенными в толще карбонатных пород. Другие связаны с линзами перекристаллизованных обломочных пород, состоящих главным образом из скелетов организмов, ракушечников, оолитов и обломков карбонатов. Подобные слоистые пластовые тела, сложенные органическими остатками, являются биостромами [25]. Одни из них образованы на месте, вероятно, скелетами донных прикрепляющихся организмов, другие - остатками организмов, перенесенных волнами или течениями.
Зона замещения вверх по восстанию пластов проницаемой доломитовой фации известняков Трентон (средний ордовик), простирающихся на 170 миль через северо-западную часть Огайо и северную Индиану, определяет положение многочисленных нефтяных и газовых залежей [26] (фиг. 7-23, см. также стр. 128). На всем этом расстоянии залежи распространены почти непрерывно, но наибольшая их концентрация отмечается в более пористой доломитизированной части формации. Поскольку природа и время развития процесса доломитизации неизвестны, нет возможности установить, являются те или иные ловушки первичными или вторичными. Ловушка считается первичной, если местная 
¹Значительно позже было установлено, что подобная картина характерна для залежей, приуроченных к трещинным коллекторам. - Прим. ред.
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других организмов и слагающими линзу биострома, которая залегает непосредственно над поверхностью несогласия между пенсильванскими и ордовикскими отложениями. Криноидные отложения, по-видимому, имеют определенную генетическую связь с куполовидной структурой. Возможно, что биостром формировался как сложенный известняковыми обломками прибрежный бар, или он представлял собой риф, образованный донными организмами, обитавшими на приподнятом участке дна древнего бассейна. Подобный резервуар в виде линзы ракушечников, или биостром, известен на юго-восточном крыле куполовидной структуры Лисбон в Луизиане [28]; соотношение его со структурой показано на фиг. 7-27. Тектонические движения, в результате которых образовалась куполовидная структура, происходили после отложения ракушечников; по-видимому, эти движения оказывали очень небольшое влияние или вообще не влияли на положение рифа, что подтверждается отсутствием уменьшения мощности дорифовых отложений на своде структуры.

Органогенные рифы. К органогенным рифам самых разнообразных размеров и форм приурочено множество крупных залежей нефти, особенно в Северной Америке [29]. Органогенные рифы ‑ довольно часто встречающиеся образования, они известны в отложениях всех систем ‑ от докембрийских до современных. Некоторые из них нацело сложены остатками организмов, захороненных на месте обитания, но большинство рифов представляет собой сложный комплекс чередования слоев, сложенных остатками организмов, захороненных на месте обитания, и обломков организмов и раковин [30]. Ввиду трудности поисков рифов (многие, если не большинство залежей, связанных с рифами, были открыты случайно или при разведке на другие типы ловушек) пройдет еще много времени, пока удастся достоверно оценить их потенциальные возможности1. Однако благодаря богатству залежей, приуроченных к ископаемым рифам, в будущем поискам рифовых ловушек на всем земном шаре, видимо, будет отводиться более существенная и все возрастающая роль в наших исследованиях.

Рифы этого типа получили название «коралловых рифов» еще до того, как стало известно, что во многих из них кораллы либо вообще отсутствуют, либо содержатся в очень небольших количествах. Термин «органогенный риф» представляется наилучшим [31], в настоящее время он широко используется геологами. Этот общий термин применяется к рифам всех форм и размеров, состоящим в значительной мере из органических остатков и залегающим среди осадков различного характера. Округлые куполовидные органические массивы называются биогермами [32]. Каммингс [33] определил биогерм как «любой куполовидный, холмовидный или другой округлой формы ограниченный массив, сложенный исключительно или в значитель​ной степени остатками прикрепляющихся донных организмов, таких, как кораллы, строматопороидеи, водоросли, брахиоподы, моллюски, криноидеи, и залегающий среди нормальных пород иного литологического состава» [33]. Термин «биогерм» может использоваться для отличия любых округлых рифов от вытянутых, имеющих десятки и даже сотни миль в длину и лишь несколько миль в ширину. Известняковые или доломитовые тела, для которых не может быть установлено их преимущественно органическое происхождение, называются известняковыми массивами, известняковыми банками, известняковыми рифами, рифовыми телами, рифоподобными отложениями или просто рифами.
После того как продуктивный органогенный риф полностью разбурен и залежь из него извлечена, выявляются характерные особенности его геологического строения - его размеры, очертания и внутренние изменения. Но при проведении поисковых работ или когда первые скважины встретят на глубине рифовые отложения, правильно
1В настоящее время довольно хорошо изучены общие закономерности развития рифов. В определенных геологических условиях эти рифы можно уверенно выявлять с помощью геофизических методов разведки, и поэтому имеется возможность проводить поиски залежей нефти и газа, связанных с рифовыми массивами, целенаправленно, а не случайно. Так, например, проводятся поиски нефти и газа в Предуральском прогибе.- Прим. ред.
предсказать, какой тип разведки окажется наиболее эффективным и в каком направлении должна развиваться разведка, можно только в том случае, если будет распознана вероятная форма рифа и основные черты его строения. Поэтому для изучения органогенных рифов, которые погребены под более молодыми отложениями и геологическое строение которых, как и окружающих риф образований, известно только по данным буровых скважин, полезны исследования как современных растущих в океанах рифов, так и ископаемых рифов, обнажающихся на поверхности во многих районах земного шара. Изучение логично проводить в такой последовательности: 1) современные органогенные рифы,
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Фиг. 7-28. Разрез типичного берегового рифа (Yonge, Endeavour, p. 144, 1951).
Показаны различные отложения, образующие рифовый комплекс. 
1 - берег; 2 - защищенная от волн рифовая отмель; 3 - гребень рифа; 4 - осыпь.
2) ископаемые органогенные рифы, обнаженные в результате последующей эрозии; 3) погребенные нефтегазоносные органогенные рифы.

Современные рифы. В настоящее время в теплых морях Индонезии, Индийского океана и региона Флорида - Багамские острова - Вест-Индия происходит формирование четырех основных типов органогенных рифов [34]: береговых, барьерных, атоллов и столовых рифов.

Береговые рифы почти вплотную примыкают к береговой линии. Во время низких отливов они выступают над поверхностью моря в виде шельфа или плоской террасы шириной от нескольких футов до четверти мили (фиг. 7-28). Среди известных береговых рифов наибольшую длину имеет риф вдоль побережья Красного моря, который протягивается практически без перерывов более чем на 2700 миль [35]. Шельф, образованный береговым рифом, сложен в основном породами, состоящими из скелетов рифостроящих организмов. Однако на его внешнем, обращенном к морю склоне в изобилии встречаются живые кораллы и другие организмы, которые обычно заселяют склон до глубины около 20 морских саженей. Морской склон берегового рифа круто погружается от узкого рифового шельфа. Построенные различными организмами рифовые структуры постоянно подвергаются здесь разрушающему воздействию волн. Часть обломков рифовых пород, иногда очень крупных, отрывается волнами от края рифов и выносится на берег. Но значительное количество обломков биогенных пород сносится вниз вдоль морского склона, где под воздействием отливов они образуют спускающуюся к морскому дну осыпь. На внутренней стороне рифа обычно наблюдается тона скопления валунных обломков рифовых пород. Между этой зоной и берегом острова или континента, с которым связан береговой риф, может располагаться внутренняя низина ‑ небольшой пролив с плоским дном, в пределах которого процессы аккумуляции осадков и их разрушения находятся в равновесии.
По мере того как риф разрастается в сторону открытого моря, его внутренний пролив расширяется и углубляется; в результате береговой риф может превратиться в барьерный риф, который представляет собой волнорез, или барьер, защищающий внутреннюю лагуну. Глубина лагуны, как правило, не превышает 30 морских саженей; дно лагуны обычно плоское, оно круто поднимается к внутреннему склону живого рифа и полого - в сторону берега. У краев лагуны дно моря покрыто слоем «известнякового песка»; в ее спокойных водах пышно разрастаются крупные ветвящиеся кораллы. В центральной части более глубоких лагун коралловый песок может замещаться бесструктурным илом. Поскольку осадконакопление в лагуне весьма замедлено [36], здесь, вероятно, развиваются процессы растворения известкового материала и перемещения пелитовых частиц в виде суспензии. С лагунной стороны ископаемых рифов в осадках часто содержатся эвапориты, оолиты, а также красные и зеленые глинистые осадки. Береговые рифы обычно формируются у берегов, для которых характерны крутые уступы, или клифы, тогда как барьерные рифы - у берегов с пологим склоном на расстоянии нескольких миль от них. Поэтому асимметричные острова могут быть окаймлены с одной сторны береговым рифом, с другой - барьерным.
Наиболее представительным и крупным является Большой Барьерный риф у северо-восточного побережья Австралии, который находится в 30-90 милях от берега и протягивается приблизительно параллельно берегу материка более чем на 1200 миль, исчезая у рифов Новой Гвинеи. В поперечном разрезе риф имеет форму клина, обращенного тупой стороной к океану и утоняющегося к берегу; со стороны моря он образует отвесную стену, высота которой над дном океана достигает местами 1800 футов [37]. Между барьером и берегом располагается огромная лагуна, связанная с открытым морем узкими проливами в барьере. Глубина лагуны обычно не превышает 30-40 морских саженей. Дно ее покрыто неконсолидированными обломками известняков и пластическим материалом, состоящим в основной своей массе из фораминифер.
Атолл представляет собой по существу кольцеобразный барьерный риф, иногда окружающий небольшой остров, от которого он отделен лагуной. Обнаженная часть атолла обычно не превышает 1 милю в ширину и почти всегда рассечена проливами, разделяющими ее на отдельные островки. Атолл может иметь весьма неправильную форму в плане. Такого рода атоллы в большом количестве встречаются в западной части Тихого и в Индийском океанах. Они имеют ряд общих, свойственных только им черт; характерно, например, что каждый такой атолл начинает расти со дна океана. Многие из них могут развиваться на вершинах подводных гор, вероятно на потухших вулканах. Обычно эти рифы развиваются на твердых грунтах, но некоторые из них, особенно распространенные в Яванском море и в бухте Джакарта, растут на илистых грунтах [38]. В пределах ограниченной территории рифы могут иметь различную высоту, что объясняется тремя возможными причинами, как это видно на фиг. 7-29. На фиг. 7-30 показаны обнаженные участки типичного атолла. Особый интерес представляют валы, или галечниковые валы, состоящие из переработанных обломков рифовых пород, вынесенных волнами и отложенных в виде вытянутой полосы. Эти отложения имеют высокую первичную пористость и проницаемость.
Небольшие изолированные рифы как погруженные, так и частично обнаженные над уровнем моря, не имеющие внутренней лагуны, называются столовыми рифами [39]. Они весьма обычны для коралловых морей. Несколько погруженных рифов обнаружено в Тихом океане. Они также называются морскими горами, а глубоко погруженные подводные горы с плоскими вершинами носят название гайотов¹. Полагают, что большинство столовых рифов являются остатками ранее существовавших атоллов [40]. Чтобы вскрыть основание, на котором развиты современные рифы, и выявить мощность формации коралловых пород, было пробурено несколько скважин [41]. Скважина на атолле Бикини прошла по неконсолидированным коралловым образованиям от поверхности до глубины 2556 футов [42], в нижней части разреза скважины вскрыты отложения миоценового возраста. Миоценовые коралловые породы обнаружены также при бурении скважины в Китадайто (остров Северный 
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Фиг. 7-29. Разрезы, показывающие три возможные причины, которые обусловливают различную высоту рифов на ограниченной площади (Теiсhert, Geog. Review, 38, p. 248, Fig. 17, 1949).
A - наклонное погружение; Б - эвстатическое понижение уровня плейстоценового моря; В - серия последовательных сбросов. Глубина показана в футах.
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Фиг. 7-30. Идеализированный разрез типичного рифа и отмели в бухте Джакарта (Umb grove, Bull. Geol. Soc. Am., 58, p. 742, Fig. 9, 1947).
1 - обедненная рифовая фация; 2 - современное отложение кораллового песка; 3 - древняя часть песчаной отмели; 4 - пролив и лагуна; 5 - абразионный обрыв; б - остаток «приподнятого» рифа; 7 - вал из обломков рифовых пород; 8 - абразионная рифовая отмель; 9 - интенсивный рост рифа. Стрелкой показано преобладающее направление ветров.

Бородино), которая достигла глубины 1416 футов [43]. Скважина, заложенная в 1899 г. на атолле Фуна-фути, вплоть до забоя (глубина 1114 футов) шла по коралловым известнякам и доломитам [44]. Быстрая доломитизация рифовых пород почти полностью уничтожила здесь органические остатки. Породы основания были достигнуты двумя глубокими скважинами, пробуренными на атолле Эниветок; одна из них на глубине 4154 фута под мелководными эоценовыми известняками вскрыла оливиновые базальты, другая вошла в твердые породы фундамента на глубине 4610 футов, но взять образцы здесь не удалось [45]. Верхняя часть разрезов скважин мощностью несколько сотен футов представлена четвертичными рифовыми известняками, остальная большая часть разрезов сложена мягкими третичными рифовыми известняками с небольшим количеством доломита. Атолл, по-видимому, представляет собой известняковую шляпу, покрывающую вершину вулкана, который возвышается на 2 мили над дном океана.

Все рифостроящие и связанные с ними организмы современных рифов разделяются на две группы. Животные и растения, образующие каркас рифа, представлены главным образом колониальными или встречающимися в биоценозах в массовом количестве организмами, включая водоросли, губки и некоторые другие. Все они растут на скелетах отмерших сородичей и образуют устойчивые структуры, жесткие, но пористые. К организмам, обитающим в пустотах рифового каркаса, относятся неколониальные водоросли, кораллы, губки, моллюски, брахиоподы, мшанки и фораминиферы. Среди современных рифостроящих организмов Тихого океана наиболее значительную роль играют кораллы Асгорога и известняковые водоросли Lithothamnium. Осадки, сложенные скелетами Lithothamnium, образуют гряды, часто развитые с наветренной стороны атоллов и защищающие от воздействия волн скалистые выступы ‑ эрозионные останцы более древних рифов, располагающиеся с подветренной стороны. Два таких атолла с грядами, созданными остатками литотамний, показаны на фиг. 7-31.

Форма современных органогенных рифов и их положение относительно суши весьма разнообразны, однако все они имеют несколько общих характерных особенностей. Одна из этих особенностей заключается в том, что рифостроящие организмы, по-видимому, требуют для своего развития температуры не ниже 68°F (20°С). Поэтому ареал распространения современных рифов ограничен теплыми водами Тихого и Индийского океанов. Это, однако, не относится к водорослям, которые могут расти даже в арктических морях. Они образуют существенную часть многих как современных, так и ископаемых рифов, причем среди них наиболее активными рифостроителями являются известковые багряные и зеленые водоросли. Водоросли не могут расти без солнечного света, а максимальная глубина, на которую свет проникает в чистую воду, составляет около 50 морских саженей. Следовательно, область распространения водорослей ограничивается этой глубиной, а наиболее благоприятные условия для их роста существуют на глубинах не более 100 футов. Современные рифостроящие организмы

1Многие гайоты, развитые в северо-восточной части Тихого океана, имеют вулканическое происхождение, и на их вершинах отсутствуют коралловые постройки. - Прим. ред.

потребляют большое количество кислорода, поэтому рост рифов наиболее активен там, где волны и течения непрерывны и в изобилии приносят кислород, а также питательные вещества, необходимые рифостроителям. Этим и определяется то обстоятельство, что наиболее интенсивное рифообразование происходит с наветренной стороны. Вместе с тем рифостроящие организмы должны обладать способностью сооружать устойчивые к воздействию волн структуры, которые могут противостоять даже сильным штормам. Другой общей характерной чертой современных рифов является резкая изменчивость пористости на коротких расстояниях. Частично пористость рифа обусловлена жизнедеятельностью сверлящих организмов, раздробляющих породу на отдельные обломки, которые переотлагаются и образуют
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Фиг. 7-31. Идеализированная схема, показывающая сложенные остатками Lithоthamnium гребни на наветренной стороне атоллоподобных рифов, в зоне активного воздействия волн (Yonge, Endeavour, p. 144, Fig. 14, 1951).

Локальные рифовые постройки образуются в мелководных условиях с подветренной стороны гребня. Размеры таких атоллоподобных рифов обычно колеблются в пределах от менее чем одной до нескольких квадратных миль. Видно преобладающее влияние ветров на форму рифа. 1 - Lithothamnium; 2 - пески; 3 - скалистые выступы рифовых построек; 4 - валуны; 5 - направление ветров.
высокопроницаемые кластические осадки на склонах рифа. Пористость рифовых пород связана также с наличием первичных пустот в скелетах многих рифостроящих организмов ‑ между пластинками кораллов, в спиралях раковин гастропод, в камерах цефалопод и в диафрагмах простейших. Многие из этих первичных полостей остаются запечатанными до тех пор, пока не вскроются сверлящими организмами. Кроме того, пористость развивается вдоль фронта активного роста рифа, там, где под воздействием волн образуются многочисленные крупные и мелкие обломки рифовой породы, которые, накапливаясь у подножия рифа, формируют грубые пористые кластические отложения. Крупными высокопористыми массивами являются также валообразные гряды и бары, сложенные крупными обломками рифогенных пород, разрушенных волновой эрозией. Известняковые пески, переносимые и сортируемые волнами, формируют пористые бары и отдельные пористые тела. Некоторые из этих особенностей современных рифов показаны на фиг. 7-32 и 7-33.

В рифах часто встречаются кавернозные пустоты. Некоторые из них связаны с формой скелетов ветвящихся кораллов, образование других обусловлено разрушающим действием волн. Два весьма обычных типа кавернозных пустот известны в рифах атолла Бикини в Тихом океане [48].

Один из них, именуемый «блоухолс» («blowholes» ‑ ударное отверстие), представляет собой отверстие, из которого при каждом ударе волн в воздух на высоту от 5 до 20 футов взлетает струя воды. Эти отверстия возникают из приливных каналов - крупных борозд на морской стороне рифа, в которые периодически врывается и сливается обратно в море вода. Приливные каналы могут быть узкими, но длинными (50-75 футов). Когда канал сверху зарастает водорослями, он превращается в туннель, имеющий лишь небольшое отверстие на обращенной в сторону берега части,
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Фиг. 7-32. Идеализированная схема типичного современного растущего рифа, подобного тем, которые встречаются вдоль Большого Барьерного рифа у северо-восточного побережья Австралии (Report of Great Barrier Reef Committee, Trans. Royal Geol. Soc. Australasia, p. 53, 1925).
Эта схема, а также разрез рифа по линии XX, приведенный на фиг. 7-33, показывают, как возникают некоторые отклонения в строении рифового комплекса. 1 - скалистые выступы рифовых построек, растущих с глубины 12-15 морских саженей; 2 - скалистые выступы рифовых построек, растущих с глубины 20 морских саженей; 3 - внешний край растущего рифа; 4 - зона неравномерного роста; 5 - уступ, образованный растущими кораллами; 6 - мертвый серповидный гребень рифа; 7 - озера в зоне неравномерного роста; 8 - мелкие рифовые постройки в зоне неравномерного роста.
и при каждом ударе высокой набегающей волны через туннель под давлением проталкивается вода. Второй тип каверн образуют структуры, получившие название «камеры со столбами» («room-and-pillar»). Водоросли, образующие столбовидные известковистые массы, которые достигают 15-20 футов в диаметре, растут вверх от дна моря до тех пор, пока не достигнут уровня прибоя, расположенного на 1-2 фута ниже уровня отлива, где интенсивность их роста резко возрастает. Вследствие этого они начинают разрастаться в горизонтальном направлении и в конце концов полностью смыкаются над пустотами, сохранившимися между известняковыми колоннами, после чего отмирают. Возникающие в результате структуры по форме напоминают те, которые образуются при камерностолбовой выемке каменного угля в некоторых шахтах, что и отражено в их названии. Последовательность развития подобных полостей показана на фиг. 7-34.
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Фиг. 7-33. Разрез по линии XX' (см. фиг. 7-32) растущего рифа, подобного Большому Барьерному рифу у северо-восточного побережья Австралии (Report of Great Barrie: Reef Committee, Trans. Royal Soc. Australasia, p. 53, 1925).

Видны детали строения различных частей рифа. 1 - скалистый выступ рифа, растущего с глубины 20 морских саженей; 2 - скалистый выступ рифа растущего с глубины 10 морских саженей; 3 - скалистый выступ рифа; 4 - озеро; 5 - серповидный гребень, сложенный мертвыми кораллами; в - прибой; 7 - изолированные мелкие постройки растущих кораллов; 8 - уступ, образованный растущими кораллами; 9 - зона неравномерного роста кораллов; 10 - мелкие постройки растущих кораллов. Точечная линия - коралловый песок; извилистая линия - мертвые кораллы; округлые выступы - живущие кораллы; м.с. – морские сажени.
Строение скелетов большинства современных рифостроящих организмов обусловливает возникновение в рифовых породах ряда форм первичной
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Фиг. 7-34. Схема, показывающая процесс образования кавернозных пустот типа «камеры со столбами» в современных Грифах, таких, как риф Бикини в Тихом океане (Тrасеу, L add, Hoffmeister, Bull. Geol. Soc. Am., 59, p. 875, Fig. 6, 1948).

Штриховкой обозначены водорослевые известняки. А - куполовидные образования водорослевых известняков; Б - горизонатальное разрастание в прибойной зоне; В - образование рифового пласта, перекрывающего структуру типа «камеры со столбами». УО - уровень моря во время отлива. Такие кавернозные пустоты, по-видимому, подобны кавернам в некоторых продуктивных рифах.
пористости, в то же время жизнедеятельность других организмов и химические процессы приводят к уменьшению пористости. К организмам, уменьшающим пористость рифовых пород, относятся водоросли и некоторые мелкие организмы, которые живут и отмирают в крупных пустотах рифовых построек, а также лишаевидные нуллипоры, которые разрушают и живые и мертвые кораллы и заполняют все доступные для них пустоты, цементируя известняки и превращая их в твердую породу. В результате химического осаждения карбоната объем порового пространства еще более сокращается и происходит дальнейшая цементация органических остатков.
Относительная обедненность рифовых пород органическими остатками может быть обусловлена рядом причин: 1) перекристаллизацией в процессе диагенеза, часто включающей доломитизацию известняков; 2) разрушением сверлящими водорослями, весьма обычными почти во всех рифах; 3) отложением материала, измельченного и перетертого волнами, а также мацерированного сверлящими хищными и илоядными организмами.
Ископаемые рифы. Органогенные рифы, погребенные в древних осадках, в особенности в осадках палеозойского и мезозойского возраста, установлены во многих местах земного шара [49]. Размеры их изменяются в самых широких пределах; наряду с небольшими скоплениями обломков органогенных пород мощностью всего несколько футов и площадью несколько квадратных футов известны крупные органогенные рифы мощностью в сотни футов и длиною в сотни миль. Вначале ископаемые рифы были определены в обнажениях, но позже удалось выявить рифы, погребенные под более молодыми отложениями, где они часто содержат высокопродуктивные залежи нефти.
Особенно замечательны в этом отношении силурийские отложения Висконсина, Индианы, Онтарио и Иллинойса, включающие большое количество биогермов; распространение выявленных биогермов показано на фиг. 7-35. Они характерны преимущественно для серии Ниагара (средний силур). Биогермы обычно представляют собой бесструктурные толщи доломита с неоднородной текстурой, которые прорывают слоистые отложения с нормальной стратиграфической последовательностью. Одни биогермы почти не содержат ископаемых организмов, другие, наоборот, весьма изобилуют ими, причем основными рифостроителями были гастроподы, брахиоподы и кораллы. Многие из биогермов имеют центральное ядро, которое сложено плотным неслоистым доломитом, пористым и кавернозным. Размер каверн изменяется от нескольких дюймов до фута и более в диаметре; они образовались, по-видимому, из первичных пустот, измененных в результате растворения и переотложения материала. Внешние части биогермов обычно переходят в тонкослоистые, плотные, не содержащие окаменелостей доломиты с рассеянными желваками кремня. Слои доломитов круто падают во все стороны от центрального массива под углами от 40 до 70°. Такое крутое падение слоев, по-видимому, произошло в результате оползания и уплотнения известкового ила [50]. По направлению к центру биогерма окружающие его доломитовые пласты обычно увеличиваются в мощности и вклиниваются в рифовые породы. Все имеющиеся данные указывают на то, что биогермы ниагарского возраста росли в мелководной части бассейна и в виде небольших холмов высотой от нескольких футов до нескольких десятков футов воздымались над окружавшим их дном моря, где отлагались тонкозернистые известковые илы.
Органогенные рифы ниагарского возраста, например, в Иллинойсе и Индиане, сложены почти чистыми карбонатными породами (известняками или доломитами), для которых характерно более высокое по сравнению с нормальными межрифовыми отложениями электрическое сопротивление. В отличие от многих других известняковых толщ эти породы пе содержат включений кремня. Ширина рифовых массивов колеблется от немногих футов до нескольких миль, а высота от нескольких футов до тысячи футов. Их форма изменяется от округлой, эллиптической до гребневидной. Рифы могут состоять только из массивного ядра, непосредственно контактирующего с окружающими риф формациями. В других случаях ядро
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Фиг. 7-35. Распространение известных обнажающихся и погребенных биогермов в силурийских отложениях (главным образом серии Ниагара) на востоке центральной части США (Lowenstam, RI 145, Illinois Geol. Surv., 1950). 1 - области отсутствия силурийских отложений; 2 - области, где силурийские отложения обнажаются на поверхности; 3 - области, где силурийские отложения перекрыты более молодыми слоями; 4 - рифы.
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Фиг. 7-36. Разрез органогенного рифа (биогерма) ниагарского возраста (средний силу: в долине реки Уобаш, северная часть Индианы (Gumings, Shrock, Bull. Gee Soc. Am., 39, p. 598, Fig. 7, 1928).
Диаметр рифа около 2000 футов, а высота его в приведенном разрезе 145 футов. Риф начал расти на глинистом основании, а позже благодаря увеличению своего веса он частично погрузился в подстилающие глины.
может контактировать со слоистыми отложениями, сложенными снесенным с рифа детритом и падающими во все стороны от биогерма. Детальное строение одного из таких рифов показано на фиг. 7-36.
Весьма эффектным обнаженным древним рифом, аналогичным современным барьерным рифам, является риф Капитан в Пермском бассейне западного Техаса и Нью-Мексико [51], показанный на фиг. 7-37. Этот риф, частично расположенный над дневной поверхностью, а частично залегающий под ней, намного превышает по размеру все другие известные ископаемые рифы и достигает мощности 1200 футов и более, простираясь на расстояние примерно 400 миль (см. фиг. 3-10). В пределах почти всей его погребенной части (ВВ') открыто множество нефтяных и газовых залежей. Природа этого массивного тела, сложенного доломитовыми известняками, и столь же мощного нижележащего рифа Готсип не была установлена в течение длительного времени. Это объясняется, главным образом, ошибочной интерпретацией содержащихся в породах органических остатков, что представляет собой трудную проблему. Рифы Капитан и Готсип стратиграфически отно​сятся к гваделупской серии пермской системы и территориально приуроче​ны к зоне перехода от глубоководных (содержащих прослои известняков) кластических песчаных отложений Пермского бассейна к известнякам зарифовой или лагунной областей, для которых характерна эвапоритовая седиментация в условиях мелководья. Другим крупным, рифовым сооружением является риф Або-Уичито-Олбани в пермских отложениях западного Техаса и Нью-Мексико. Он представляет собой узкую полосу, обрамлявшую бассейн Мидленд с запада, севера и востока. Здесь в локально развитых рифовых поднятиях обнаружено свыше шестидесяти нефтяных залежей, и ожидается открытие еще большего их количества [52].
В горах Сакраменто, Нью-Мексико, [53] в отложениях формации Лейк-Валли миссисипской системы обнажаются типичные биогермы, содержащие остатки криноидей. Эти биогермы представляют собой округлые, холмовидные, имеющие плоскую подошву тела, которые сложены твердыми известняками, без каких бы то ни было отличительных черт; типичный пример такого массива показан на фиг. 7-38. Они выделяются по отсутствию слоистости, что особенно характерно для их центральных частей. Размеры их бывают весьма различными, но некоторые рифы достигают 200 футов мощности и 1 мили в диаметре основания. Начальный наклон слоев от центра массивов достигает 40°. Единственными ископаемыми органическими остатками являются отдельные обособленные известняковые стебли криноидей, встречающиеся на предполагаемой лагунной, или подветренной, стороне рифа, где развиты фации, представленные слабосцементированными обломками криноидей. Очевидно, детритовые осадки смывались с растущего биогерма. Эти отложения переслаиваются с породами внешнего края биогерма, от которых они отделяются отчетливыми литологическими контактами. Для лагунной области типичны также песчаные фации, а дальше по направлению к ее внутренним частям развиты известковые мергели с ископаемыми органическими остатками; обе эти фации слабо развиты или вообще отсутствуют на обращенной к морю стороне рифа. Поскольку мощность слоев, прилегающих к рифу и, по-видимому, сложенных снесенным с него обломочным материалом, увеличивается в сторону рифового тела, а перекрывающие слои непосредственно над биогермами резко утоняются по сравнению с межрифовыми участками, Лаудон и Боушер сделали вывод о том, что отдельные биогермы в виде холмов возвышались над дном моря.
В группе Борден, или Нобстон (нижний миссисипий), Индиана, биогермы встречаются в виде отдельных известняковых массивов, сложенных в основном остатками криноидей и содержащих множество включений кремня.
Эти массивы полностью заключены в обломочных отложениях - алевролитах и мелкозернистых песчаниках с тонкими прослоями глинистых сланцев [54]. Биогермы группы Борден росли одновременно с накоплением окружающих их обломочных осадков.

Рифостроящие организмы из красноцветных отложений перми в районе Саут-Парк, Колорадо, были описаны Джонсоном [55]. Этот риф, по-видимому, был построен всего одним видом известковых водорослей, крупная колония которых развивалась здесь на протяжении длительного времени. Размеры рифа в плане составляют 1100×300 футов, а мощность его достигает 80 футов. Он асимметричен по форме и от него отходят неравномерно
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Фиг. 7-38. Разрез одного из типичных биогермов пачки Аламогордо формации Лейка Валли (миссисипий) в районе гор Сакраменто, юго-восток Нью-Мексико (Laudon, Bowsher, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 25, p. 2128, Fig. 10, 1941). Этот биогерм, по-видимому, подобен погребенным продуктивным биогермам на севере Техаса. 1 - пачка Дона-Ана; 2 - пачка Арсент; 3 - фация верхних серых кремнистых криноидных известняков Аламогордо; 4 - фация голубовато-серых мергелей; 5 - фация зеленых криноидных песков; 6 - серая криноидная фация; 7 - фация плотных черных кремнистых известняков Аламогордо; 8 - фация серых алевролитов Таонурус пачки Аламогордо; 9 - формация Кабаллеро; 10 - биогермная фация пачки Аламогордо.
расположенные выступы водорослевых известняков, вклинивающиеся в крас-ноцветные пласты. При изучении материала биогерма под микроскопом выяснилось, что органогенные структуры частично разрушены при кристаллизации доломита. Тем не менее в известняках определены остатки водорослей, представленные многочисленными соединенными друг с другом и разорванными нитями, трубочками и массами клеточной ткани.

Многочисленные, местами продуктивные рифы пермского возраста установлены в Предуральском прогибе в СССР [56]. Один из таких обнаруженных рифов - шихан Тра-Тау - показан на фиг. 7-39.

Органогенные рифы в соляных куполах Дамон-Маунд и Вест-Колумбиа в провинции Галф-Кост были описаны Эллисор [57]. Она установила, что ассоциация фораминифер в линзе известняков олигоценового возраста отличается от подобной ассоциации, обнаруженной в окружающих глинистых породах, имеющих тот же возраст и занимающих такое же стратиграфическое положение. Многие роды фораминифер, встреченные в этих известняках, характерны для теплых мелководных морей, окружающих рифы. Руководящий вид Heterostegina antillea, который повсеместно распространен в известняках, известен в современных коралловых рифах острова Антигуа и Вест-Индии.

Стратиграфические соотношения, подобные вышеописанным, могут быть установлены для многих ископаемых рифов; эти соотношения имеют большое значение для диагностики фаций и установления их положения по отношению к другим частям рифового комплекса [58]. Схематическое изображение соотношения фаций рифового комплекса приведено на фиг. 7-40. Многие из этих особенностей строения могут быть сопоставлены с современными рифами (см. фиг. 7-30). Зарифовые, или лагунные, фации (А) представлены переслаивающимися известняками, доломитами, песчаниками, красноцветными глинистыми и эвапоритовыми породами, такими, как ангидриты; эти отложения примыкают к главному рифу (Б). Предрифовые отложения (бассейновая фация), примыкающие к рифу со стороны открытого моря, представлены черными и серыми слоистыми известняками
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Фиг. 7-39. Разрез шихана Тра-Тау, расположенный в нескольких милях севернее Ишимбаевского нефтяного месторождения (см. фиг. 7-51) (Dunbar, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 24, p. 256, Fig. 7).
Этот биогерм - одно из звеньев цепочки рифов, часть которых погребена под более молодыми отложениями. Предполагается, что под рифом расположена тектоническая складка, рост которой обусловил локализацию рифообразования во время отложения сакмарских и артинских слоев.
и глинистыми породами (Г); они переходят в рифовые породы через зону переслаивания песка и обломков рифов (склоновая фация) (В). В формациях Леонард и Капитан пермской системы на западе Техаса обнаружены грубые конгломераты
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Фиг. 7-40. Фации, Характерные для различных частей рифа (Link, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 287, Fig. 18, 1950).

A - зарифовые фации: переслаивающиеся в различных соотношениях известняки, доломиты, красноцветные породы, эвапориты, глинистые породы, песчаники и др.; Б - фации главного рифа, или биогерма: массивные, кавернозные и пористые, светло-серые до белых доломиты и известняки; в обнажениях отмечаются слабые следы нефти; В - фации склона рифа: переслаивающиеся в различных соотношениях известняки и песчаники, нефтесодержащие, окрашенные в коричневый цвет; Г - бассейновые, или «понтические», фации: плотные, тонкозернистые, черные, битуминозные, слабопроницаемые глинистые породы и известняки; при нагревании выделяют нефть.
с валунами диаметром до 15 футов и один перемещенный крупный блок пород длиной 900 и мощностью 40 футов. Эти образования, по-видимому, результат подводного оползания осадков с крутых, покрытых обломками склонов органогенных рифов [58].

В некоторых районах ископаемые рифы залегают на различной глубине в пределах мощной толщи пород различного возраста; они образуют комплексы рифов, для которых, вероятно, лучше подходит название рифовые комплексы или рифоподобные комплексы. Такие образования, очевидно, формируются в результате чередующихся трансгрессий и регрессий моря на территорию, благоприятную для рифообразования. Наступающее море обусловливает прогрессивное смещение участков роста биогермов по направлению к берегу (А-1, А-2 и А-3 на фиг. 7-41). Каждый из последующих рифов перекрывается фациями склонов или бассейновыми фациями, что указывает на трансгрессивную природу отложений. Позже, во время регрессии моря, каждый последующий риф рос вдоль отступающей береговой линии, вероятно, так, как показано на фиг. 7-42 индексами R-1, R-2 и R-3. Отличительной особенностью такого
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Фиг. 7-41. Идеализированная схема рифовых отложений, формирующихся в условиях трансгрессии (А) и регрессии (Б) береговой линии (Link, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 278, Fig. 13, 1950). Рифы A-1, A-2 и А-3 одновозрастны береговым линиями 1, 2 и 3.
типа биогермов, позволяющей установить их регрессивную природу, является перекрытие их лагунными и зарифовыми отложениями. На фиг. 7-41 биогерм, расположенный ближе к берегу, представляет собой одновременно риф А-3 и R-1 соответственно трансгрессивной и регрессивной
[image: image168.png]



Фиг. 7-42. Идеализированная схема группы рифов, формирующихся в условиях наступающей береговой линии (А-1, А-2 и А-3) и в условиях отступающей береговой линии (R-1, R-2 и R-3) (Link, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 279, Fig. 15, 1950). 
Рифы А-3 и R-1 соответствуют максимальной трансгрессии моря.
серий [59]. Трансгрессивный или регрессивный характер перемещения береговой линии обусловливает также наклон ядра рифа, как это показано на фиг. 7-43.

Продуктивные рифы. Органогенные рифы, содержащие нефть и газ, открыты на многих стратиграфических уровнях в разрезе осадочного чехла. Они широко распространены по всему земному шару, но, по-видимому, наиболее часто встречаются в Северной Америке - вероятно потому, что эта территория лучше других изучена разведочным бурением. Известны продуктивные рифы самых различных типов и их сочетаний - атоллы, столовые, береговые и барьерные рифы, биостромы и биогермы. Хотя все они первоначально образовались в результате захоронения скелетов организмов, росших на месте рифа, многие из них состоят из смеси обломочных, хемогенных и биохемогенных отложений, генезис которых установить очень трудно. Иногда рифы могут быть связаны с тектонической структурой, но чаще такая связь отсутствует. Именно этим объясняются трудности поисков погребенных рифов обычными методами разведки на нефть и газ, которые направлены главным образом на выявление тектонических деформаций слоев. Размеры продуктивных площадей, приуроченных к рифогенным образованиям, изменяются от нескольких акров до многих квадратных миль; они могут содержать как мелкие скопления нефти и газа, не имеющие промышленного значения, так и крупные залежи с запасами нефти до 80 млн. м³. Краткое описание некоторых из наиболее важных или особо интересных залежей,
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Фиг. 7-43. Схема, показывающая продвижение органогенного барьерного рифа в сторону моря и перекрытие им обломочных отложений склона при поднятии суши и уменьшении глубины (А) и трансгрессию рифа на лагунные фации при погружении суши и увеличении глубины моря (Б) (Henson, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 229, Fig. 13, 1950).Эта схема, основанная на изучении органогенных рифов Среднего Востока, показывает, как развивается рифовый комплекс. 1 - кластические отложения литорали; 2 - зарифовые известняки; 3 - рифовые известняки; 4 - известняки рифового склона; 5 - бассейновые (глобигериновые) известняки, мергели и др.
связанных с органогенными рифами, позволит дать представление об их разновидностях и характерных для них особенностях. На территории западного и центрального Техаса, а также на юго-востоке Нью-Мексико имеется множество залежей, приуроченных к органогенным рифам миссисипского, пенсильванского и пермского возраста. Наиболее замечательным из них является барьерный риф Капитан, простирающийся через западный Техас и юго-восточную часть Нью-Мексико; обнажения этого рифа были описаны на стр. 307. К востоку риф погружается под молодые отложения, и в пределах зоны, протягивающейся вдоль западного края Центральной платформы, у склона которой происходило формирование рифа, к нему приурочен ряд обособленных залежей (зона ВВ' на фиг. 3-10). Существование ловушек во многих из этих залежей обусловлено характерными особенностями рифовых пород, пористые и проницаемые зоны не обязательно расположены в структурно приподнятых частях рифов. Поэтому в нескольких залежах, а особенно на месторождении Хендрик [60] продуктивными являются сводовая часть рифа и его западное (или морское) крыло, сложенное пористыми породами¹, в то время как слабопроницаемые породы восточного крыла рифа непродуктивны. Ловушки вдоль погребенного рифа Капитан образованы в результате комбинации различных условий: наличия рифов, локальных структур и регионального стратиграфического барьера, создаваемого развитием слабопроницаемых пород.
В северной части центрального Техаса развиты продуктивные рифы миссисипского возраста, которые, по-видимому, подобны миссисипским рифам, обнажающимся на юго-востоке Нью-Мексико (см. фиг. 7-38). Они представляют собой небольшие холмовидные поднятия, сложенные массивными
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Фиг. 7-44. Структурная карта месторождения Скарри-Снаидер в Техасе по кровле рифовых известняков (разрез см. на фиг. 7-45) (World Oil, p. 101, 1951).
Ловушка образована известняковым рифовым массивом, залегающим на гомоклинальной толще глинистых пород с тонкими прослоями известняков. Изогипсы через 100 футов. Извлекаемые запасы нефти составляют 1 млрд. баррелей.
известняками, и занимают ограниченную площадь от нескольких акров до 0,5 кв. мили. Эти рифы высокопродуктивны и содержат нефть хорошего качества.
В Техасе между двумя областями распространения пермских и миссисипских рифов было установлено большое количество продуктивных известняковых рифов в пенсильванских отложениях. Последние имеют различные размеры - от нескольких акров до многих квадратных миль и представляют собой известняковые массивы мощностью до 1500 футов, полностью заключенные внутри толщи глинистых пород с тонкими прослоями известняков и песчаников. Поверхность рифов имеет неправильную форму с высокими буграми и выступами, возвышающимися над средним уровнем их поверхности. Наиболее крупным среди пенсильванских рифов является риф Скарри-Снайдер, вероятно представляющий собой атолл; структурная карта его поверхности приведена на фиг. 7-44. Риф Скарри-Снайдер залегает на кровле миссисипских известняков, перекрывающих известняки ордовика. Непосредственная гидродинамическая связь рифогенной толщи с широко распространенными подстилающими проницаемыми известняками ордовика
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Фиг. 7-45. Стратиграфический (внизу) и структурный (вверху) профильные разрезы области развития пенсильванских рифов на западе Техаса (Richardson, Tulsa Geol. Soc. Digest, p. 75, Fig. 1, 1950).

На нижнем разрезе показано обширное тектоническое поднятие, существовавшее в конце пенсильванского времени. Позже, но до отложения пород мелового возраста вся территория была наклонена к западу, как видно на верхнем разрезе. Это поднятие, в пределах которого, по-видимому, локализовался рост крупных органогенных рифов округа Скаррии, в настоящее время не наблюдается (см. также фиг. 7-46). Длина разреза 225 миль. Отношение вертикального масштаба к горизонтальному 40:1.
рассматривается как причина, обусловившая нефтенасыщенность пород этого рифа. В то же время другие пенсильванские рифы региона непродуктивны, поскольку они отделены от ордовикских отложений непроницаемой толщей глинистых пород [61]. Битуминозные глинистые породы, залегающие у склонов рифа, также могут быть нефтепроизводящими породами. Водонефтяпые контакты в нефтеносных рифах представляют собой горизонтальные плоскости, которые располагаются обычно как вблизи кровли рифа, так и значительно ниже ее; соответственно мощности нефтенасыщенной части разреза могут быть небольшими или огромными. Предполагают, что основание, на котором росли рифы, представляло собой обширное сводовое поднятие, которое было развито в раннепенсильванское время на данной территории, а ныне не выделяется в результате общего регионального наклона слоев к западу. Структурный и стратиграфический разрезы области развития рифов приведены на фиг. 7-45 (см. также фиг. 7-44). Самый крупный

[image: image172.jpg]Mogouka Konmes - fikaniiuen

Hposns necunssanin

1 muna

Hauson





Фиг. 7-46. Разрез месторождения Норт-Сыайдер на территории развития рифа Скарри-Снайдер, западный Техас (Keplinger, Wanenmacher, World Oil, p. 182, 1950).
Ловушка образована органогенным рифом, сформировавшимся во время каньон и залегающем на известняках Строун (пенсильваний). Небольшой изгиб песчаных пластов над рифом может быть следствием как первичного их наклона, так и уплотнения глинистых пород, залегающих между песками и кровлей рифа. Обращает на себя внимание отсутствие структурного изгиба более молодых слоев, что крайне затрудняет поиски рифов.
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Фиг. 7-47. Разрез месторождений Ледюк и Редуотер в Альберте, Канада (A.W. Nauss, Oil in Canada, 1952). Показано соотношение органогенных рифов, содержащих залежи нефти, с региональной структурой.

выявлен в округе Скарри; он имеет длину 23 мили и ширину 4-8 миль. Риф Скарри сформирован твердыми остатками организмов, которые захоронялись после их смерти на месте обитания. Рифовые породы представляют собой смесь обломков раковин, известняковых илов и песков, скрепленных кальцитовым цементом. Пористость пород обусловлена главным образом наличием пустот растворения [62]. Разрез типичной нефтяной залежи, приуроченной к рифовому комплексу в округе Скарри, показан на фиг. 7-46. Крупная серия продуктивных органогенных рифов в верхнедевонских отложениях распространена на территории равнин западной Канады, от арктических районов почти до северной границы США. Извлекаемые запасы нефти в некоторых залежах, приуроченных к рифам, достигают 0,5 млрд. баррелей.
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Фиг. 7-48. Карта, показывающая линейные зоны развития девонских рифовых коллекторов (зачернены) к югу от Эдмонтона, Альберта, Канада.

Полоса залежей (Джоркам) в меловых песчаниках Викинг показана штриховкой. После того как открыты подобные зоны, они подвергаются интенсивной разведке.

Продуктивные рифы представляют собой крупные выступы или массивы известняков и доломитов, залегающих на широко распространенных по площади известняках. Пористость рифовых пород обусловлена наличием пустот выщелачивания, первичных полостей в скелетах организмов, трещиноватостью и межзерновыми порами. Часть коллекторов сложена детритовыми отложениями склонов рифов. Соотношение органогенных рифов с региональной структурой показано на фиг. 7-47. На фиг. 7-48 можно видеть, что многие рифы образуют линейно вытянутые зоны. Фиг. 7-49 представляет собой детальный разрез рифа Ледюк, который содержит залежь нефти, являющуюся типичной для подобных залежей [63 ]. Биогерм около Норман-Уэлса на реке Маккензи в северо-западной Канаде, расположенный вблизи Полярного круга, содержит промышленную залежь нефти, одну из самых северных на земном шаре1 [64]. Известняковый риф представляет собой линзовидное тело, обладающее максимальной мощностью свыше 400 футов. Он заключен в верхнедевонских глинистых сланцах Форт-Крик, моноклинально погружающихся в юго-западном направлении. В нижней части биогерма развиты неслоистые коралловые известняки, обычно слабопроницаемые и везде лишенные нефти. Выше

¹Эти данные устарели. В СССР открыты нефтяные и газовые месторождения значительно севернее, до параллели 74°с. ш. В северо-восточной части Аляски открыто нефтяное месторождение Ирузхой-Бей у параллели 70° с. ш. - Прим. ред.
залегают продуктивные коралловые неслоистые известняки, состоящие из кораллов, мшанок, строматопороидей и других органических остатков, заключенных в обломочные песчаники; иногда эти известняки отделяются ют нижележащих маломощной пачкой глинистых пород. Сходство геологических условий залежи Форт-Норман с условиями залежей, приуроченных к рифам Альберты, расположенным почти на 1000 миль южнее, возможно, указывает на то, что девонские рифы могут иметь весьма широкое площадное распространение. В связи с этим возникает предположение, что находящаяся между этими двумя областями территория может содержать огромные запасы нефти и газа¹.
В обширном Южном районе, или Голден-Лейн («Золотой пояс») в Мексике, из значительного по протяженности известнякового барьерного рифа
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Фиг. 7-49. Разрез месторождения Ледюк в Альберте, Канада. (Waring, Layer, Bull.tAm. Assoc. Petrol. Geol., 34, p. 298, Fig. 4).

Показан доломитизированный органогенный; риф (известен как риф D-3), заключенный в зеленых глинистых сланцах верхнего девона. Часть продуктивных рифов Альберты сложена известняками, другие рифы образованы доломитами. Разрез ядра рифа, объясняющий происхождение пористости, приведен на фиг. 4-13. Меловые отложения отделены от девонских поверхностью несогласия.
мелового возраста получено свыше 1 млрд. баррелей нефти. Продуктивна гребневидная часть рифа, простирающаяся на 50 миль при ширине менее 1 мили. В поперечном разрезе этого рифа (фиг. 7-50) можно видеть, что западный склон рифа более крутой (угол достигает 30°), а восточный более пологий. Западный склон, который местами, возможно, совпадает с поверхностью разрывного нарушения, обращен к морю, восточный же, осложненный коралловыми постройками в виде небольших холмов, является лагунным2. Вероятно, риф рос вдоль вершины хребта или тектонической структуры, например вытянутой складки или ограниченного разломами наклоненного блока [65]. Далее к югу имеется месторождение Поса-Рика с потенциальными извлекаемыми запасами нефти около 1 млрд. баррелей; нефть здесь также заключена в известняках рифовой фации [66] (см. фиг. 8-10). Предуральский краевой прогиб в СССР (Пермский бассейн) по возрасту слагающих его толщ и геологическим условиям поразительно схож с Пермским бассейном западного Техаса

1Это предположение в настоящее время блестяще подтверждается, и на данной территории открывают все новые нефтяные месторождения, приуроченные к рифам. - Прим. ред.
2Любопытно, что восточнее, в водах Мексиканского залива, обнаружена полоса рифов, симметричная «Золотому поясу» на суше и также содержащая залежи нефти. - Прим. ред.

и Нью-Мексико1 [67]. В этом бассейне многие залежи нефти и газа содержатся в известняковых рифах пермского возраста, которые вместе с месторождениями, приуроченными к структурам древней платформы восточнее Волги, соперничают в продуктивности с месторождениями Пермского бассейна Техаса и Нью-Мексико. Типичным месторождением, в котором залежь связана с рифом, является Ишимбаево [68]:
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Фиг. 7-50. Разрез месторождений Голден-Лейн и Поса-Рика, Мексика (см. также фиг. 8-10) (Rockwell, Rоуjas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, p. 2555, Fig. 3, 1953).

разрез этого рифа показан на фиг. 7-51. Нефть залегает в известняковом массиве, представляющим собой рифовую структуру пермского возраста, которая подобна изолированным, сложенным рифовыми известняками, горам (шиханам), обнажающимся на поверхности в пределах этого же бассейна

[image: image177.png]Yposent, fassstay
Poacn “H ”H Il H{ I 4 R T
4007 N b
800~ A I S X
12007 I T il I il
- W T I




 
Фиг. 7-51. Разрез нефтяного месторождения Ишимбаево, Башкирская ACСР [по А.Л. Блохину (с изменениями), XVII Межд. геол. конгресс, вып. 1, фиг. 6, 1937].

Нефтепроявления здесь были известны с 1768 г.; продуктивны артинские известняки и доломиты (см. фиг. 7-39). Продуктивная толща в изобилии содержит органические остатки и является, по-видимому, органогенным рифом. 1 - уфимская свита; 2 - нижняя часть уфимской свиты; 3 - кунгурский ярус; 4 - каменная соль; 5 - песчаники; 6 - артинский ярус; 7 - нефть.
(см. фиг. 7-39). Пористость связана в основном с наличием брекчированных. детритовых и органогенно-обломочных известняков, а также пустот в скелетах организмов и приурочена главным образом к верхним частям разреза рифа.

Удельный вес нефти 0,87-0,88 (30°API); она богата ароматическими углеводородами и подстилается минерализованными водами. Как и во многих других залежах в известняковых коллекторах, нефть здесь содержит большое количество

1Это сходство ограничивается лишь близостью условий осадконакопления в пермский период. В остальном, начиная с региональных тектонических условий, эти регионы значительно отличаются.- Прим. ред.

серы (около 2,5%). Начальные дебиты скважин составляют от 100 до 600 т в сутки (700-4200 баррелей).
Как можно видеть из приведенных примеров, строение продуктивных органогенных рифов и связанных с ними залежей углеводородов изменяются в широких пределах; почти каждый риф обладает присущими только ему характерными особенностями, отличающими его от других органогенных рифов. По форме они могут быть длинными и узкими или представлять собой небольшие округлые в плане пики; они могут состоять либо из известняков, либо из доломитов. Одни залежи, связанные с рифами, содержат насыщенную газом нефть, в других же нефть не насыщена газом, но почти все залежи в рифах подстилаются пластовыми водами. В любой нефтегазоносной области не все рифы содержат залежи нефти и газа. В некоторых рифах хорошо развиты детритовые отложения, часто высокопродуктивные, а в других детритовый материал имеется лишь в очень ограниченном количестве или отсутствует вообще.
Впервые продуктивный органогенный риф в регионе, где ведется разведка на нефть и газ, как правило, обнаруживается случайно, поскольку месторасположение рифов в противоположность структурным ловушкам, по-видимому, нельзя достоверно установить при геологических наблюдениях на дневной поверхности. Правда, погребенные рифы иногда создают положительные структурные аномалии и некоторые из них удается закартировать сейсмическими или другими геофизическими методами. Но эти аномалии обычно настолько слабы, что они не могут служить указанием на на​личие ловушки и быть достаточным основанием для постановки глубокого бурения в районах, где погребенные рифы ранее известны не были. Однако в регионе, где обнаружен хотя бы один риф, вероятно, должны существовать и другие, так как рифы почти никогда не залегают отдельно друг от друга; они встречаются в виде групп или вытянутых зон на многих участках, связанных с древними береговыми линиями. В этом отношении, так же как и в отношении их неравномерного распределения, рифы напоминают песчаные линзы и участки развития песков вдоль береговых зон. Таким образом, если удалось обнаружить один риф, следует проводить интенсивные поиски с целью открытия других рифов в прилегающих участках. При нашем нынешнем состоянии знаний поиски рифов и других подобных образований в районах, где наличие рифовых структур до настоящего времени установлено не было, могут быть вполне оправданными. Подобная разведка, вероятно, потребует бурения большого числа наудачу расположенных скважин, которые закладываются лишь на основании слабовыраженных признаков наличия рифов или даже случайно; поэтому такие работы могут повлечь очень большие расходы. Этот риск, однако, часто может быть оправданным, особенно в тех районах, где уже открыт один или несколько рифов. В прошлом существенная часть добычи нефти приходилась на залежи, связанные с рифами, и можно ожидать, что такое же положение сохранится в будущем. Поиски рифов привлекают особое внимание еще и потому, что многие приуроченные к ним залежи имеют крупные размеры и эксплуатация их дает большую прибыль.
Вторичные стратиграфические ловушки 

Вторичные стратиграфические ловушки - это те ловушки, которые обусловлены наличием стратиграфической аномалии или изменений, возникших после отложения осадков и диагенеза коллекторов. Они почти всегда приурочены к поверхностям несогласия и могут поэтому быть названы «ловушками, связанными с несогласиями».
Несогласие представляет собой перерыв в геологической последовательности отложений, который фиксируется образованием эрозионной поверхности или характеризуется паузой в осадконакоплении, отделяющей одну группу пластов от другой. Несогласия чрезвычайно различны по характеру, и они обозначаются соответственно различными терминами [69]. Небольшие перерывы между пластами называются диастемами. Когда пласты выше и ниже поверхности несогласия, параллельны или почти параллельны, говорят о параллельном несогласии. Если же пласты над и под поверхностью несогласия непараллельны и наклонены под углом друг к другу, то контакт между этими толщами называется угловым несогласием. Перерыв в разрезе отложений, или интервал времени, соответствующий этому перерыву, для одного несогласия может быть гораздо больше, чем для другого; величина перерыва и его длительность иногда значительно изменяются даже вдоль одной поверхности несогласия [70]. Например, в центральных частях седиментационного бассейна пласты, залегающие выше и ниже поверхности несогласия, накапливались почти непрерывно, в то время как к краям бассейна
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Фиг. 7-52. Схематический разрез, показывающий ловушки, которые обычно связаны с поверхностями несогласия.

формация, расположенная над поверхностью несогласия, может залегать на все более и более древних слоях и в конечном итоге - даже непосредственно на породах фундамента. В центре бассейна будет наблюдаться тогда слабое угловое или параллельное несогласие внутри отложений, имеющих, например, меловой возраст, а у периферии бассейна - крупное угловое несогласие между меловыми отложениями и породами докембрийского возраста.

Несогласия различного стратиграфического диапазона и площадного распространения весьма обычны в геологических разрезах почти всех нефтегазоносных провинций. Породы-коллекторы могут залегать непосредственно выше или ниже поверхности несогласия, они могут быть также представлены выветрелыми породами у самой этой поверхности. Влияние эрозии вдоль поверхностей несогласия сильнее проявляется в тех провинциях, где коллекторские породы представлены более или менее растворимыми образованиями, особенно известняками и доломитами. Просачивающиеся метеорные воды, двигаясь через зону выветривания, вымывают наиболее растворимые компоненты подстилающих отложений, в результате чего резко увеличивается пористость и проницаемость пород. На фиг. 7-52 показаны участки, в которых залежи нефти и газа встречаются в ловушках, связанных с поверхностями несогласий.

Огромное количество нефтяных и газовых залежей, возможно даже большинство их, тем или иным образом ассоциируется с несогласиями. Несогласия поэтому представляют собой важнейший объект изучения в геологии нефти. В ряде месторождений возникновение самих ловушек является прямым результатом некоторых процессов, обусловленных формированием поверхности несогласия. Ловушки, связанные с несогласиями, классифицируются как стратиграфические или же как вторичные стратиграфические ловушки, поскольку формирование их происходило после литификации и диагенеза коллекторов.

Когда каждый последующий пласт перекрывающей формации распространяется за границу развития более древнего подстилающегося пласта, такое положение называется перекрытием (overlap) [71]. Перекрытие может быть трансгрессивным, если осадки отлагаются в условиях трансгрессирующего моря, что устанавливается по залеганию тонкозернистых осадков над крупнозернистыми. В этом случае говорят о трансгрессивном прилегании (onlap). Если же отложения образуются в условиях регрессирующего моря, то характер изменения зернистости пород оказывается противоположным создается регрессивное прилегание (offlap) (фиг. 7-53). Перекрывающая формация может залегать на поверхности несогласия. Это несогласие в свою очередь может быть параллельным или угловым. Когда вышележащая формация трансгрессивно налегает на срезанную эрозией более древнюю серию слоев, говорят о трансгрессивном несогласном перекрытии (overstep) [72].
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Фиг. 7-53. Основные соотношения характера напластований при трансгрессивном и регрессивном прилегании.

1 - регрессивное прилегание; 2 - регрессивное перекрытие; 3 - трансгрессивное прилегание; 4 - трансгрессивное перекрытие; 5 - трансгрессивное несогласное перекрытие.
Установить несогласие по данным, полученным при бурении скважин, очень трудно. Изучая эту проблему, Крумбейн [73] выделил около 40 критериев, которые могут быть использованы для решения вопроса о существовании или отсутствии несогласия. Эти критерии разделяются на седиментационные, палеонтологические и структурные. Крумбейн подчеркнул, что если установлено одновременно несколько критериев, то вероятность существования несогласия резко увеличивается. Каждый критерий сам по себе может не иметь большого значения, но в сочетании с другими критериями он становится важным показателем. Наиболее часто встречаются следующие критерии: перерыв в палеонтологическом разрезе; наличие плохо отсортированных отложений или конгломератов, особенно в ассоциации с тонкими прослоями красных глинистых сланцев в разрезе, в основном сложенном хорошо отсортированными тонкозернистыми породами; несоответствие в углах падения слоев, залегающих выше и ниже горизонтальной поверхности; следы выветривания в подстилающей формации; данные о региональном срезании и трансгрессивном несогласном перекрытии, которые должны выявляться при изучении и сравнении разрезов нескольких скважин.

Поверхность несогласия может располагаться между проницаемыми и слабопроницаемыми толщами и, таким образом, определять верхнюю или нижнюю границу резервуара. На месторождении Дели в северной части Луизианы залежь нефти с запасами свыше 200 млн. баррелей приурочена к ловушке, образовавшейся в результате несогласного перекрытия срезанной толщи юрских и нижнемеловых песчаников биостромными газоносными известняками эоценового возраста [74]. Пример, когда ловушки, содержащие залежи нефти, расположены и выше и ниже поверхности несогласия, показан на фиг. 7-54. Песчаные пласты, которые ограничены снизу плоскостью несогласия, называются «батрессовыми (опирающимися) песча​никами» («buttress sands»). Еще один пример такого соотношения в залежи Катбанк в Монтане приведен на фиг. 7-55. 
Пропуск стр. 322-323

На месторождении Антилоп-Хилс в Калифорнии «батрессовые» песчаники несогласно залегают на подстилающей срезанной толще, также сложенной песчаниками, причем обе песчаные толщи содержат нефть (фиг. 7-56). Пески плио-плейстоценового возраста на месторождении Кирикире в бассейне Матурин на востоке Венесуэлы ограничиваются поверхностью несогласия снизу и образуют основную на этом месторождении ловушку. Это одно из самых крупных нефтяных месторождений Южной Америки, из которого добыто свыше 600 млн. баррелей нефти плотностью 12-26°API. Следует отметить, что нефть получают здесь из континентальных отложений. Характер пластовых вод незакономерно изменяется от пресных до морских. Разрез этого месторождения приведен на фиг. 7-57.
Выветривание и циркуляция грунтовых вод обычно сопровождаются растворением, цементацией и перекристаллизацией осадков [75], следы которых можно встретить непосредственно под поверхностью несогласия. Эти процессы часто обусловливают развитие пористости и проницаемости коллекторов, а неравномерное распространение среди непроницаемых отложений проницаемых пород может привести к образованию ловушки для нефти и газа (фиг. 7-58).
На тех участках поверхностей несогласия или эрозионных поверхностей, где обнажаются коллекторские породы, происходит улетучивание легких фракций нефти, а остающиеся более тяжелые ее составляющие закупоривают поры пород и приводят к уничтожению проницаемости. Это еще один случай, когда поверхности несогласия могут определять положение залежей. На ранней стадии развития антиклинали Коалинга в Калифорнии [76] в ее пределах располагалась залежь углеводородов, связанная с обнаженной поверхностью, где поры пород были запечатаны асфальтом и смолой; эта поверхность служила препятствием для выделения из пласта нефти и газа. Ниже по падению пласт содержал жидкую нефть, которую можно было добывать. Подобная же ситуация известна в районе Реддин, в горах Уошито, Оклахома, где наблюдается прогрессивное уменьшение вязкости от твердого гильсонита до нефти высокой плотности. На месторождении Оклахома-Сити в зоне несогласия между базальными слоями пенсильванских отложений и подстилающими коллекторскими породами ордовика осадки пропитаны асфальтовым веществом, уничтожившим их по​ристость, что связано с выходами здесь нефти на дневную поверхность во время допенсильванского периода эрозии [77] (см. также стр. 590). Почти аналогичный тип покрышки способствовал формированию ловушки на месторождении Плезент-Валли в Калифорнии [78], где поровое пространство в песках Гатчел (средний эоцен), по-видимому вследствие процессов выветривания на древней эрозионной поверхности, оказалось заполненным коллоидальным глинистым материалом (глинистый материал здесь представлен белым каолином, образовавшимся в результате выветривания полевых шпатов). Снижение проницаемости в породах вверх по восстанию пласта частично способствовало возникновению ловушки (см. также стр. 338-339: комбинированные ловушки). Некоторые залежи в формации Чанак (верхний миоцен?) вдоль восточного борта долины Сан-Хоакин в Калифорнии также приурочены к ловушкам, образование которых частично связано с закупоркой пор в породах вверх по восстанию и уменьшением проницаемости в результате отложения выветрелых полевых шпатов, по-видимому, на эрозионной поверхности [79].
В ряде месторождений образование ловушек полностью или частично связано с пересечением вверх по восстанию двух плоскостей несогласия. Залежь углеводородов на месторождении Уэст-Эдмонд, расположенном севернее Оклахома-Сити, например, сформировалась в расположенной вверх по восстанию пластов зоне выклинивания проницаемых кремнистых пород и известняков пачки Боис-д'Арк формации Хантон (девон-силур); зона же выклинивания приурочена к пересечению предпенсильванской и предмиссисипской поверхностей несогласия (см. фиг. 14-7). Залежь нефти на месторождении Татумс в округе Картер, Оклахома, сформировалась в сложном, частично уничтоженном эрозией комплексе пенсильванских конгломератов и песчаников, которые несогласно прилегают к нижележащему допенсильванскому фундаменту [80]. Разрез этой площади показан на фиг. 7-59.
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Залежь нефти на месторождении Апко в округе Пекос, Техас, также сформировалась в зоне пересечения двух поверхностей несогласия. На фиг. 7-60 приведена палеогеологическая карта предпермской поверхности. Разрез этой залежи в направлении с северо-запада на юго-восток показан на фиг. 7-61. Пористость в продуктивных известняках Элленбергер (ордовик) обусловлена развитием трещиноватости и ячеистым выветриванием пород, по-видимому во время предпермской эрозии, когда известняки Элленбергер слагали крутой, обращенный к востоку уступ, протягивавшийся через всю площадь. Ловушки, образованные в результате пересечения поверхностей несогласия, выявлены на месторождении Санта-Мария в Калифорнии, разрез которого показан на фиг. 7-62. Пористость пород объясняется развитием трещиноватости в хрупких глинистых сланцах и алевролитах Монтерей (миоцен) и связана с формированием поверхности несогласия.
Пересечение двух поверхностей несогласия способствовало образованию ловушки на месторождении Ист-Тексас. Однако в этом примере существование нижнего несогласия не является определяющим фактором. В основном ловушка обусловлена верхним несогласием, которое срезает песчаники Вудбайн. Она могла бы сформироваться и в том случае, если бы нижнее, более древнее, чем песчаники Вудбайн, несогласие отсутствовало. Поскольку созданию ловушки способствовало здесь сочетание зоны выклинивания со сводовым поднятием, ее правильнее отнести к классу комбинированных ловушек (см. стр. 334-339: комбинированные ловушки).

Гидродинамические ловушки

За последние годы была установлена еще одна возможность образования ловушек [81]. Когда в водоносном пласте существует градиент гидравлического потенциала, обусловливающий движение воды вниз по падению, гидродинамические силы могут создать препятствие для перемещения углеводородов вверх. по пласту. В этом случае плавучесть углеводородов способствует аккумуляции их в залежь. Размер залежи будет зависеть от нескольких переменных, таких, как плотность воды и углеводородов, литология водоносного горизонта и величина градиента гидравлического потенциала в водоносном горизонте.
Для пояснения механизма этого процесса приведем следующую аналогию. Представим себе наклонно расположенную трубку (фиг. 7-63, А), которая заполнена водой, движущейся вниз. Внутри трубки находятся поплавки, каждый из которых обладает достаточной плавучестью, чтобы подниматься вверх по трубке, преодолевая направленную в противоположную сторону силу течения воды. Если бы трубка была слегка сужена, как показано на фиг. 7-63, Б, градиент гидравлического потенциала увеличивался бы, соответственно увеличивалась бы и скорость потока воды через ее суженную часть. В этом случае плавучесть поплавков оказалась бы недостаточной, чтобы преодолеть течение воды по узкому участку трубки, даже несмотря на то что размеры ее вполне для этого достаточны. Поплавки будут собираться ниже суженной части трубки до тех пор, пока их суммарная подъемная сила не станет настолько велика, чтобы расположенные в верхней части скопления поплавки получили возможность двигаться через сужение. Количество поплавков, оставшихся после этого в нижней части трубки, будет зависеть от величины градиента гидродинамического давления в суженном участке и общей подъемной силы всех скопившихся поплавков. Поплавки могут быть уподоблены нефти и газу, а сужение трубки - зоне снижения проницаемости в расположенной вверх по восстанию части водоносного пласта. Если бы движение воды было направлено вверх по трубке, поплавки, и так обладающие естественной плавучестью в этой водной системе, двигались бы вверх вместе с водой и прошли бы узкую часть трубки даже с большей скоростью, чем та, с которой

[image: image180.png]Cymerns guawerpa
Toyssn




Фиг. 7-63. В трубке А поток воды направлен вниз, но плавучесть поплавков достаточна для их движения против течения. В трубке Б сужение диаметра трубки обусловливает увеличение градиента гидравлического потенциала и скорости потока, в результате возникает локальная, направленная вниз сила, превышающая плавучесть поплавков и вызывающая скопление их ниже сужения. 1 - двигающиеся вверх поплавки, 2 - поток воды.
они могут перемещаться в гидростатических условиях, и скопления поплавков не происходило бы.

Поток воды, проходящий через суженную часть трубки в описанном опыте, видимо, можно сравнить с движением воды во многих водоносных пластах. Поэтому вверх по восстанию большинства водоносных горизонтов не наблюдается полной потери проницаемости, за исключением особых случаев. Например, поверхности несогласия не могут полностью блокировать флюиды и препятствовать их перемещению выше срезанного водоносного пласта, даже если мощность его невелика. Подобным же образом можно полагать, что тонкие прослойки песков и отдельные песчаные тела, располагающиеся по периферии области развития песчаной толщи, создают возможность для движения пластовых вод. Градиент гидравлического потенциала распространяется вплоть до плоскостей среза водоносных пластов, что также может указывать на движение воды через эти плоскости. Единственной действительно непроницаемой преградой для движения воды могут, пожалуй, являться покрышки или барьеры, образованные такими породами, как каменная соль, ангидрит или очень плотные известняки.

По мере того как возрастает количество замеров гидростатических давлений, становится ясным, что градиент гидравлического потенциала во многих водоносных пластах существует не только в латеральном направлении, но и в вертикальном, вкрест слоистости, а также между водоносными пластами, разделенными прослоями глинистых пород и известняков [82]. Несомненно, этот градиент должен непрерывно изменяться с изменением характера тектонических поднятий, горообразования, процессов эрозии и осадконакопления. Разрывные нарушения могут препятствовать движению подземных вод или, наоборот, создавать новые пути их миграции. Изучение пластовых давлений в ряде водоносных пластов многих седиментационных бассейнов показывает, что пластовые воды обычно находятся в динамическом состоянии. Эта область науки часто называется гидродинамикой. Гидродинамика широко применяется в геологии нефти и газа. Наиболее характерные примеры ее применения будут приведены в дальнейшем.
Заключение
При изучении стратиграфических ловушек перед геологом возникает значительно больше разнообразных проблем, чем при исследовании структурных ловушек. Например, в случае, если имеется антиклинальная структура, можно ожидать, что мощные толщи осадочных пород, возможно включающие несколько потенциальных коллекторских пластов, содержат залежи, расположенные одна над другой на различных гипсометрических уровнях. Стратиграфические ловушки, напротив, редко имеют какую-либо закономерную связь с распространением залежей в выше- и нижележащих коллекторских пластах, но по простиранию коллекторской толщи может быть обнаружен ряд таких ловушек. Задачей скважин, пробуренных на антиклинальной структуре, обычно является разведка нескольких перспективных объектов, в то время как разведочных скважин, бурящихся на стратиграфические ловушки, ‑ как правило, только один объект. Определенные особенности геологического строения, благоприятные для формирования стратиграфических ловушек, обычно прослеживаются на обширных территориях или вдоль вытянутых зон. Поэтому открытие одной ловушки, связанной, например, с прибрежным песчаным баром, русловым врезом, песчаной линзой или органогенным рифом, уверенно указывает на возможность открытия других подобных ловушек в этом регионе.
Изучение тектонической структуры территории может проводиться различными способами - картированием обнаженных на поверхности или глубоко залегающих слоев, а также с помощью геофизических методов. При этом стратиграфические ловушки обычно не удается выявить до тех пор, пока не пробурено такое количество скважин, которое обеспечит необходимую полноту информации о стратиграфических и литологических особенностях строения разреза. Поэтому для открытия залежей нефти и газа, приуроченных к стратиграфическим ловушкам, требуется бурение большего числа разведочных скважин, чем при поисках залежей, связанных с тектоническими структурами. Для успешных поисков залежей в стратиграфических ловушках следует особенно тщательно изучать особенность процессов осадконакопления, нефте- и газопроявления, а также стратиграфию осадочного чехла. Однако неправильно было бы утверждать, что нет необходимости в изучении тектонической структуры какого-либо района, поскольку ловушки могут быть образованы комбинацией стратиграфических, литологических и структурных факторов. Но даже наиболее крупные стратиграфические и литологические изменения слабо отражаются в структуре слоев, и установить эту связь бывает крайне трудно или вообще невозможно.
Даже после открытия залежи весьма непросто установить ее размеры и направление, в котором она простирается; в этом отношении подобные залежи часто преподносят неприятные сюрпризы геологам. Чтобы избежать ошибок, необходимо уже на ранней стадии работ в новом районе правильно понимать стратиграфическую ситуацию, седиментационную историю и гидродинамическую обстановку. Эти данные могут указать на характер ловушки - связана ли она с эрозионным срезом коллекторского пласта, рукавообразным песчаным телом или линзой песчаников, фациальным замещением проницаемых пород, гидродинамическим барьером или органогенным рифом. Используя полученные таким путем данные, можно предсказать строение резервуара и размер залежи и на основании этого свести к минимуму число непродуктивных скважин.

Цитированная литература
1. Pugh W.Е., Preston В.G. (ed.), Bibliography of Stratigraphic Traps, Seismograph Service Corporation, Tulsa, Okla., 190 p., 1951.

2. Heroy W.В., Petroleum Geology, in Geology 1888-1938, 50th Anniv. Geol. Soc. Am., pp. 534-539, 1941.

3. Mооre R.C., Meaning of Facies, Mem. 39, Geol. Soc. Am., pp. 1-34, 1949.
4. Кrumbein W.C, Sloss L. L., Stratigraphy and Sedimentation, W.H. Freeman and Co., San Francisco, pp. 316-331, 1963.
4. Sherrill R.E., Dickey P.A., Mattesоn L.S., Types of Stratigraphic Oil Pools in Venango Sands of Northwestern Pennsylvania, in Stratigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 507-538, 1941.

5. Swann D.H., Athertоn E., Subsurface Correlations of Lower Chester Strata of the Eastern Interior Basin, Juorn. Geol., 56, pp. 269-287, 1948.

6. Ingham W.I., Dora Oil Pool, Seminole County, Oklahoma, in Stratigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., 408-435, 1941.

7. Freeman J.C, Strand-line Accumulation of Petroleum, Jim Hogg County, Texas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 33, pp. 1260-1270, 1949.

8. Denham R.L., Dougherty W.E., Sand Belt Area of Ward and Winkler Counties, Texas, and Lea County, New Mexico, in Stratigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 750-759, 1941.

9. Вass N.W.T., Origin of Bartlesville Shoestring Sands, Greenwood and Bulter Counties, Kansas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 18, pp. 1313-1345, 1934.

Bass N.W., Leatherock C., Dillard W.R., Kennedy L.E., Origin and Distribution of Bartlesville and Burbank Shoestring Oil Sands in Parts of Oklahoma and Kansas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 21, pp. 30-66, 1937.
10.
Сadman W.K., The Golden Lanes of Greenwood County, Kansas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 11, pp. 1151 - 1172, 1927.
Cheyney A.E., Madison Shoestring Pool, Greenwood County, Kansas, in Structure of Typical American Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., 2, pp. 150-159, 1929. Bass N. W., op. cit. (note 9).
11. Вall M.W., Weaver T.J., Сrider H.D„ Ball D.S., Shoestring Gas Fields of Michigan, in Stratigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 237-266, 1941.

12. Fettke Ch.R., Music Mountain Oil Pool, McKean County, Pennsylvania, in Stra​tigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 492-506, 1941.

13. Neal E.P., South Ceres, Oklahoma's Oddest Shoestring Field? World Oil, pp. 92- 98, 1951.

14. Marbut С.F., Geological Descriptions of the Calhourn, Lexington, Richmond, and Huntsville Sheets, Mo. Geol. Surv., 12, Part II, pp. 123-210, 270, 331, 1898. (Описаны русла Уорренсберг и Моберли.)

Hinds H., Greene F.С, Stratigraphy of the Pennsylvanian of Missouri, Mo. Geol. Surv., 13, pp. 90-106, 1915.
Hinds H., Unconformities in the Pennsylvanian, Geologic Note, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 10, pp. 1303-1304, 1926.
15. Hinds H., Greene F.C, Leavenworth-Smithville, Missouri-Kansas, Atlas Folio 206, U.S. Geol. Surv., pp. 6, 10, 1917.

16. Wilson Ch. W., Jr., Channels and Channel-Filling Sediments of Richmond Age in South-Central Tennesse, Bull. Geol. Soc. Am., 59, pp. 733-766, 1948.

17. Weller J.M., The Geology of Edmonson County, Ky. Geol. Surv., Series VI, 24. 246 p., pp. 199-208, 1927.

18. Strachan С.G., Pre-Pennsylvanian Channelling in Western Kentucky and its Connection with Oil Accumulation, Tulsa Geol. Soc. Digest, pp. 36-40, 1935.

19. Сhаrles H.H., Bush City Oil Field, Anderson County, Kansas, in Stratigraphic Type Oil Fields, Am. Assoc. Petrol. Geol., Tulsa, Okla., pp. 43-56, 1941.

20. Rich J.L., Further Observations on Shoe String Oil Pools of Eastern Kansas, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 10, pp. 568-580, 1926.

21. Thompson А.В., Oil Field Exploration and Development (Vol. 1 of Oil Field Principles), 2nd ed., D. Van Nostrand Co., pp. 67, 429, 1950.

пропуск стр. 331-333 

Глава 8 Пластовые ловушки (продолжение): комбинированные ловушки и соляные купола

Комбинированные ловушки. Соляные купола: соляные штоки Галф-Коста; кепрок; сопутствующие ловушки; происхождение.

Некоторые ловушки образованы сочетанием структурных, стратиграфических и гидродинамических барьеров, находящихся в различных соотношениях. Читатель может рассматривать в качестве комбинированных некоторые описанные выше ловушки, отнесенные автором или к структурным, или к стратиграфическим, поскольку значение каждого из этих факторов для образования ловушки оценивается весьма субъективно.

Комбинированные ловушки 

Формирование комбинированных ловушек обычно характеризуется двумя или тремя этапами: 1) стратиграфические условия ограничивают распространение пород-коллекторов; 2) тектонические деформации вызывают образование структуры, которая в совокупности с зоной замещения коллекторов непроницаемыми породами обусловливает образование ловушки; 3) нисходящий поток пластовых вод увеличивает эффективность улавливания углеводородов. Таким образом, ни один из этих процессов, взятый в отдельности, не обеспечивает возникновения ловушки, но каждый из них может принимать участие в ее формировании и в существенной мере определять размеры и положение связанной с этой ловушкой залежи нефти или газа. Влияние стратиграфического и структурного факторов учесть значительно легче, поэтому они и используются, как правило, при отнесении ловушки к классу комбинированных. Следует, однако, помнить, что движение подземных вод и гидродинамические потенциалы, вероятно, имели большое влияние на формирование ловушек для многих залежей, хотя количество данных, доказывающих значение этого фактора, недостаточно. Все три вышеназванных этапа, или по крайней мере два первых, играют существенную роль для образования ловушки; однако ни одна из ловушек или связанных с ней залежей не могли сформироваться до завершения последнего из этих этапов. В данной главе мы рассмотрим главным образом значение стратиграфического и структурного факторов для образования комбинированных ловушек. Два наиболее распространенных типа таких ловушек показаны на фиг. 8-1.

Комбинированную ловушку, образовавшуюся при пересечении сбросом расположенной вверх по восстанию слоев зоны выклинивания проницаемых пород, можно видеть на месторождении Родесса в северо-восточной части Техаса, где пачка оолитовых известняков формации Глен-Роз (нижний мел) разорвана сбросом Родесса и содержит одну из залежей. Структурная карта отложений формации Глен-Роз приведена на фиг. 8-2. Нефтяная залежь Ист-Тексас [1], расположенная недалеко от месторождения Родесса, представляет собой ярко выраженную комбинированную ловушку. Структурная карта по кровле продуктивного горизонта и разрез залежи Ист-Тексас показаны на фиг. 8-3. Пересечение двух поверхностей несогласия обусловило выклинивание проницаемых продуктивных песчаников Вудбайн (верхний мел). Последовавшее затем формирование крупного поднятия Сабин, в северо-западной Луизиане и северо-восточном Техасе, вызвало деформацию зоны выклинивания проницаемых пород и способствовало образованию ловушки, с которой связана
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Фиг. 8-1. Схематическое изображение характерных комбинированных ловушек.

А - пересечение сбросом выклинивающегося вверх по восстанию проницаемого пласта; Б - комбинация выклинивающегося вверх по восстанию проницаемого пласта с антиклинальной складкой. Стрелками показано направление движения пластовых флюидов.
крупнейшая залежь нефти западного полушария. Еще один пример комбинированной ловушки можно наблюдать на расположенном поблизости крупном газовом месторождении Картидж,
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Фиг. 8-2. Структурная карта части нефтяного месторождения Родесса, Луизиана и Техас (Hill, Guthrie, U.S. Bur. Mines, RI 3715, p. 20, Fig. 25).
Залежь связана с пачкой оолитовых известняков формации Глен-Роз (нижний мел). Ловушка образовалась при пересечении сбросом расположенной вверх по восстанию зоны выклинивания проницаемых пород. Изолинии в футах. Линией со штрихами показана граница распространения пористых оолитовых известняков.
занимающем площадь почти всего округа Панола в Техасе. Здесь продуктивные оолитовые и органогенные известняки Петтет нижнемелового возраста замещаются вверх по восстанию слоев в северо-восточном направлении непроницаемыми породами. Зона выклинивания проницаемых пород была деформирована в результате развития широкого и пологого поднятия; сочетание этого поднятия с зоной выклинивания и обусловило образование ловушки. Месторождение занимает площадь около 100 000 га, извлекаемые запасы газа оцениваются в 142 млрд. м3. Структурная карта месторождения Картидж показана на фиг. 8-4.
На фиг. 8-5 приведены структурная карта и разрез месторождения Плезант-Валли в округе Фресно, Калифорния. Ловушка для нефтяной залежи образовалась в результате сочетания тектонического поднятия и зоны замещения коллекторов непроницаемыми породами. Потеря проницаемости обусловлена появлением в породах примеси продуктов выветривания полевых шпатов. Западнее, вдоль этой же антиклинальной складки, песчаники Гатчелл выклиниваются. С комбинированной ловушкой, образованной зоной выклинивания и тектонической структурой, здесь связана залежь нефти месторождения Ист-Коалинга. Структурная карта пласта
[image: image183.png]3anems
(C3)  MWoT-Koanunra Mneaant-Bannu (t0B)

o
L1040 Mg ©

5000 pyTos AA1080017,,

PPOio- X oty





Фиг. 8-5. Структурная карта залежи Плезант-Валли по песчаникам Гатчелл (средний эоцен), округ Фресно, Калифорния (Weddlе, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 35r pp. 620, 622, Figs. 2, 4).
Ловушка образована комбинацией антиклинальной структуры и зоны потери проницаемости вверх по восстанию слоев в результате заполнений порового пространства песчаников каолином. Разрез антиклинали показывает соотношение между залежами Ист-Коалинга и Плезант-Валли. В формировании обеих залежей большое значение имели гидродинамические условия; движение пластовых вод направлено вниз по падению (см. также фиг. 8-6 и 8-7).
песчаника Гатчелл в пределах месторождения показана на фиг. 8-6, а разрез месторождения - на фиг. 8-7. Несколько залежей, которые содержатся в комбинированных ловушках, образованных зонами выклинивания песчаников третичного возраста, линзами песчаника, разрывными нарушениями и антиклинальными складками (фиг. 8-8), выявлено на стратиграфически сложном месторождении Монтебелло в округе Лос-Анджелес, Калифорния. В округе Санта-Барбара того же штата на месторождении Йст-Кат-Каньон открыт ряд залежей в комбинированных ловушках дислоцированного в складки пласта песчаника, залегающего над поверхностью несогласия (фиг.8-9). 
К крупной комбинированной ловушке приурочена залежь Поса-Рика в Мексике. Погружающаяся антиклинальная складка пересекает располагающуюся вверх по восстанию зону выклинивания проницаемых пород в верхнемеловых известняках Тамабра. Потеря проницаемости обусловлена замещением проницаемых доломитов плотными известняками. Ловушка для нефтяной залежи образовалась в результате сочетания тектонической структуры с зоной выклинивания проницаемых пород. Структурная карта, показывающая положение зоны выклинивания на антиклинальной складке, приведена на фиг. 8-10 (см. также фиг. 7-50). На месторождении Мене-Гранде в западной части Венесуэлы (см. фиг. 14-10) имеется несколько залежей, которые связаны с ловушками, образованными сложными комбинациями складок, разрывов, зон выклинивания проницаемых пород и особенно эрозионными поверхностями и несогласным напластованием. Некоторые из этих залежей приурочены к комбинированным ловушкам, в частности залежь среднего Пауджи. Разрез этого месторождения показан на фиг. 8-11. Плотность нефти здесь меняется от 10°API (1,0 г 1см³) в битуминозных песчаниках, залегающих вверху, до 31°API (0,877 г/см³) в пластах песчаника, расположенных ниже. Данные о пластовых давлениях для многих залежей, открытых в прошлом, отсутствуют, и по этой причине часто невозможно выявить гидродинамические условия, существовавшие в породах-коллекторах до начала эксплуатации. Однако можно предполагать, что там, где имеются крупные залежи, гидродинамическая обстановка благоприятствует скоплению нефти и газа. В дополнение к обычным геологическим механизмам улавливания углеводородов она создает барьерные зоны, препятствующие дальнейшей миграции 
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Фиг. 8-6. Структурная карта залежи Ист-Коалинга по песчаникам Гатчелл (миоцен) округ Фресно Калифорния (Chambers, 118, Calif. Div. Mines, р 489, Fig. 207, 1943).

Ловушка образована комбинацией периклинального погружения антиклинальной складки и выклинивания проницаемых пород вверх по восстанию слоев. Разрез по линии ВВʹ приведен на рис. 8-7. Отмечается наклон водо-нефтяного контакта. Гидромические условия играют важную роль в этой ловушке, движение пластовых вод направлено к восток-северо-востоку

нефти и газа, обусловливая, таким образом, аккумуляцию крупных залежей. Барьеры на путях миграции углеводородов могут 

Также возникнуть вследствие литологического замещения проницаемых пород слабопроницаемыми и в результате некоторых особенностей тектонических структур, таких, например, как разломы. При этом в обоих случаях через породы возможно движение подземных вод.

Соляные купола

Множество различных ловушек, структурных, стратиграфических и комбинированных, может возникать при интрузиях глубинных пород в вышележащие отложения. Некоторые из этих ловушек образованы при интрузиях изверженных пород, но подавляющее их большинство, главным образом ловушки с промышленными скоплениями углеводородов, связаны с отложениями, в которые внедряются массы каменной соли. Подобные залежи известны во многих районах земного шара, но особенно многочисленны они в провинции Галф-Кост в США, в северной части Германии, в Северном море и Эмбенском районе СССР¹. Они часто называются Пропуск стр. 340-341: фиг. 8.7 – 8.11
«солянокупольными» или «соляноштоковыми» залежами (salt-plug pools, salt-dome pools). Однако название «солянокупольные месторождения» (salt-dome fields) применяется все же чаще, поскольку с одним соляным штоком обычно связано несколько залежей, располагающихся вокруг него [2]. Далеко не все ловушки, образовавшиеся в результате интрузии изверженных пород или каменной соли, продуктивны; наоборот, большинство их не содержит промышленных залежей нефти и газа. В ловушках, связанных с интрузиями изверженных пород, залежи вообще крайне редки, что может быть обусловлено влиянием высоких температур на осадочные отложения; кроме того, интрузия обычно происходила спустя много времени после завершения осадконакопления, и имевшиеся ранее в отложениях углеводороды мигрировали в другие ловушки. В ряде случаев отсутствие залежей такого типа объясняется только недостаточным объемом проведенных буровых работ. Большая часть наших знаний об условиях образования и строении ловушек, связанных с интрузиями каменной соли, была получена в результате интенсивного изучения многими геологами продуктивных солянокупольных структур в провинции Галф-Кост². Поэтому особое внимание в книге уделено геологии этой провинции, где известны сотни соляных куполов как в прибрежных районах континента, так и вдали от него, в пределах Мексиканского залива. Подводное бурение проводится у берегов Луизианы и Техаса, где скважины на соляные купола бурятся на глубинах водного бассейна 500-600 футов. Уже в ближайшем будущем можно будет приступить к бурению на значительно больших глубинах.
Соль может играть и активную, и пассивную роль в формировании ловушек для нефти и газа. Деформация осадочных отложений, пронизанных настоящими соляными штоками, как это наблюдается в нефтяной провинции Галф-Кост, обусловлена активным проникновением поднимающихся масс каменной соли и одновременным поднятием прилегающих к штоку пластов. Это активное влияние поднимающейся соли не следует смешивать с пассивной ролью соли в некоторых так называемых «соляных куполах» других районов, например Румынии [3], Польши и Аквитанского бассейна Франции [4], где соль и другие эвапориты выжимаются в сводовые части антиклинальных складок или вдоль крупных разломов. В таких случаях массы каменной соли ведут себя как некомпетенные толщи, поднимающиеся в результате деформации включающих их пластов. Возникшие вследствие этого структуры лучше называть соляными антиклиналями. Иногда трудно отличить диапировую складку с массами соли в ядре от истинного соляного купола. В интрузивном соляном куполе соленосная толща, являющаяся источником соли, находится на большой глубине, тогда как в соляных антиклиналях каменная соль переслаивается с другими отложениями и смята вместе с ними в складку. Некомпетентность толщ, сложенных каменной солью, приводит к развитию аномальных складок; иногда же они выжимаются в отдельные штоки, растущие во время эрозии складки. В областях с засушливым климатом каменная соль и другие эвапоритовые породы могут достигать поверхности и образовывать массивы, напоминающие ледники [5], но если климат района влажный, соль растворяется и никогда не выходит на поверхность³.

¹Кроме того, соляные купола встречаются в Днепровско-Донецкой и Хатангской впадинах в СССР, а также в Ангольской впадине и других районах земного шара. - Прим. ред.
²Не менее важная информация получена при изучении соляных куполов в СССР, ФРГ и других странах. - Прим. ред.
³В этих случаях над соляным штоком образуется депрессия в рельефе, часто заполненная водой. - Прим. ред.

Распространение соляных куполов

Соляные штоки провинции Галф-Кост

Кепрок

Происхождение соляных куполов

Пропуск стр. 343-362

Часто наблюдаются сверхнормально высокие пластовые давления.

4. Обвалы глинистых пород в скважинах, происходящие из-за разбухания бентонитовых глин, присутствие газа в породах, сверхвысокие пластовые давления и крутые углы падения часто удорожают бурение.

5. Нефти имеют обычно высокую плотность, особенно в неглубоко-залегающих, выгодных для разработки горизонтах.

Заключение

Наиболее важное обстоятельство, которое следует отметить в заключение, - это бесконечное разнообразие геологических условий, могущих в совокупности привести к образованию ловушки. Исследователь, работающий в области разведки нефти и газа, должен изучать по мере возможности каждую ловушку, чтобы выявить основные факторы ее образования. Он должен выяснить, какими должны были быть геологические условия, приведшие к формированию этой ловушки? В геологической литературе описаны сотни ловушек различных типов; их можно изучать также по структурным картам и профильным разрезам. Каждая из них образовалась в результате единственного в своем роде сочетания геологических условий. Опыт, полученный при изучении уже открытых и описанных ловушек, позволит исследователю правильно определить направление анализа и установить перспективность разведки предполагаемой ловушки, на которую должны быть затрачены время, деньги и труд людей.
На вопрос: «Как производить поиски нефти и газа?» - можно ответить просто и точно: «Найти ловушки, а затем вскрыть их буровыми скважинами». Но найти ловушку может только опытный и знающий геолог-нефтяник. После этого ему достаточно заложить необходимое количество скважин, и если ловушка находится в нефтегазоносном районе, можно быть уверенным в том, что будут открыты залежи нефти и газа. Вся трудность заключается в поисках самих ловушек, и она возрастает по мере того, как разведываются все более глубоко залегающие горизонты и все более усложняется геологическое строение региона. Легко доступные ловушки к настоящему времени уже разбурены. Остаются лишь ловушки, обнаружить которые нелегко, т.е. ловушки, для которых нет достаточного количества данных, а глубина их залегания велика, разведочные скважины, вскрывшие перспективный горизонт, удалены от изучаемого участка на значительное расстояние, геологическая история неясна или неизвестны гидродинамические условия.
Поиски нефти и газа в нефтегазоносном районе обычно проводятся в следующем хронологическом порядке: 1) бурение на структурные ловушки; 2) бурение на комбинированные ловушки и 3) бурение на стратиграфические ловушки. Структурные ловушки, положение которых в плане устанавливается более легко, разбуриваются в первую очередь, а полученная при этом информация используется для определения положения перспективных стратиграфических и гидродинамических ловушек, сочетающихся со структурой. Наконец, когда оставшиеся неразбуренными структурные ловушки малы по площади и плохо выражены на поверхности, основное внимание при разведке уделяется линзам песчаников, рифам, рукавообразным песчаным телам и другим типичным стратиграфическим ловушкам. Эти три стадии разведки переходят одна в другую. Разведка большей части Среднего Востока, например, находится все еще на первой стадии, Венесуэлы - по-видимому, в основном на второй, а региона Мид-Континента в США ‑ на третьей стадии.
До сих пор в книге рассматривались главным образом вопросы, связанные с природными резервуарами и особенно с ловушками. Мы видели, что встречаются ловушки различных типов, но тем не менее многие сочетания геологических условий, приводящие к образованию ловушек, все еще не изучены; по существу каждая новая залежь характеризуется новым сочетанием этих условий. В последующих главах также рассматриваются природные резервуары, но основное внимание уделяется иным, более общим факторам, которые необходимо изучать в целях успешных поисков ловушек. К ним относятся состояние флюидов в резервуарах, пластовые давление и температура и их меняющиеся соотношения при разработке залежи, современные взгляды на происхождение и миграцию углеводородов и их влияние на разведку. Будут также описаны методы сбора таких геологических данных, которые еще до открытия погребенной на большой глубине ловушки позволяют отчетливо представить себе существующие в ней условия.
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Часть третья. Термодинамические условия в природном резервуарах

В истории любой газовой или нефтяной залежи следует различать статический и динамический периоды. До сих пор мы рассматривали только статические элементы: породы-коллекторы, пластовые флюиды, а также ловушки, вмещающие нефтяные залежи. Эти элементы оставались неизменными в течение длительного времени, тогда как внутри самих природных резервуаров и насыщающих их флюидов происходили медленные изменения в результате движений земной коры, вулканической деятельности, увеличения или уменьшения нагрузки вышележащих пород и изменений в характере и направлении движения пластовых вод. После открытия залежи, когда начинается извлечение флюидов, их равновесие в пласте нарушается, и залежь вступает в динамический период с характерными для него резкими изменениями пластовых условий. Итак, различия между динамическим и статическим состояниями залежи проявляются главным образом в степени стабилизации пластовых флюидов. Изменения их в статический период настолько медленны, что практически незаметны и могут быть обнаружены только при специальном изучении условий, существовавших в природном резервуаре, и изменений, происшедших уже в течение динамического периода.
Наши представления о характере процессов, происходящих в природных резервуарах при извлечении насыщающих их флюидов, основаны на многочисленных работах инженеров-нефтяников. Эксплуатационники заинтересованы в получении максимально возможного количества нефти и газа из залежи при минимальной стоимости работ. Для этого целесообразно изучение характера движения нефти и газа в каком-либо типичном для данного района природном резервуаре, который, с точки зрения геолога-нефтяника, можно рассматривать как эталонный, а залежь считать «лабораторией» для крупного бассейна или провинции. Правильное понимание процессов, происходящих в природных резервуарах при перемещении в них нефти и газа, поможет нам понять и основные закономерности аккумуляции нефти и газа в залежи, а следовательно, будет способствовать открытию новых залежей.

Две последующие главы посвящены динамическим явлениям, связанным с извлечением флюидов из пластов: изменениям температуры и давления, градиентам потенциала флюида, соотношениям флюидов в пластовых условиях, или пластовой механике.

Глава 9 Пластовые условия ‑ давление и температура

Пластовое давление: измерение, градиенты, источники; пределы изменений. Температура: измерение; геотермический градиент; использование температурных замеров; источники тепловой энергии; влияние тепла.

Давление и температура ‑ два главных переменных условия, характеризующих природный резервуар; изменения давления и температур ‑ одна из форм накопления и сохранения энергии. С изменением одного или обоих параметров изменяются и объемы пород и главным образом объемы флюидов, содержащихся в этих породах. Разница в величинах давления и температуры флюидов между двумя участками определяет соответственно величины градиентов давлений и температур - основных параметров, используемых при решении большинства проблем, касающихся движения нефти и газа через горные породы. Этим движением может быть миграция, способствующая аккумуляции нефти и газа в залежи, или продвижение нефти и газа из залежи в скважину.

Нефтяники обычно имеют дело с соотношением между величинами давления, объема и температуры, или, как это обычно называют, данными PVT. Наибольшие изменения объемов характерны для газовых скоплений, достаточно заметно они проявляются и у других типов флюидов, воды и нефти, и значительно меньше - в самом материале горных пород-коллекторов. Аномальные градиенты давления и любые градиенты температуры указывают на то, что произошло превращение потенциальной энергии в кинетическую.

Вязкость и плавучесть - свойства нефти и газа, которые обусловливают способность этих флюидов двигаться через заполненные водой сообщающиеся поры горных пород. Та и другая величины меняются с изменением температуры и давления, возрастающих, как правило, с глубиной. Из двух параметров, характеризующих пластовые условия, давление, по-видимому, имеет большее значение, чем температура. Оба этих фактора влияют на объемы, а следовательно, на относительную плавучесть флюидов, но пластовое давление, видимо, оказывает значительно большее влияние особенно на свойства природного газа. Повышение температуры вызывает главным образом снижение вязкости жидкостей и, следовательно, повышение их подвижности.

Пластовое давление 

Флюиды, содержащиеся в порах-коллекторах, находятся под определенным давлением, обычно называемым пластовым (reservoir pressure) [l], давлением флюида (fluid pressure) или формационным давлением (formation pressure). Можно определить это давление, измеряя усилие на единицу площади, оказываемое флюидами на стенки вскрытого скважиной коллектора. Измеряется пластовое давление в фунтах на квадратный дюйм (psi) или в атмосферах (1 атм=14,7 psi)¹. Поскольку все флюиды в системе контактируют друг с другом, передача давления происходит свободно, и величина давления, замеренная для одного из флюидов, характеризует давление других флюидов.

Кроме указанных выше терминов, для обозначения различных видов пластового давления используются термины: забойное давление (bottom-hole pressure), гидравлическое давление (water-pressure), статическое давление (closed-in pressure), скважинное давление (welle-pressure) и горное давление («rock» pressure). Эти термины в большинстве случаев можно считать эквивалентными термину «пластовое давление», хотя иногда они и несколько отличаются от последнего. Термин «горное давление» в некоторых более ранних работах рассматривался как аналог пластового давления. В этих случаях не имелась в виду замеренная или расчетная величина давления, создаваемого весом толщи перекрывающих пород.

Градиент гидростатического давления системы, представленной пресной водой (условная плотность 1,0), равен 0,433 фунт/кв. дюйм/фут (0,1 атм/м). Графическое выражение этого градиента в виде диаграммы давление - глубина показано на фиг. 9-1, А. Если в воде растворены соли, ее плотность окажется выше плотности пресной воды (см. Приложение, табл. А-1), а следовательно, и гидростатический градиент минерализованной воды будет больше, чем градиент пресной воды; графически это выразится меньшим наклоном линии.

На поверхности открытой водной системы, например озера, давление воды равно нулю, т.е. давление флюида на поверхности открытой системы равно атмосферному давлению. В закрытой гидростатической системе (фиг. 9-1, Б), состоящей только из воды с плотностью, равной плотности этой воды в открытой системе, гидравлический градиент давления будет таким же, как и в открытой системе. Однако уровень, на котором давление флюида будет равным нулю (атмосферному давлению), может оказаться выше или ниже земной поверхности. Высота замера давления флюида, соответствующая уровню моря, называется нулевой высотой. Графическое изображение давления флюидов на диаграммах давление - глубина с учетом соответствующих нулевых высот является очень удобным методом изучения характера потенциала флюида в тех или иных природных резервуарах в пределах бассейна или отдельной перспективной площади.

Обычно под пластовым давлением, если его не рассматривают в каком-либо ином плане, подразумевают начальное давление ‑ давление, существовавшее до того,
¹Путем прибавления к пластовому давлению в атмосферах величины атмосферного давления на поверхности получаем величину пластового давления в абсолютных единицах (psia, или ата). Средние значения атмосферного давления для различных альтитуд приведены ниже.

	Альтитуда, футы
	Атмосферное давление, фунт/кв. дюйм
	Альтитуда, футы
	Атмосферное давление, фунт/кв. дюйм

	0
	14,7
	6000
	12,7

	1000
	14,2
	7000
	11,7

	2000
	13,6
	8000
	11,3

	3000
	13,1
	9000
	10,9

	4000
	12,6
	10000
	10,1

	5000
	12,1
	
	


Пластовое давление в технических единицах (psi) представляет собой давление, замеренное на уровне, соответствующем положению в скважине глубинного манометра. Пластовое давление в абсолютных величинах (psia) используется в точных инженерных расчетах, в особенности при подсчетах объемов газа.

как естественное равновесие в пласте было нарушено разработкой залежи. Начальное пластовое давление может быть непосредственно измерено только в первой продуктивной скважине, пробуренной на данный пласт, поскольку по мере извлечения из залежи нефти и газа пластовое давление начнет снижаться соответственно темпу отбора флюидов. Если работающую скважину остановить, пластовое давление начнет подниматься. Восстановление давления, вначале очень быстрое, постепенно замедляется, пока не будет достигнута максимальная величина давления. Это максимальное давление называется статическим забойным давлением (static bottom-hole pressure), просто статическим давлением (shut-in pressure) или статическим формационным давлением (static formation pressure). Если продолжительность остановки скважины недостаточна для достижения
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Фиг. 9-1. Давление флюидов в открытой системе.

А ‑ давление на единицу площади, оказываемое столбом воды высотой от точки замера пластового давления до поверхности контакта с воздухом (например, до уровня моря или озера); Б ‑ закрытая система, давление на любой глубине характеризует давление на единицу площади, оказываемое столбом воды высотой от точки замера пластового давления до условной поверхности раздела вода - воздух, так называемой потенциометрической поверхности, которая может быть и выше, и ниже земной поверхности. Чистая вода (плотность 1,0) создает давление 0,433 фунт/кв. дюйм/фут (0,1 атм/м).

максимальной величины статического давления, эту величину можно рассчитать путем экстраполяции кривой восстановления давления. Статическое забойное давление в эксплуатирующейся скважине обычно ниже начального пластового давления в залежи. Разница между статическим и начальным пластовым давлением характеризует степень снижения последнего в процессе разработки залежи. Динамическое давление (flowing pressure), называемое также забойным динамическим давлением (bottom-hole flowing-pressure), замеряется во время работы скважины. Разница между динамическим и статическим давлением называется дифференциальным давлением или депрессией на пласт. Затрубное давление (casing pressure), или давление на устье (surface pressure), ‑ это статическое давление на устье скважины, создающееся внутри эксплуатационной колонны, между ее стенками и насос-но-компрессорными трубахчи, когда скважина остановлена и давление восстановилось до максимально возможной величины. Прибавив к величине затрубного давления вес столба воздуха, газа, нефти и воды, находящихся в скважине, получим расчетную величину пластового давления. Буферное давление (tubing pressure) - это давление на устье скважины внутри насосно-компрессорных труб. Оно может быть статическим, т.е. замеренным в остановленной скважине, и в этом случае равно затрубному давлению, или динамическим, замеренным во время фонтанирования скважины. Если газ при этом обгоняет нефть, проскальзывая сквозь нее, буферное давление будет возрастать, поскольку плотность газа много меньше плотности нефти. Противодавление (back pressure) ‑ давление, создаваемое работающей скважиной на пласт, иными словами, величина сопротивления динамическому давлению. Оно равно манометрическому давлению на поверхности (у устья скважины) плюс вес столба жидкости в скважине.

Изменения величины пластового давления, связанные с разработкой залежи, весьма важны для эксплуатационников. В общем случае давление падает по мере извлечения пластовых флюидов, и величина снижения давления на единицу объема добываемых газа или нефти¹ служит надежной основой качественной и количественной оценки их запасов, максимального рационального темпа отбора и эффективности разработки. Если снижение давления на единицу добытых из залежи нефти и газа быстрое, объем резервуара скорее всего невелик; и наоборот, если падение давления медленное, резервуар может оказаться очень большим. В связи с этим крайне важно как можно раньше получить сведения о скорости снижения пластового давления для объективной оценки пластовой энергии и, следовательно, потенциальных возможностей резервуара. Таким образом, замеры давления - совершенно необходимый элемент в работе эксплуатационников. Ниже мы рассмотрим главным образом начальное пластовое давление, факторы, обусловливающие величину этого параметра, и некоторые результаты его влияния. Изменения давления в процессе разработки залежи более полно рассмотрены в гл. 10, посвященной механике природного резервуара.

Начальное пластовое давление непосредственно связано с динамикой воды, насыщающей горные породы. В широком плане количество нефти и газа в породах бесконечно мало по сравнению с количеством воды - большая часть нефтяных и газовых залежей фактически «затеряна» в водоносных пластах. Вода действует не только как среда, сквозь которую нефть и газ должны двигаться, чтобы скопиться в залежах, но и как основной агент, передающий давление от одного участка к другому. Иными словами, вода является своего рода соединительной тканью, непрерывной фазой, пропитывающей проницаемые горные породы. В глинах и тонкозернистых породах с крайне низкой проницаемостью вода представлена лишь в виде пленки (вокруг частиц) толщиной в несколько молекул. В более проницаемых породах, называемых водоносными, она занимает от 10 до 40% объема породы. Так как нефтяные и газовые залежи почти всегда непосредственно связаны с подземными водами, многие особенности пластового давления изучаются как в гидрогеологии, так и в геологии нефти и газа.

Измерение давления
Пластовое давление может проявляться различными способами. В скважинах, пробуренных канатным способом, это проявление особенно наглядно. Обычно оно во всех водоносных пластах оказывается достаточным для поддержания столба воды в скважине на некоторой высоте или даже для перелива ее через устье. При бурении таких скважин пластовые воды практически имеют свободный доступ в скважину, так как разбуриваемые пласты подвергаются воздействию только атмосферного давления и веса небольшого количества буровой жидкости. Скорость поступления воды в скважину может быть замерена тартанием и выражена количеством желонок, которое
¹В СССР обычно рассчитывают обратную величину ‑ коэффициент продуктивности, который выражается в количестве нефти или газа, полученном на единицу снижения пластового давления. - Прим. перев.
необходимо поднимать в единицу времени для того, чтобы вода удалялась из скважины с той же скоростью, с какой она поступает в нее. Уровень, до которого поднимается вода в скважине после прекращения тартания, обычно является функцией пластового давления и называется гидростатическим уровнем. Если вода заполняет скважину полностью, гидростатический уровень совпадает с земной поверхностью. Многие породы характеризуются небольшой водоотдачей вследствие своей низкой проницаемости, тем не менее вода может заполнить большую часть скважины или даже всю ее, но при условии более длительного времени дренажа, чем это обычно возможно в короткий период бурения скважины.

При роторном бурении скважина все время заполнена глинистым раствором и измерение пластового давления должно производиться иначе. Глинистый раствор значительно тяжелее воды, в связи с чем давление, оказываемое им на стенки скважины, выше, чем пластовое давление. Если бы этого не было, пластовые флюиды выдавили бы раствор из скважины. Разработан ряд способов установки приборов, замеряющих пластовое давление, против исследуемого пласта и записи пластового давления даже в том случае, если скважина заполнена глинистым раствором [2]. Обычно это самозаписывающие и высокоточные манометры, иногда называемые бомбами (pressure bombs), спускаемые в скважину на испытателе пластов. Пакер устанавливается над испытателем пластов так, чтобы вес глинистого раствора не оказывал влияния на водоносные или нефтегазоносные пласты и замер пластового давления проводился с учетом атмосферных условий на земной поверхности. После того как буровой раствор из скважины будет извлечен и скважина начнет работать, пластовое давление может быть замерено с помощью глубинного манометра, спущенного в насосно-компрессорные трубы до интервала исследуемого пласта.

Для расчета статического давления необходимо к величине затрубного давления на устье скважины прибавить вес столба, заполняющего скважину флюида высотой от кровли пласта до поверхности. Если уровень жидкости в скважине располагается на некотором расстоянии от устья, то к весу ее столба нужно прибавить вес столба воздуха между уровнем жидкости и поверхностью. Если скважина целиком заполнена газом, забойное или пластовое давление [3] представляет собой сумму веса столба газа, рассчитываемого для каждого конкретного газа при данной температуре в скважине и манометрическом давлении, замеренном на поверхности.

Оборудование для замера пластового давления должно соответствовать постоянно увеличивающейся потребности измерения высоких давлений на очень больших глубинах. В южной Луизиане [4] в скважине глубиной 16 112 футов (4 920 м), где мощность песчаника составляла 18 футов (5,5 м), замеренное давление газоконденсата было 11 690 фунт/кв. дюйм (822 атм), а расчетное забойное давление - около 15 000 фунт/кв. дюйм (~1050 атм).

Градиенты давления 
Мы рассматриваем два вида градиентов давления. Гидростатический градиент характеризует увеличение давления флюида с глубиной, обусловленное давлением столба воды высотой от точки замера пластового давления до поверхности. Гидродинамический градиент давления, или градиент потенциала флюида, возникает в водоносных горизонтах при движении воды. Если потенциометрическая поверхность данного водоносного пласта горизонтальная, то говорят, что система находится в гидростатическом равновесии. Пластовая вода в этом случае неподвижна. Если потенциометрическая поверхность наклонная, то система находится в гидродинамическом равновесии, а вода ‑ в движении.

Статические градиенты. В большинстве природных резервуаров статический градиент изменения пластового давления с глубиной составляет в среднем 45 фунт/кв. дюйм/100 фут (0,1 атм/м). Это характерно для воды, содержащей растворенные соли в количестве 55 000 ч. на млн. (5,5%) (см. Приложение, табл. А-1). Иногда наблюдаются градиенты давления, достигающие 100 фунт/кв. дюйм/100 фут (0,23 атм/м). По-видимому, такие градиенты обусловлены уже не весом столба воды, а весом перекрывающих горных пород, для которых градиент давления равен примерно этой величине.

Несколько примеров пластовых давлений, замеренных по десяти нефтяным залежам в продуктивных известняках Смаковер в южном Арканзасе, приведены на фиг. 9-2. Градиенты давления составляют в среднем 52 фунт/кв. дюйм/100 фут. Плотность пластовых вод формации Смаковер равна 1,22, что соответствует градиенту 52 фунт/кв. дюйм/100 фут и расположению потенциометрического уровня приблизительно у земной поверхности. Средний статический градиент давления для
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Фиг. 9-2. Изменение начального пластового давления с глубиной в юрских известняках Смаковер, южный Арканзас. Плотность пластовых вод 1,22, что соответствует градиенту давления 0,52 фунт/кв. дюйм/фут (0,12 атм/м). Пластовое давление ‑ гидростатическое.

провинции Галф-Кост в США обычно принимается равным 46,5 фунт/кв. дюйм/100 фут. Но известны градиенты, превышающие эту величину. Пластовые давления в группе залежей Большая Офисина в восточной Венесуэле показаны на фиг. 9-15.

Пластовое давление может быть настолько большим, что вода, содержащаяся в пласте, поднимается выше его кровли при вскрытии скважиной; такая вода называется артезианской. Если вода при этом переливается через устье скважины, то скважина называется фонтанирующей артезианской скважиной. Вода в скважине поднимается до тех пор, пока вес столба жидкости не уравновесит пластовое давление; таким образом, скважина может рассматриваться в качестве манометра. Высота, до которой поднимается пластовая вода в скважинах, пробуренных в различных точках площади распространения пласта, может быть изображена графически как условная поверхность равновесия (поверхность воздух ‑ вода при давлении в 1 атм), называемая потенциометрической или пьезометрической поверхностъю¹. В тех случаях, когда высоту подъема воды в скважине нельзя измерить непосредственно, может быть рассчитана высота потенциометрической поверхности в той или иной точке по плотности воды и величине пластового давления, если оба эти параметра известны. Фонтанирующие артезианские скважины встречаются там, где потенциометрическая поверхность выше, чем поверхность земли в месте расположения скважины.

Это положение иллюстрируется на фиг. 9-3. Область питания водоносного горизонта расположена выше области разгрузки; связаны потенциометрической поверхностью обе эти области. Площадь, где потенциометрическая поверхность располагается выше земной поверхности, часто называется «зоной избыточного давления». На таких участках пластовая вода
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Фиг. 9-3. Соотношение потенциометрической поверхности и поверхности земли. Расстояние между областями питания и разгрузки измеряется сотнями миль. Пластовые условия гидродинамические: вода движется из области питания к области разгрузки в направлении наклона потенциометрической поверхности.

должна фонтанировать из скважин и поверхностных источников. На площадях, где потенциометрическая поверхность проходит ниже поверхности земли ‑ зоны пониженного давления ‑ уровень вод в скважине должен располагаться на некотором расстоянии ниже устья.

Динамические градиенты давления. При обсуждении проблемы гидродинамических условий терминологическая путаница может привести к ошибкам и недоразумениям. Прежде всего смешивают понятия «давление» и «градиент давления». Термин «давление» часто неправильно применяется в смысле потенциала флюида, а термин «градиент давления» - в смысле градиента потенциала. Вопросы точного употребления гидродинамических понятий и терминов рассмотрены Хаббертом в его классической работе [43].

¹Термин «пьезометрическая поверхность» уже давно употребляется в гидрогеологии. В тех случаях, когда имеется в виду энергия воды, Хабберт применяет термин «потенциометрическая поверхность» [43, стр. 1973-1974]. 
Потенциометрическая поверхность водоносного горизонта представляет собой поверхность, связывающую все точки гидростатического напора (высота, до которой поднимается вода относительно нулевой плоскости отсчета), и является мерой потенциальной энергии воды во всех точках кровли этого горизонта независимо от его гипсометрического положения. Обычно пьезометрическая поверхность соответствует расчетной потенциометрической поверхности только в том случае, если при построении последней учитывалась плотность воды в каждой конкретной точке замера давления. Пьезометрическая поверхность соответствует поверхности, которая может быть определена с помощью серии скважин, рассматриваемых в качестве манометров, если потенциометрическая поверхность уже рассчитана и можно достаточно объективно судить о том, как плотность флюида может быть использована для преобразования величины давления флюида в величину его потенциала.

Связь между давлением флюида и потенциалом флюида по Хабберту может быть выражена формулой
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где Ф ‑ потенциал флюида, g ‑ гравитационная постоянная, z ‑ высота относительно нулевой плоскости отсчета в точке замера давления, р ‑ статическое давление флюида, ρ ‑ плотность соответствующего флюида, обычно воды. Связь между потенциалом флюида и «напором», или потенциометрической поверхностью (h), выражается следующим отношением: 
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Разделив оба отношения на g, получим
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Это отношение часто используетсядля расчета величины потенциала флюида, символизируемого потенциометрической поверхностью напора h, по известной величине давления флюида. Поскольку ρg равно градиенту р, для этого расчета используется статический градиент давления соответствующего флюида, но при этом имеется один минус, касающийся плотности флюида, так как в реальных геологических условиях плотность воды в любой гидрогеологической системе никогда не бывает постоянной. Однако практически ошибка может быть значительно уменьшена, если все величины гидростатического давления в любой данной гидрогеологической системе превращать в величины потенциометрической поверхности исходя из предположения о постоянной плотности всех вод этой системы. В том случае, если известны различия в плотности флюида между любыми двумя точками замера давления флюида, в расчеты могут быть внесены соответствующие поправки.

Давление измеряется усилием, приходящимся на единицу площади. В единой гидравлической системе давление флюида может быть различным на каждом конкретном уровне, даже если движение жидкости отсутствует, т.е. в гидростатических условиях. Если имеется разница в давлении флюида на одном и том же уровне, то различается и потенциал флюида, т.е. существуют гидродинамические условия. Величины давлений флюида, замеренные на разных уровнях, могут быть скорректированы до величины давления, которая должна была бы быть на одном уровне, с помощью соответствующего данному флюиду статического градиента давления ρg. Если различия в величинах давлений флюида тем не менее остаются и после такой корректировки, следует говорить о преобладании в этой системе гидродинамических условий.

Региональные и локальные гидродинамические исследования водоносных горизонтов обычно проводятся в границах потенциометрической поверхности, рассчитанной по данным замеров давлений флюидов во всех доступных точках перспективного района. Результаты этих замеров изображаются в виде карты потенциометрической поверхности, изолинии которой соединяют точки равных значений потенциала флюида или равных высот потенциометрической поверхности. Поток воды в этой системе изображается как движение в направлении, перпендикулярном изолиниям потенциометрической поверхности, от площадей с высоким положением последней к площадям с низким ее положением. Другими словами, вода в водоносном горизонте течет вниз по наклону потенциометрической поверхности.

При использовании данных о давлении для поисков нефти (при условии, что имеются два или более замера давления флюида) интерпретация этих данных зависит от того, сделаны ли замеры в одном и том же пласте, в одной и той же скважине, на одной и той же глубине, в одно и то же или в различное время. Например, замеры статического пластового давления часто производятся в одной и той же скважине, но в различное время с целью получения сведений для определения промысловых характеристик пласта, в частности количества добытой нефти, приходящегося на одну атмосферу падения пластового давления. Если замеры давления флюида производятся на различных горизонтах, но в одной скважине и, главное, в одно и то же время, и при этом оказывается, что высоты расчетной потенциометрической поверхности одинаковы для всех замеренных пластовых давлений, то такие горизонты на данном участке считаются находящимися в гидростатическом равновесии. Если же высоты потенциометрической поверхности различны для разных горизонтов, на которых произведены замеры давления, то между пластами существует гидродинамический градиент; и, кроме того, если между ними имеются проницаемые зоны, например по сбросам, тектоническим трещинам или поверхностям несогласий, то пластовые флюиды будут двигаться вдоль этих зон от пластов с относительно высокими значениями потенциала флюида к пластам с более низкими его значениями.
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Фиг. 9-4. Три водоносных пласта А, В и С в одной скважине, характеризующиеся различными потенциометрическими поверхностями А, В и С. 
Стрелками показано направление движения воды в случае сообщающихся пластов.
Фиг. 9-5. Диаграмма распределения давления флюида в водоносных пластах А, В и С с учетом гидростатического градиента давления. 
Диаграмма показывает различие в величинах потенциалов флюидов между сообщающихся пластов. В случае сообщаемости пластов вода будет двигаться от пласта В к пластам А и С и от пласта А к пласту С.

Подобным же образом если данные регионального изучения изменения давления в каком-либо одном водоносном пласте свидетельствуют о том, что потенциометрическая поверхность горизонтальна, то такая система находится в гидродинамическом равновесии; в случае наклонной потенциометрической поверхности имеет место гидродинамический градиент, и флюиды будут двигаться по проницаемым зонам от участков с высокими значениями потенциала к участкам с низкими значениями последнего (фиг. 9-4 и 9-5). Можно провести аналогию с системой городского водопровода: потенциометрическая поверхность горизонтальна, если все краны закрыты, но если хотя бы один кран откроют, давление в этой точке понижается, устанавливается градиент гидравлического потенциала и вода движется в сторону открытого крана.

В седиментационном бассейне можно выделить два основных вида гидродинамической обстановки: 1) различие в гидравлических потенциалах внутри одного водоносного пласта, обусловливающее движение воды в пласте вдоль поверхностей напластования; 2) различие в потенциалах флюидов между разными пластами в разрезе, обусловливающее движение флюида вверх или вниз по проницаемым зонам, секущим поверхности напластования, от пластов с относительно высоким потенциалом флюида к пластам с более низким его значением. В зависимости от конкретных геологических условий в пластовой системе, содержащей залежи нефти или газа, могут проявляться одна или обе гидродинамических обстановки. Доказательством наличия градиента потенциала флюида в одном пласте является наклонная потенциометрическая поверхность. О существовании вертикального градиента потенциала флюида между различными пластами свидетельствует различие в высоте потенциометрической поверхности одного
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Фиг. 9-6. Схематическое изображение соотношения давлений флюида и потенциометрических уровней в двух скважинах X и Y, вскрывших одни и те же водоносные пласты. 
А, В, С и А', В', С' ‑ точки замера пластового давления флюида в соответствующих пластах скважин X и Y; a, b, c и aʹ, bʹ, cʹ ‑ потенциометрические уровни, соответствующие этим давлениям; тонкими стрелками показан наклон потенциометрической поверхности каждого пласта, толстыми стрелками - направления движения пластовых вод по проницаемым зонам в случае сообщаемости пластов.

пласта относительно другого (пласты находятся на различной глубине в пределах одной и той же части разреза) (фиг. 9-4). Можно также указать на два основных вида градиентов потенциала флюида внутри пласта-коллектора: 1) естественные градиенты, характерные для данного региона, и 2) искусственные градиенты, образовавшиеся в эксплуатирующейся скважине или в залежи в результате извлечения флюидов и соответствующего снижения пластового давления (фиг. 9-5).

Градиент гидравлического потенциала конкретного пласта или системы пластов обычно определяется как изменение высоты потенциометрической поверхности (bbʹ) на данном горизонтальном расстоянии (XY) (фиг. 9-6). Кроме того, он может быть выражен как величина снижения напора, или потенциометрической поверхности, на единицу расстояния (например, 25 футов на 1 милю между точками X и Y на фиг. 9-6). Гидродинамические соотношения между различными пластами в геологическом разрезе (А, В, С на фиг. 9-4 и 9-6) изображаются различными уровнями (а, b и с) потенциометрических поверхностей систем на одном и том же участке.

При извлечении флюидов из скважины вокруг нее образуется зона пониженного пластового давления. Эта зона распространяется во всех направлениях от скважины, создавая локальный градиент потенциала флюида, направленный к скважине. Это по существу искусственная локальная потенциометрическая поверхность, наклоненная в сторону скважины. Зона пониженного потенциала флюида вокруг одиночной скважины сообщается с зонами низкого пластового давления, окружающими другие скважины. В конечном счете это приводит к тому, что пластовое давление по всей залежи становится более низким, чем начальное пластовое давление. Снижение пластового давления распространяется от залежи на различные расстояния и с различной скоростью в зависимости от характера пластовых флюидов и проницаемости коллекторов.

Заметный градиент давления, возникающий при разработке залежи, которая приурочена к замкнутым резервуарам¹ (например, к изолированной линзе или участку пористой породы, окруженной относительно непроницаемыми отложениями), практически не обнаруживается за пределами проницаемой зоны. Однако чаще залежь располагается не в замкнутой, а в ограниченной системе и связана с широко распространенным по площади водоносным горизонтом. Градиент давления, обусловленный разработкой такой залежи, может наблюдаться на значительном расстоянии. Так, например, в залежах, приуроченных к оолитам Рейнолдс (свиты Смаковер) в южном Арканзасе или к известнякам Асмари в Иране, зоны пониженного пластового давления распространяются на несколько километров от работающих скважин. Очень характерен в этом отношении бассейн Ист-Тексас (или Тайлер), где эффект от снижения пластового давления на месторождении Ист-Тексас отчетливо прослеживается на всей площади бассейна, на расстоянии 70 миль или более от месторождения [7]. Снижение пластового давления в бассейне Ист-Тексас показано на фиг. 10-17.

Параметры пластового давления в двух скважинах, вскрывших несколько водоносных пластов, в схематическом виде показаны на фиг. 9-6. Для того чтобы определить точное направление и скорость движения воды, необходимо располагать не менее чем тремя контрольными точками (скважинами). Гидродинамические условия, изображенные на фиг. 9-6, безусловно, существовали в течение геологического времени, но постоянно менялись величины градиентов гидравлического потенциала и направление движения воды, что обусловливалось эрозией, деформациями и осадконакоплением. Различия в потенциале флюидов, существующие между пластами и внутри них, образуют комплекс гидродинамических условий, обычный для большинства осадочных бассейнов.

Источники пластового давления
Давление флюидов, содержащихся в коллекторах, может возникать под влиянием ряда факторов. Одни из них действуют постоянно и проявляются даже в современных гидродинамических системах, другие влияют только эпизодически. Относительное значение эффективности влияния этих факторов может зависеть также от того, являются ли пласты-коллекторы запечатанными или ограниченными экранами пород с низкой проницаемостью. Основными тремя источниками пластового давления являются: 1) давление воды, находящейся выше точки замера давления, 2) давление, обусловленное весом вышележащих пород, 3) осмотические явления; и второстепенными: 4) изменения температуры, 5) вторичное выпадение солей или цементация коллекторов, 6) землетрясения, 7) атмосферные колебания и океанические волнения и 8) химические и биохимические процессы. Все эти факторы помогают определить начальное пластовое давление, и часто трудно или даже невозможно установить преобладающее значение того или иного из них в формировании пластового давления.
¹Замкнутый резервуар - это коллектор, ограниченный со всех сторон слабо​проницаемыми породами; незамкнутый резервуар обычно открыт с одной или более сторон. Под ограниченной системой понимается артезианская система типа коллекторского пласта А-С на фиг. 9-5, где пластовые флюиды приурочены к незамкнутому резервуару, связанному с источником потенциала флюида, который расположен выше, чем таковой в рассматриваемом пласте.

Давление, создаваемое весом столба воды. Сообщающиеся поры почти любого коллектора заполнены водой, создающей давление. Это основной источник давления в длительно существующей системе. Если вода неподвижна, она создает гидростатическое давление, направленное под прямым углом к граничной поверхности и одинаковое во всех направлениях в любой точке внутри жидкости и во всех точках, имеющих равную высоту. Давление в любой точке воды в этом случае равно градиенту давления, умноженному на высоту столба воды над ограниченной поверхностью, на которой определяется давление, т.е. на высоту потенциометрического уровня. Энергия пластового давления ‑ это потенциальная энергия, поскольку она существует благодаря гипсометрическому положению пласта.

Большая часть вод нефтяных месторождений содержит растворенные минеральные соли в различной концентрации.

Плотность пластовых вод варьирует в зависимости от их минерализации. Соответственно градиенты гидростатического давления изменяются от 0,433 фунт/кв. дюйм/фут (0,1 атм/м) для чистой воды до 0,50 фунгп/кв. дюйм/фут (0,117 атм/м) и даже выше для более минерализованных вод. Соотношение между величиной концентрации растворенных солей и статическим градиентом давления показано в табл. А-1 на стр. 624 (см. таблицы в конце книги. - А.Ф.). Средний статический градиент вод нефтяных месторождений составляет около 45 фунт/кв. дюйм/100 фут. Подавляющее число открытых к настоящему времени месторождений характеризуется начальными пластовыми давлениями, соответствующими этому градиенту. Некоторые отклонения от этой общей зависимости, вероятно, обусловлены различной концентрацией растворенных солей, однако известны и другие причины. Часто оказывается крайне трудно установить и оценить степень влияния каждой из причин, обусловливающих отклонение от общей закономерности в том или ином частном случае.

Явления уплотнения. Пластовое давление, замеренное в большей части нефтяных и газовых залежей, отражает главным образом величину потенциальной энергии столба воды высотой от точки замера до наивысшей точки потенциометрической поверхности данного пласта в месте расположения залежи. Известно, однако, большое количество залежей, в которых давление не соответствует полностью этой величине. В некоторых случаях определяющее влияние на величину пластового давления в системе оказывают вмещающие флюид горные породы - либо их вес, либо те тектонические напряжения, которые передаются через всю толщу пород в результате диастрофизма. В первом случае величина пластового давления увеличивается в среднем на 1 фунт/кв. дюйм на каждый фут погружения (2,3 атм/10 м)¹, что немного выше удвоенной величины гидростатического градиента. Это давление обычно называется литостатическим, геостатическим, земным, давлением перекрывающих пород² или горным давлением (хотя термин «горное давление» иногда употребляется и в смысле «пластовое давление»). Давление, создаваемое процессами диастрофизма и деформации горных пород, может быть названо геодинамическим давлением. Оно не может быть измерено обычными способами.

Главное различие между пластовым и литостатическим давлением заключается в том, что первое передается через флюиды, заполняющие поровое пространство горных пород, в то время как второе ‑ через минеральные частицы, находящиеся в тесном контакте, т. е. через саму горную породу. Соприкасающиеся минеральные частицы действуют как распорки. Там, где эти распорки ослаблены, литостатическое давление становится вполне достаточным для того, чтобы объем породы, а
¹Средняя плотность типичных пород (когда все поры заполнены водой), слагающих осадочные бассейны, составляет приблизительно 2,1 для песчаных пород, 2,3 ‑ для глинистых и 2,4 ‑ для карбонатных. Принимая величину 2,3 в качестве средней плотности и умножая ее на 0,43 фунтов, дюйм/фут (градиент давления для чистой воды), мы получим величину градиента давления, обусловленного весом горных порол, равную 0,989 фунт/кв. дюйм/фут.

²В советской литературе это давление обычно именуется геостатическим. - Прим. ред.

следовательно, и поровое пространство уменьшились в результате сжатия, и тогда литостатическое давление передается пластовому давлению. Например, на ранних стадиях развития интенсивно заполняющегося осадочного бассейна увеличивающийся вес перекрывающих осадков позволяет мельчайшим частицам, особенно глинистым, соприкасаться и уплотняться, передавая напряжение заключенным в них флюидам, большая часть из которых оказывается выжатой из осадков.

Осмотические явления. Глины играют роль полупроницаемых мембран, обусловливая возможность возникновения осмотического и электроосмотического давлений, направленных перпендикулярно напластованию, в тех случаях, когда имеется заметное различие в концентрациях растворов, находящихся в породах по обе стороны глинистого пласта. Это один из трех основных источников пластового давления и, вероятно, именно этому явлению обязаны многочисленные случаи аномальных градиентов потенциалов флюидов, наблюдающиеся в подземных водоносных горизонтах. Оно накладывает свой отпечаток на региональный характер распределения пластового давления и в то же время, в той или иной комбинации с другими источниками пластового давления, частично обусловливает величину последнего в нефтяных и газовых залежах. Более подробно это положение рассматривается на стр. 439.

Весьма показателен в этом отношении характер потенциометрической поверхности песчаников Пойнт-Лукаут толщи Месаверде (мел) в бассейне Сан-Хуан в северо-западной части Нью-Мексико и юго-западной части Колорадо, закартированный Берри [8] (см. фиг. 9-7). Самая низкая точка, где обнажаются эти отложения по окраинам бассейна, имеет отметку около 5000 футов, а потенциометрическая поверхность «проваливается» до 3500 футов, т.е. на 1500 футов ниже самого низкого возможного пункта разгрузки. Потенциометрическая поверхность наклонена внутрь, от краевых частей бассейна к вероятным пунктам разгрузки в центральной его части, расположенным ниже самых низких обнажений этих пород. Никаких других выдержанных по площади водоносных горизонтов с низким гидравлическим потенциалом за пределами этого бассейна не имеется. В связи с этим для движения внутри данной системы флюидов последние должны разгружаться, пересекая слоистость, в другие водоносные пласты под влиянием иных сил, чем при обычном движении вод под действием гравитационных сил. Благодаря осмотическим явлениям возможен переток вод через глины, служащие полупроницаемыми мембранами, от участков с низким гидравлическим потенциалом к участкам с высокими его значениями. Именно благодаря явлению осмоса, как полагает Берри, сформировалось крупное месторождение газа, приуроченное к району повышенного гидравлического потенциала в пределах слабопроницаемых коллекторов свиты Месаверде бассейна Сан-Хуан.

Изменения температуры. Колебания температуры вызывают изменения пластового давления. Нефть, газ и вода с увеличением температуры расширяются больше, чем горные породы. Поэтому, если поровое пространство запечатанных пород-коллекторов ограничено, увеличение температуры приведет к увеличению пластового давления. И наоборот, уменьшение температуры вызовет соответствующее снижение пластового давления. Факторы как местного, так и регионального значения, например близость магматических масс, могут привести к временному разогреву той или иной площади. По мере удаления от района термического воздействия гидравлический потенциал должен уменьшаться, что приведет к движению флюидов из этого района в сторону более холодных участков. Это движение будет продолжаться до тех пор, пока не восстановится равновесие. Охлаждение района в замкнутой системе приведет к снижению пластового давления и движению флюидов в направлении этого района. По-видимому, влияние изменения температуры на вязкость пластовых флюидов значительно больше, чем на их объем, вследствие относительно низких коэффициентов объемного расширения как флюидов, так и вмещающих пород.

Вторичное выпадение солей или цементация. Во многих коллекторах слагающие их первичные минералы частично изменены и перекристаллизованы. Нередко образуются и вторичные минералы. Там, где процессы выпадения солей в осадок преобладают над процессами растворения, пористость уменьшается, что обусловливает повышение пластового давления в ограниченном или замкнутом пространстве коллектора. В тех же случаях, когда растворение преобладает над выпадением солей, объем порового пространства возрастает и пластовое давление снижается. По-видимому, в обоих случаях эти отклонения величины пластового давления от нормального ‑ лишь временное явление, и вскоре давление начинает уравновешиваться.
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Фиг. 9-7. Потенциометрическая поверхность песчаников Пойнт-Лукаут (мел) в бассейне Сан-Хуан (F.A.F. Berry, Ph.D. Thesis, Stanford Univers., 1959).

Стрелками показано направление движения воды, изолиниями – потенциометрическая поверхность, в футах над уровнем моря.

Землетрясения. Воздействие волн землетрясений, обусловливающих упругое сжатие в неглубоко залегающих горизонтах, можно наблюдать непосредственно [9]. Землетрясения неизбежно вызывали многочисленные и быстрые изменения в величинах пластовых давлений в прошедшие геологические эпохи. Следствием землетрясений являются внезапные повышения и понижения уровней подземных вод, иногда даже возникновение новых источников. Поскольку эти силы действуют на водоносные пласты, залегающие на небольших глубинах, то они безусловно должны проявляться и на больших глубинах в нефтегазоносных горизонтах. Например, в результате землетрясения Техачапи-Бейкерсфилд в Калифорнии в 1953 г. вдвое увеличилась добыча нефти в течение нескольких недель на одном из месторождений близ Маунтин-Вью. Огромное число землетрясений, составляющее в среднем около 1 млн. в год, и обусловленные ими сжатия и растяжения в течение длительного геологического времени могли, видимо, стать важными источниками «микродавления», подобно «зональным» колебаниям земной коры.

Приливы и отливы, цунами, атмосферное давление. Приливно-отливные и другие подобные возмущения океанов безусловно оказывают слабое и кратковременное воздействие на упругие свойства погребенных пород. Превращение воды в ледниковые покровы, а затем их таяние в различные периоды геологической истории изменяли нагрузку на значительных пло​щадях по существу на сотни фунтов на 1 кв. дюйм. Крупные цунами [10], или сейсмические морские волны, вызванные подводными землетрясениями, такие, например, как наблюдавшиеся в последние годы, очевидно, были также и в прошлые геологические эпохи и, несомненно, вызывали бесчисленные временные изменения в давлении. Даже обычные изменения в атмосферном давлении при смене дня и ночи или во время штормов оказываются достаточными для возникновения колебаний уровня воды в неглубоких горизонтах, что иногда наблюдается в скважинах и источниках (D.E. White, личное сообщение). Например, в одном из месторождений в Иллинойсе пластовое давление на глубине около 1500 футов колеблется всякий раз, когда по поверхности движется поезд (J.А. Мur, личное сообщение). О влиянии изменений атмосферного давления на подпочвенные горизонты говорил Хенуэй [11] еще в 1753 г., описывая выходы нефти на поверхности Каспийского моря: «Когда погода туманная и сырая (пониженное давление), струи поднимаются выше и нефть часто горит на поверхности... В ясную погоду (повышенное давление) высота струй не превышает 2-3 футов».

Хотя многие из указанных факторов кажутся незначительными, их суммарное влияние в течение длительного геологического времени может оказаться весьма существенным. Значение этих бессчетных мелких изменений давления не в том, что они повышают постоянное пластовое давление, а в том, что в сумме они могут служить как бы «спусковым крючком», обусловливающим высвобождение нефти и газа, которые удерживаются в горных породах капиллярными силами и трением, и способствовать, таким образом, их миграции и аккумуляции. Наибольшее влияние на соотношения пластовых давлений в осадках эти незначительные изменения могут оказывать на ранних стадиях погружения бассейна.

Химические и биохимические процессы. Уменьшение объема флюидов означает уменьшение и пластового давления. Объем раствора значительно меньше суммы объемов растворимого вещества и растворителя. Известно, что добавка в дистиллированную воду обычной соли приводит к уменьшению объема растворителя (воды) вследствие более плотного расположения молекул в образовавшемся растворе [12]. Растворение и выпадение солей ‑ обычные процессы в подземных водоносных горизонтах. Распад больших углеводородных молекул на составные части приводит к увеличению объема флюидов и к увеличению пластового давления в случае относительно постоянного объема системы. Этот процесс может стать следствием каталитических реакций, деятельности бактерий, радиоактивного распада или температурных изменений. Например, разложение органического вещества под воздействием бактерий нередко приводит к образованию небольших скоплений метана, находящихся под определенным давлением, что можно наблюдать в болотах или вдоль отмелей. И хотя примеров подобного распада в глубоко погруженных горизонтах нет, такие явления могут рассматриваться в качестве одной из причин локального увеличения пластового давления. В случае ограничения пористой зоны слабопроницаемыми породами это повышенное пластовое давление может сохраняться в течение длительного периода времени. И наоборот, в незамкнутых резервуарах оно должно быть временным и быстро снижаться.

Аномальные пластового давления
Потенциометрическая поверхность обычно достаточно близка к земной поверхности. Однако известны многочисленные исключения; в некоторых районах потенциометрическая поверхность располагается на сотни и даже тысячи футов выше или ниже земной поверхности (фиг. 9-6, 9-8, 9-9). Такие районы называются соответственно зонами «избыточного» или «пониженного» пластового давления. На фиг. 9-3 показан один из вероятных случаев и возникновения аномального
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Фиг. 9-8. Схематический разрез осадочного бассейна.

a ‑ потенциометрическая поверхность пласта А, b ‑ то же для пласта В. Расстояние от кровли пласта до потенциометрической поверхности в каждой точке соответствует величине пластового давления в этой точке. Перегиб потенциометрической поверхности а связан с зоной перехода песков горизонта А в глинистые пески.

пластового давления. Однако могут существовать и другие факторы, обусловливающие появление аномалий пластового давления, поскольку во многих районах незначительная степень расчлененности рельефа не может являться причиной отклонений пластовых давлений от гидростатических.

Избыточные пластовые давления обычно очень трудно замерить, так как они обнаруживаются часто неожиданно¹. Если давление, создаваемое весом столба бурового раствора, недостаточно для удержания флюидов в пластах, то раствор может быть выброшен из скважины, что чревато опасностью пожара, в особенности если скважина вскрыла газовую залежь. Некоторые выводы могут быть сделаны при сравнении давления, создаваемого столбом глинистого раствора в момент выброса, и давления, создаваемого этим раствором в случае, если скважина находится под строгим контролем. Если для создания противодавления и предотвращения выбросов используется утяжеленный глинистый раствор, то имеется опасность потери циркуляции при вскрытии горизонтов с пониженным давлением. Потеря циркуляции бурового раствора является указанием на возможное наличие в разрезе горизонтов с низким пластовым давлением. В случае залегания таких горизонтов среди пластов с повышенным давлением они могут оказаться

¹Изучение закономерностей распределения зон аномальных давлений позволяет предвидеть возможность вскрытия таких зон буровыми скважинами. - Прим. ред.

весьма интересными с точки зрения возможной нефтегазоносности коллекторов¹.

Ниже излагаются некоторые общие предположения относительно причин возникновения аномального пластового давления.

Какая-либо местная аномалия пластового давления на самом деле может быть лишь следствием того, что общая потенциометрическая поверхность всего региона, в который входит и данный локальный участок, является аномально высокой или низкой. Если рассматривать весь регион в целом, то окажется, что локальное пластовое давление вовсе не аномально, а согласуется с общим характером пластового давления региона.

Локальные аномально высокие потенциометрические поверхности могут быть обусловлены местными тектоническими подвижками и деформацией слоев, особенно мягких глин и рыхлых песков, таких, например, какие характерны для многих
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Фиг. 9-9. Схема, показывающая возможность равенства пластового давления атмосферному, когда потенциометрическая поверхность пересекает ловушку ниже ее наиболее высокой точки.

районов, нефтегазоносность которых связана с третичными отложениями. Внедрения соли, сбросо- и складкообразование, боковые перемещения масс горных пород или их сжатие в результате погружения тектонических блоков - все эти факторы могут привести к возникновению аномальных пластовых давлений в недавно отложившихся осадках.

3.
По мнению Хабберта и Руби [13], аномально высокие пластовые давления могут быть связаны с механическим сжатием водонасыщенных осадков, в особенности глин. Возрастающая нагрузка толщи осадочных пород создает повышенное давление в уплотняющихся глинах, а также в пористых песчаных линзах, заключенных в этих глинах.

4.
Аномально высокие или аномально низкие пластовые давления могут быть обусловлены влиянием водоносных пластов, расположенных выше или ниже изучаемого горизонта и имеющих более высокие или низкие потенциометрические поверхности, чем этот горизонт (см. фиг. 9-6). Водоносные пласты могут сообщаться с этим горизонтом по различным поверхностям несогласий и перерывов, сбросовым зонам и зонам трещиноватости (в этом случае фильтрация флюидов происходит по закону Дарси) или путем диффузии благодаря осмотическим и электроосмотическим явлениям. Многие крупные поднятия, характеризующиеся аномальными пластовыми давлениями, приурочены к сбросовым зонам или зонам нарушений в фундаменте, по которым пластовые давления могут передаваться на значительные расстояния.

¹Нередко бывает обратная картина: наиболее перспективными в нефтегазоносном отношении оказываются горизонты, характеризующиеся аномально высокими начальными пластовыми давлениями. - Прим. ред.

[image: image196.jpg]-2000 -

\ 8
~4007 ‘

| [paduenm mumoGame—
> I Yeawazn B2enenus

~5 000

!
=
S

Tyduna, pyme

~16000 |——

|
[PagueH HOpAa
Hpeo NAAcmosoes
Gaenerus

12500

a 2000 4000 007 S000 10000  1z000
Pacvemiog  /IRCTIOB0E  DRENERUE, PYHT / Ke, Bioim

—14 000





Фиг. 9-10. Зависимость пластового давления от глубины, группа месторождений провинции Галф-Кост (Cannon, Sullins, О. and G. Journ., p. 120, 1946; Oil Weekly, p. 34, 1946). 2 - формация Фрио; 2 - формация Кокфилд, миоцен; 3 - формация Анауак.
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Фиг. 9-11. Соотношение между пластовым давлением и глубиной для некоторых залежей, характеризующихся аномальным давлением (Watts, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 174, p. 194, Fig. 2, 1948).

1 - Лост-Хилс, Калифорния; 2 - Кхаур, Пакистан, 3 - Вентура-Авеню, Калифорния; 4 - Иран; 5 - зона Д-7, б - месторождения провинции Галф-Кост, Техас - Луизиана (вероятный максимум, по Каннону и Силиусу); 7 - Черч-Бьюттс, Вайоминг.

Аномальные пластовые давления в геологии нефти и газа важны не столько сами по себе, сколько как показатели градиентов потенциала флюидов в природных резервуарах¹. На фиг. 9-10 [14], 9-11 и 9-12 [15] приведены некоторые примеры избыточных пластовых давлений.

В резервуарах, приуроченных к соляным куполам, развитым на побережье Мексиканского залива в Техасе и Луизиане, характерны аномально высокие пластовые давления. Последние, вероятно, связаны со сбросовыми дисклокациями и диастрофизмом пород, неизбежно сопутствующими внедрению соляных штоков в мягкие и некомпетентные третичные осадки этого региона (фиг. 9-10). Здесь довольно обычны блоки сильно сжатых пород, характеризующихся градиентами пластовых давлений порядка 0,5-0,8 фунт/кв. дюйм/фут. Поэтому при бурении требуется соблюдать большую осторожность, чтобы предотвратить выбросы и потерю контроля
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Фиг. 9-12. Схематический разрез нефтяного месторождения Вентура-Авеню, Калифорния, в интервале 3000-9000 футов ниже уровня моря (Watts, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 174, p. 192, Fig. 1, 1948).

Буквы и цифры обозначают местную номенклатуру пластов: А, С и D - отдельные блоки, образованные системой пересекающихся взбрособых нарушений, осложняющих крупную складку. В пределах зоны D-7 блока D установлено аномально высокое пластовое давление, приближающееся по величине к геостатическому и соответствующее градиенту 1 фунт/кв дюйм /фут (0,23 атм/м).

над скважиной. Изолированные песчаные линзы в этих третичных осадках также часто характеризуются высоким пластовым давлением при относительно небольших объемах флюида, возможно благодаря тому, что они оказались запечатанными перекрывающими их породами.

Характерный пример аномально высокого пластового давления в изо​лированном взброшенном тектоническом блоке нефтяного месторождения Вентура в Калифорнии показан на фиг. 9-12 [15]. По-видимому, это давление обусловлено сжатием при складкообразовании и последующим ограничением сбросами залежей. Разрез продуктивной части сложен мягкими породами третичного возраста. Другим возможным объяснением наличия аномально высокого пластового давления в запечатанных природных резервуарах может быть увеличение объема углеводородов при их преобразовании из высокомолекулярных в более простые. Еще один характерный случай аномально высокого пластового давления наблюдался в районе Байю-Сент-Дени в округе Джефферсон в Луизиане, на северной окраине залива Бара-тария. Здесь забойное давление на глубине 13 000 футов (3962 м) оказалось равным 12 635 фунт/кв. дюйм [16]. На месторождении Ист-Уоссон в округе Йокем в западном Техасе в газовой скважине, вскрывшей песчаники Йэйтс(пермь), на глубине 3120 
¹С этим утверждением нельзя согласиться. Аномально высокие пластовые давления при определенных геологических условиях могут свидетельствовать о хорошей изоляции горизонтов и о продолжающихся процессах миграции и аккумуляции углеводородов. - Прим. ред.

футов пластовое давление оказалось равным 2800 фунт/кв. дюйм. Газ негорючий, с содержанием 97% азота [17]. На месторождении Кхаур в Пакистане пластовое давление оказалось почти равным геостатическому: на глубине 5212 футов - 5060 фунт/кв. дюйм, а на глубине 5748 футов - 5420 фунт/кв.  дюйм [18]. Эти давления являются, по-видимому, остаточными, связанными с орогеническими движениями¹. На месторождении Форест-Резерв в Тринидаде пластовое давление соответствует градиенту давления 0,89 фунт/кв. дюйм/фут [19]. Как в Пакистане, так и в Тринидаде продуктивные горизонты сложены песчаниками и глинистыми породами третичного возраста, интенсивно смятыми и тектонически нарушенными.

Аномально высокие пластовые давления характерны также для районов развития диапировых складок регионов Карпат и Кавказа. Здесь, однако, величина начального пластового давления, как правило, не замерялась. Тогда еще не существовало приборов для таких замеров. Но даже в случае их наличия использовать их было бы крайне затруднительно, поскольку применявшиеся методы бурения не давали возможности справиться с неожиданными пластовыми давлениями, и многие из старых скважин открыто фонтанировали в течение недель и даже месяцев. Более того, вместе с нефтью и газом из этих скважин во многих случаях выносились огромные количества песка, что приводило к разрушению бурового инструмента и обсадных труб.

В тех случаях, когда пласты подвергались воздействию искусственно создаваемого повышенного давления при заводнении, гидроразрыве, кислотной обработке, тампонаже скважин и это давление по величине приближалось к геостатическому на данной глубине, наблюдалось «раздробление» пород, очевидно в результате резкого увеличения количества флюида в породе. Аналогичные условия могут возникать в породах при образовании трещин, при раскрытии имеющихся трещин или при разрывах по поверхностям напластования. Они могут быть также следствием поднятия толщи перекрывающих пород. Известны величины давления разрушения пород, составляющие от 0,5 до 1,7 величины нормального геостатического давления для данной глубины [20].

В некоторых районах кажущееся аномально низкое пластовое давление в действительности может соответствовать естественному низкому положению пьезометрической поверхности. Хорошо известно, например, аномально низкое пластовое давление на месторождении Панхандл в северо-западном Техасе. Здесь при абсолютной высоте поверхности 3400 футов, расположении газо-нефтяного контакта на 200-400 футов выше, а водонефтяного контакта на 0-100 футов ниже уровня моря начальное давление равнялось 430 фунт/кв. дюйм, т.е. почти вдвое меньше, чем оно должно было быть на глубине 2000-2500 футов (на 1000 футов выше уровня моря), соответствующей кровле газонасыщенной части залежи. Было предложено два объяснения этого явления [21]. Во-первых, современное пластовое давление может сохраниться со времен прошлых геологических периодов, когда ныне продуктивные отложения находились в условиях гидростатического давления. Во-вторых, что кажется более вероятным, аркозовые песчаники, слагающие продуктивные горизонты месторождения Панхандл, обнажаются несколько восточнее, в горах Уичито в Оклахоме на отметках около 1000 футов выше уровня моря, что приблизительно соответствует потенциометрической поверхности продуктивных пластов этого месторождения. Экстремальные случаи аномальных давлений могут наблюдаться в равнинных районах, рассеченных глубокими каньонами, создающими условия «структурного рельефа» для различных коллекторов. На многих 

¹Этот вывод не подтверждается более новыми данными. На других месторождениях, характеризующихся более интенсивной складчатостью, начальные пластовые давления близки к гидростатическим. - Прим. ред.

участках эти пласты располагаются выше зеркала грунтовых вод в данном районе. В этом случае поровое пространство пород оказывается под воздействием атмосферных условий, даже если эти породы залегают на значительной глубине.

Общая закономерность возрастания пластового давления с глубиной во взаимосвязанных проницаемых породах достаточно очевидна, хотя это возрастание не всегда может быть обнаружено при непосредственных замерах давления в различных пластах или резервуарах [22]. Иногда пластовые давления в одной и той же скважине оказываются более низкими в глубоких горизонтах, чем в вышележащих породах.

Залежи в изолированных природных резервуарах. Многие залежи, приуроченные к несомненно замкнутым резервуарам - изолированным линзам, биогермам и биостромам, ‑ характеризуются пластовыми давлениями, примерно соответствующими гидростатическим, т.е. эквивалентными давлениям, создаваемым столбом воды высотой от кровли пласта до поверхности земли. Если такие пласты оказались запечатанными непосредственно после погружения, избыточное давление может быть следствием некоторых постседиментационных явлений.

По-видимому, лучшее объяснение причин увеличения пластового давления следует искать в обычных изменениях объема пород и давления в результате литификации и диагенеза осадка. Поскольку осадки, с которыми мы имеем дело, откладывались в водной среде, их поры первоначально были заполнены водой. По мере погружения и увеличения веса вышележащих пород осадки уплотнялись, глины превращались в аргиллиты, а пески ‑ в песчаники, соответственно уменьшался их объем. Хотя проницаемость аргиллитов очень низкая, некоторая связь между порами все же имеется, и вода в них сохраняется в виде непрерывкой фазы. Давление, обусловленное уменьшением объема, передается воде, которая в связи с этим выжимается из аргиллитов в линзы водоносных пластов и будущих коллекторову становясь частью общей гидродинамической системы осадочного бассейна. Уменьшение объема осадка выражается главным образом в уменьшении пористости, что равносильно уменьшению количества воды, которая неизбежно будет удалена из порового пространства осадков, в которых она первоначально находилась. Куда же уходит эта вода?

Наибольшее уменьшение объема происходит в глинистых осадках. Глины, отложившиеся в пресноводной обстановке, могут обладать пористостью свыше 50%. За время превращения глин в аргиллиты их средняя пористость уменьшится в среднем до 13% в основном за счет давления вышележащей толщи осадков. Если это давление продолжает возрастать в течение длительного геологического времени, средняя пористость аргиллитов также продолжает снижаться, хотя и не так резко [23], и на глубине 5000-7000 футов может составить 5-10% [24]. Большая степень уплотнения глин по сравнению с песками обусловлена, с одной стороны, их пластичностью, с другой ‑ тем, что глины нередко оказываются вспученными водой, адсорбированной глинистыми частицами или находящейся в связанном состоянии внутри кристаллической решетки глинистых минералов. На фиг. 9-13 показано относительное влияние различных факторов, на процессы уплотнения глин.

Поровое пространство песчаников может также уменьшаться под воздействием увеличивающегося веса перекрывающих пород, поскольку в песчаниках обычно содержится некоторое количество глинистых минералов (см. стр. 73-74: глава 3, глины – А.Ф.). Глинистые частицы выдавливаются в поры песчаников, остающиеся открытыми, обусловливая более плотную упаковку их зерен. Таким образом, можно полагать, что в глинистых или «загрязненных» песках при одном и том же давлении пористость уменьшается больше, чем в чистых песках. Иными словами, чистые пески должны значительно лучше сохранять свои коллекторские свойства при длительном воздействии в течение геологического времени усиливающегося давления вышележащих осадков, чем глинистые пески. Следовательно, глубокопогруженные чистые пески должны больше привлекать внимание как потенциальные пласты-коллекторы, чем их глинистые разности.

Выжатый из глинистых пород флюид, главным образом вода, по-видимому, движется в направлении пониженного потенциала флюидов через проницаемые зоны, оказывающие наименьшее сопротивление движению воды. При своем передвижении флюид обязательно вытесняет находящуюся
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Фиг. 9-13. Характер изменения интенсивности различных процессов, происходящих при уплотнении осадков и превращении илов в плотные глины и сланцы (Неdberg, Am. Journ. Sci., 5th series, 31, p. 281, Fig. 7, 1936).

Механическое раздробление частиц осадка и удаление свободной воды преобладает на ранней стадии уплотнения, когда пористость осадка составляет 75-95%. На стадии механической деформации, когда пористость составляет 10-35%, раздробление частиц осадка достигает максимума, а интенсивность удаления воды, которая уже является адсорбированной, снижается; резко снижается также упругость воды. В конечном счете уплотнение приводит к перекристаллизации минеральных компонентов частиц осадка.

в породах воду, в том числе и воду, заключенную в замкнутых резервуарах, а та в свою очередь вытесняет воду, которая встречается на ее пути, и в конечном счете вода должна выйти на поверхность земли или поступить в какой-либо водоносный пласт с пониженным гидравлическим потенциалом. Другими словами, пластовое давление, возникшее в процессе уплотнения глинистых пород, передается воде и создает градиент гидравлического потенциала, который в свою очередь приводит к возникновению потока флюида в сторону участков пониженного энергетического потенциала. Равновесие восстанавливается, когда силы сжатия, выжимающие флюиды из глинистых пород и линзовидных коллекторов, становятся равными силам, препятствующим движению воды. Этими силами являются: 1) относительное различие между потенциальной энергией водоносных пластов и уплотняющихся глин, 2) сопротивление различных пропластков, обладающих низкой проницаемостью, 3) молекулярные силы, удерживающие пленки воды на поверхности глинистых минералов, 4) капиллярные силы, удерживающие флюиды в порах. Время восстановления гидростатического равновесия может оказаться весьма продолжительным, процесс уравновешивания противодействующих сил ‑ очень медленным, и изолированный резервуар может обладать повышенным пластовым давлением в течение длительного времени. В связи с этим в некоторых случаях пластовое давление может оказаться как бы «запечатанным», хотя и весьма несовершенной «печатью» ‑ слабопроницаемыми породами, позволяющими со временем этому давлению приблизиться к нормальному пластовому давлению, характерному для водоносных горизонтов, залегающих выше и ниже изолированных пород.

Тектоническая нарушенность может приводить не только к повышению пластового давления, но и, наоборот, к его снижению. По-видимому, именно с этим явлением связана нормальная гидростатическая величина пластового давления в песчаниках третичного возраста, развитых в низменности побережья Мексиканского залива США, где, несмотря на значительную мощность пластов, достигающую нескольких тысяч футов, пластовое давление обычно соответствует глубине. Для этого региона характерно большое количество вертикальных нарушений, часть которых приурочена к соляным штокам, а другая часть ‑ более или менее параллельна линии побережья и изолиниям мощностей (изопахитам) песчаников. Эти сбросы, возможно в результате того, что они сообщаются с поверхностью, могут обусловить снижение избыточного давления, передающегося пластовым флюидам вследствие выдавливания мягких глин и глинистых пород при возрастании нагрузки перекрывающих осадков.

Однако и в тех случаях, когда видимая связь резервуара с дневной поверхностью и активный напор воды отсутствуют, вероятно, существуют какие-то пути, приводящие к выравниванию пластового давления в пористых резервуарах до нормальной величины. Во многих замкнутых резервуарах давление часто приближается к величине, которая может быть названа гидростатическим глубинным равновесием. Это заставляет допускать наличие связи с поверхностью (в настоящее время или в прошлом) каких-то проницаемых зон даже в породах, практически непроницаемых для нефти, газа и воды. Такие зоны могут быть весьма протяженными и сложными и проходить в породах, характеризующихся крайне изменчивой про​ницаемостью. Равновесие может устанавливаться в течение длительного геологического времени или наступить внезапно, например в результате образования тектонического нарушения. Однако максимальная величина пластового давления, необходимого для преодоления давления, создаваемого выжимаемой водой, приблизительно равна давлению, требующемуся для подъема столба воды до уровня потенциометрической поверхности.

Температура 

В общем случае температура пласта увеличивается с глубиной. Степень этого увеличения называется геотермическим градиентом. До глубины 50-400 футов, где температура находится под влиянием изменений температуры атмосферы и циркулирующих грунтовых вод, геотермический градиент относительно постоянен. Однако, будучи достаточно постоянной в какой-либо одиночной скважине, величина геотермического градиента может существенно варьировать от участка к участку, даже в пределах одновозрастного горизонта [25]. В отличие от пластового давления, обычно снижающегося по мере извлечения из залежи нефти и газа, пластовая температура в основном остается постоянной.

Измерение температуры

Измерение пластовой температуры производится самозаписывающими термометрами, опускаемыми в скважину. Записывающий прибор может находиться внутри инструмента, называемого температурной бомбой, которая опускается в скважину, или оставаться на поверхности, а в скважину в этом случае опускается только сам термометр [26]. Если необходимо замерить величину температуры, соответствующей термическому равновесию, скважина должна быть остановлена на несколько дней или даже недель, чтобы исключить влияние различных локальных факторов, могущих привести к изменению температуры, как, например, схватывание цемента за колонной, поступление в скважину газа или воды вследствие нарушения колонны и т.п.

Геотермическии градиент

Величина геотермического градиента равна отношению разности пластовой температуры и среднегодовой температуры на поверхности к глубине залегания пласта.

Геотермическии градиент = (пластовая температура ‑ среднегодовая температура)/глубина залегания пласта
Величина геотермического градиента может быть выражена по-разному. Иногда она выражается в градусах Фаренгейта на 100 футов глубины, составляя в
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Фиг. 9-14. Геотермический градиент (около 1°F/62,5 фут), нефтяное месторождение Элк-Бейсин, Вайоминг (Espach, Fry, U.S. Bur. Mines, RI 4768, Fig. 12, opp., p. 10).

Фиг. 9-15. Градиенты температуры и давления, группа месторождений района Большая Офисина, Венесуэла (геотермический градиент равен примерно 1°F/50 фут глубины (Неdberg, Sass, Funkhouser, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 31, p. 2124, Fig. 11, 1947).

среднем 2°F на 100 футов (1°С на каждые 27,5 м). Более распространено обратное выражение ‑ количество футов возрастания глубины, приходящееся на 1°F увеличения температуры¹. Этот показатель составляет в среднем 50 футов/Г F, изменяясь от 20 до 180 футов на 1°F. Таким образом, на забое 5000-футовой скважины
¹В советской литературе этот показатель называется геотермической ступенью и измеряется в м/°С. - Прим. перев.

температура должна достигать 160°F (температура на поверхности 60°F плюс 100°F ‑ по средней величине градиента для глубины 5000 футов). Типичные геотермические градиенты показаны на фиг. 9-14, 9-15 и 9-16. Аномально высокие величины геотермического градиента достигают 20-40 футов/°F, а аномально низкие ‑ 120-180 футов/°F.

Изотермическая поверхность ‑ это такая поверхность, на которой температура постоянна во всех точках. На профиле фиг. 9-17 показан ряд изотермических поверхностей между городами Талса и Оклахома-Сити в Оклахоме. В частности, геотермическая поверхность, соответствующая
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Фиг. 9-16. Геотермические градиенты, группа залежей в северо-восточном Техасе и северо-западной Луизиане (величина градиента изменяется от 1°F/44 фут/лр 1° F/50 фут) (Nichols, Tech. Paper 2114, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 170, p. 46, Fig. 2, 1947).

100°F близ Оклахома-Сити располагается на глубине около 4200 футов, а близ Талсы, в 100 милях от первого, на глубине 1800 футов [27]. Это значит, что геотермический градиент близ Оклахома-Сити равен примерно 1°F на 100 футов, в то время как близ Талсы ‑ 1°F на 36 футов. Разрез в районе Талсы представлен более древними, чем в районе Оклахома-Сити, докембрийскими гранитами и метаморфическими породами фундамента, характеризующимися и более высокой степенью теплопроводности.

Геотермический градиент может быть показан в виде изолиний. Линии равных значений температуры, расположенные на какой-либо поверхности выше или ниже уровня моря, называются изогеотермами. Если горизонтали, проведенные через 100 футов глубины соответствуют геотермическому градиенту, то такие карты называются картами изоградиентов. На фиг. 9-18 показаны карты изоградиентов для некоторых районов Техаса, Нью-Мексико, Оклахомы, Арканзаса и Луизианы, где величина геотермического градиента варьирует примерно в пределах 0,4-2,2°F на 100 футов глубины [28]. Интересен аномально низкий градиент температур, образующий «впадины» примерно в центральной части бассейна Мидленд в Нью-Мексико и западном Техасе.

Возрастающий интерес к добыче нефти и газа с глубин свыше 15 000 футов (4,5 км) вызывает ряд проблем, связанных с влиянием высоких давлений и температур, которые могут быть встречены на этих глубинах. В США температура 212°F (100°С) была зафиксирована в трех случаях на глубинах менее 7000 футов и в трех случаях ‑ на глубинах свыше 10 000 футов [29]. Критическая температура воды 374° С (705°F), судя по расчетам, характерна для глубины, значительно
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Фиг. 9-17. Профиль, показывающий изменение пложения изотермических поверхностей между городами Оклахома-Сити и Талса на расстоянии примерно 100 миль (McCutchin, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 14, p. 542, Fig. 2).
Изотерма 100°F располагается на глубинах, соответствующих изменению величины геотермического градиента от 1°F/107 фут на западе до 1°F/36,5 фут на востоке, примерно параллельно напластованию осадков. Наиболее древние палеозойские отложения и докембрийские граниты в восточной части профиля располагаются ближе к поверхности, чем в западной.

превышающей 30 000 футов (9 км). Давления и температуры, замеренные в нескольких глубоких скважинах, приведены в табл. 9-1. Следует заметить, что градиенты давления
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Фиг. 9-18. Карта изотермальных градиентов Техаса и части Луизианы в градусах Фаренгейта на 100 футов глубины (Nichols, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 170, p. 46, Fig. 2, 1947).

Величина пластовой температуры в любой точке карты может быть определена путем умножения величины геотермального градиента в этой точке на глубину и прибавления к получившемуся результату среднегодовой температуры на поверхности 74°F.

и температуры в некоторых из этих глубоких скважин даже меньше, чем во многих нефтегазоносных районах, характеризующихся высокими значениями градиентов.
Когда замеры температур произведены достаточно тщательно, то на диаграммах температура ‑ глубина градиент обычно представляет собой линию, слегка изогнутую в сторону оси глубин. С глубиной наклон этой линии слегка увеличивается, что указывает на постепенное возрастание градиента температуры по мере погружения [29].

Геотермический градиент, замеренный в той или иной скважине либо в том или ином районе, может варьировать в зависимости от типа пород, слагающих разрез. В частности, в одной из скважин, пробуренных в Нью-Мексико [30 ], замерены следующие градиенты для различных типов отложений: 
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Средний геотермический градиент по этой скважине, максимальная глубина которой 6 683 фута (пермь), составляет 131,8 фут/°F, причем в интервале глубин 0-3 500 футов он равен 2°F на 100 футов, а в интервале 3 500-6 300 футов ‑ 1,2°F на 100 футов. Примерно такой же характер имеет усредненная кривая геотермического градиента по восьми исследованным скважинам месторождения Рейнджли в Колорадо [31], показанная на фиг. 9-19, на которой изменения геотермического градиента происходят на отметке 1800 футов выше уровня моря, где глинистые породы формации Манкос (верхний мел) налегают на песчаники формации Дакота (верхний мел). На фиг. 9-20 показано изменение геотермического градиента в залежи месторождения Ла-Пас в западной Венесуэле. Величина геотермического градиента изменяется от 1,66° F/100 фут в интервале 0-4000 футов до 1,0°F на 100 футов ниже этой глубины, соответствующей переходу от третичных песчаников и сланцев к меловым известнякам. Во всех приведенных случаях изменения величины градиента, по-видимому, лучше всего объясняются изменением теплопро водности (см. стр. 398: глава 9, источники тепловой энергии. – А.Ф.) вскрытых скважинами 
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Фиг. 9-19. Усредненная ттоооп кривая по восьми температурным градиентам месторождения Рейнджли, Колорадо (Cupps, Lipstate, Fru U.S. Bur. Mines, RI 4761, Fig. 5, 1951).
Изменение величины градиента от 1°F/51 фут дo 1°F/68 фут на отметке 1800 футов выше уровня моря (на глубине около3500 футов) соответствует контакту подошвы сланцев Манкос и кровли песчаников Дакота (мел), что, видимо, связано с различной теплопроводностью песчаников и сланцев. 

Величина геотермического градиента может изменяться и в пределах локальной структуры, Например, величины геотермического градиента, замеренные в сводовых частях 57 антиклинальных складок [32], составляют 47,4-50,6 футов на 1°F, а на крыльях этих же складок ‑ 51,3-62,1 фута на 1°F. Детальное изучение пластовой температуры в песчаниках Уэбер (пенсильваний) на месторождении Рейнджли в Колорадо также свидетельствует о влиянии на величину замеряемой температуры положения скважины на структуре. На фиг. 9-21 видно, что изотерма 160°F повышается на своде и снижается на крыле антиклинали. Нефтеносные антиклинальные складки в Оклахоме также характеризуются относительно повышенными температурами по сравнению с окружающими участками [26]. Различия эти очень малы, но вполне измеримы и безусловно закономерны.

Исследования, проведенные в Калифорнии [33] и долине Рейна [34], свидетельствуют о том, что само по себе наличие в пластах нефти и газа не влияет на температуру. Последняя изменяется главным образом в связи
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Фиг. 9-20. Изменение величины геотермического градиента от дневной поверхности до подошвы песчаников Газарс, до глубины около 4000 футов, и в меловых известняках в интервале 4000-9000 футов (среднегодовая температура на поверхности 83,3°F) (Rоjas, Smith, Austin, Report of Ministry of Mines and Hydrocarbons, Venezuela, Nat. Petr. Convention, p. 214, Fig. 5, 1951).

с изменением структурного положения точки замера: в точках более высокого гипсометрического положения температура повышается независимо от наличия нефти. Положительные температурные аномалии фиксируются также над
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Фиг. 9-21. Изогеотермический профиль месторождения Рейнджли, Колорадо (Lipstate, Fry, U.S. Bur. Mines, RI 4761, opp., p. 6, Fig. 6, 1951).

Замеры температуры произведены вкрест простирания структуры. Изогеотерма 160°F пересекает кровлю продуктивных песчаников Уэбер (пенсильваний) на крутом крыле складки. а ‑ кровля песчаников Уэбер; б ‑ плоскость через главную ось складки по кровле песчаников Уэбер.

соляными куполами. По-видимому, повышение температуры над приподнятыми участками объясняется более близким залеганием к поверхности пород, имеющих более высокую температуру. Теоретически по температурным картам неглубоких горизонтов можно выявить положительные структуры, однако стоимость этих работ, видимо, значительно выше, чем других методов структурного картирования.

Использование результатов температурных замеров
В большинстве случаев измерение температуры производится с целью выявления в разрезе скважины зон с отличной от фона тепловой характеристикой, выделяющихся аномальными «пиками» или градиентами [35]. Такие исследования весьма распространены в промысловой практике. Наиболее часто определяется местоположение зон понижения температур, соответствующих участкам поступления газа в скважину, или наоборот ‑ зон повышенной температуры при определении высоты подъема цемента за колонной. Термограммы скважин оказывают определенную помощь при корреляции пластов в скважинах, поскольку различные пласты характеризуются различной теплоемкостью и теплопроводностью. Данные замеров температуры используются также для обнаружения утечки газа в скважины из пластов при его подземном хранении. Такая утечка может быть обнаружена, даже если она составляет всего 300 куб. футов в сутки.

Источники тепловой энергии
Температурные измерения служат для определения: 1) величины тепловой энергии пород и заключенных в них флюидов и 2) направления теплового потока, что определяется по величинам геотермического градиента. Наличие градиента, обусловленного средней удельной теплоемкостью осадочных пород, свидетельствует о том, что огромные количества тепловой энергии перемещаются как в направлении дневной поверхности, так и параллельно ей, в верхних нескольких милях земной коры.

Источниками тепла в верхней части земной коры могут быть мощные тепловые потоки, идущие от центра ядра Земли [36], остывающие изверженные магматические массы, радиоактивный распад [37] или тепло подкоровых термических конвекционных потоков [38]. Второстепенное значение имеет тепловая энергия трения, возникающая в процессе диастрофизма, когда отдельные частицы пород трутся друг о друга, а также экзотермические химические реакции внутри проницаемых пород. Влияние обоих этих источников тепловой энергии является временным и локальным.

Способность вещества проводить тепло называется его теплопроводностью¹. Теплопроводность некоторых наиболее распространненых горных пород приведена в табл. 9-2. Различия геотермических градиентов отдельных территорий могут быть связаны с различиями в источниках тепла и теплопроводности пород.

Таблица 9-2 Теплопроводность различных пород¹
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1Bingham, Jackson, Bull. 14, US. Bur. Std, p. 75, 1918,





¹Теплопроводность ‑ количество тепла в калориях, передаваемое в 1 сек через пластинку толщиной 1 см и площадью 1 см² при изменении температуры на 1°С

Изменения геотермического градиента в одной или нескольких скважинах на одной и той же площади наиболее вероятно обусловлены различной теплопроводностью вскрытых этими скважинами отложений. Необходимо заметить, что величина наблюдаемой пластовой температуры в каждой точке может быть обусловлена в конечном счете несколькими причинами. Кроме того, при интерпретации любые данные температурных измерений, аналогично данным о пластовом давлении, относятся лишь к определенному моменту геологического времени. Эти данные характеризуют только одну точку на кривой, которую, вероятно, можно было бы построить, если бы было возможно проследить направление изменения температуры в течение нынешнего геологического времени, ее повышение или снижение относительно какого-либо уровня. Поскольку каждый из обычных геологических процессов, протекающих в нефтегазоносных регионах (осадконакопление, эрозия, диастрофизм, интрузивная деятельность), характеризуется определенным тепловым эффектом, можно сделать вывод о том, что температура отложений, залегающих в верхних нескольких милях земной коры, в течение геологического времени должна была периодически повышаться или понижаться, по крайней мере в пределах ныне наблюдаемых температур, т.е. между 60 и 325°F. В связи с этим все явления, обусловленные увеличением или уменьшением тепла, наблюдаемые нами в настоящее время в нефтяных месторождениях, безусловно, могли происходить и в геологическом прошлом.

Результаты воздействия тепла
Проблема изучения температур в недрах связана с проблемами нефтегазовой геологии, в особенности, имеющими отношение к разработке месторождений и оценке их запасов, происхождению, миграции и аккумуляции нефти и газа. В общем проблема изменения температур в недрах в зависимости от источников тепла затрагивает целую гамму явлений, касающихся влияния тепла на физические свойства нефтей, газов, связанных с ними флюидов, растворенных солей и самих пластов-коллекторов. Некоторые из этих явлений, обусловленных повышением температуры, описываются ниже. При снижении температуры (потере тепла) возможен обратный эффект рассматриваемых процессов.

1. Основным результатом повышения температуры в пластовых условиях является увеличение вязкости газа (при низком давлении) и уменьшение вязкости нефти при условии постоянного давления (см. стр. 194-198). Данные о влиянии повышения температуры на вязкость чистой воды сведены в табл. 9-3, а данные об изменении вязкости волы вследствие одно​временного изменения температуры и давления ‑ в табл. 9-4.

Таблица 9-3 Вязкость чистой воды¹
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¹Handbook of Chemistry and Physics, 13th ed., pp. 1729-1730, 1948.

2. Повышение температуры вызывает соответствующее увеличение объема газа, нефти и горных пород. Объем газа прямо пропорционален его абсолютной температуре. При возрастании температуры и постоянном давлении газ увеличивается в объеме на ¹/273 часть того объема, который он занимал

Таблица 9-4 Вязкость воды при высоких давлениях и температурах (при постоянном объеме)¹
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¹P.W. Bridgman, The Physics of High Pressures, Macmillan Co., New Jork, p. 346, 1931.

Таблица 9-5 Температура и плотность воды
	°С
	°F
	г/см³

	4
	32
	1,000000

	10
	50
	0,99973

	50
	122
	0,998807

	100
	212
	0,95838


при 0°С, или на ¼60 часть объема, соответствовавшего 32°F ‑ при возрастании температуры на 1°F. Коэффициент температурного расширения¹ газов при относительно небольших давлениях равен приблизительно 0,003665 на 1°С, или 0,002174 на 1°F. Эти величины, конечно, не выдерживаются при высоких давлениях. Влияние возрастания температуры на увеличение объема нефти показано на фиг. 5-31, а на плотность воды - в табл. 9-5. Коэффициенты линейного термического
Таблица 9-6 Коэффициенты линейного расширения¹
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¹Handbook of Chemistry and Physics, 13th. ed., Chem. Rubber Pub. Co. Cleveland, pp. 1745-1750, 1948.

расширения² некоторых осадочных пород и минералов даны в табл. 9-6. Нагревание карбонатных пород в лабораторных условиях до температур 100-700°С при давлении 1 атм, 5000 фунт/кв дюйм и 10 000 фунт/кв дюйм привело к соответствующему увеличению не только их объема, но и проницаемости [39].

3. В случае если флюиды заключены в ограниченном объеме, повышение температуры приводит к возрастанию давления. В природных нефтегазоносных
¹Коэффициент расширения газа при постоянном давлении равен изменению объема на единицу объема при увеличении температуры на 1°С.

²Увеличение объема породы на единицу объема при увеличении температуры на 1°С примерно соответствует утроенной величине коэффициента линейного расширения этой породы. 

пластах, где флюиды находятся в ограниченных или замкнутых ловушках, возможности для их расширения весьма малы либо отсутствуют вовсе, что должно обусловить временное (в ограниченных резервуарах) или постоянное (в замкнутых резервуарах) повышение пластового давления по мере возрастания температуры. Повышение температуры в резервуаре приводит к увеличению объема не только газов, но и жидких и твердых элементов, находящихся в этом пласте, однако в несравненно меньшей степени. В ограниченных условиях повышение температуры должно привести к возрастанию пластового давления, поскольку любое расширение горных пород, по-видимому, происходит в основном за счет их пористости, уменьшение которой определенным образом влияет на давление флюидов в этих породах. Таким образом, повышение температуры пластовых флюидов может привести к увеличению их объема или к повышению давления или тому и другому одновременно. Уменьшение удельного веса, сопровождающее повышение температуры, является причиной снижения температуры кипения многих легких компонентов нефти. При температурах ниже 300°F и атмосферном давлении многие из них находятся в газообразном состоянии.

Повышение температуры приводит к уменьшению растворимости газа в нефти. В частности, при температуре 140°F и давлении 2000 фунт/кв.дюйм в 1 барреле нефти может раствориться 670 куб. футов газа, а при температуре 200°F - только 600 куб. футов (см. фиг. 5-30).

Повышение температуры усиливает растворимость большинства солей в воде. Однако растворимость поваренной соли, одного из наиболее распространенных компонентов вод нефтяных месторождений, с увеличением температуры изменяется очень мало.

Влияние тепла интрузивных и эффузивных пород. Присутствие в осадках, являющихся объектом поисков нефти и газа, разного рода даек, пластовых интрузий и других интрузивных магматических или вулканогенных эффузивных пород, обычно вызывает большой интерес (см. также стр. 81 и 399: глава 3, породы-коллекторы смешанного происхождения; глава 9, результаты воздействия тепла. – А.Ф.). Какое они имеют значение? Как правило, эффузивные и интрузивные процессы сопровождаются выделением значительных количеств тепла, что способствует экстракции нефти из глинистых пород. Однако интрудированные глинистые породы на контакте с интрузивами нередко оказываются лишь частично обожженными и метаморфизованными на глубину не более дюйма с соответствующей частичной потерей проницаемости. Даже если образование залежи произошло до внедрения интрузии, последняя не обязательно вызовет рассеивание нефти и газа, особенно из хорошо изолированной ловушки. И тем более практически не будет никакого температурного воздействия на залежь, если аккумуляция нефти и газа произошла после завершения интрузивной или эффузивной деятельности. Однако внедрение даек и пластовых интрузий может привести к локальному уменьшению проницаемости коллекторов и, следовательно, к изменению характера миграции нефти и газа. В некоторых случаях таким путем могут даже образоваться ловушки в местах, где их до этого не было. С другой стороны, раскрытие трещин, как результат интрузивной деятельности, может привести к миграции нефти и газа вверх или в сторону ближайших участков с пониженным давлением. Внедрение интрузии может вызвать явление, сходное с гидроразрывом пласта. Туфы и вулканические брекчии, в особенности залегающие параллельно напластованию осадков, могут стать в конечном счете коллекторами (см. стр. 81: глава 3, породы-коллекторы смешанного происхождения. – А.Ф.), но эти образования обычно сопровождаются развитием даек, секущих пласты и могущих привести к изменению характера потока пластовых флюидов.

Связь продуктов магматической деятельности с нефтегазоносными отло​жениями характерна для многих районов. В Мексике, например в районе Тампико - Туспан, отмечены многочисленные выходы нефти среди интрузивных пород [40]. Продуктивные песчаники Палестайн и Тар-Спрингс (верхний миссисипий) на месторождении Омаха, округ Галлатин в Иллинойсе, секутся слюдисто-перидотитовыми дайками и пластовыми интрузиями мощностью от 1 до 5 футов [41]. В штате Сан-Паулу в Бразилии, в северном Парана, интенсивные нефтепроявления и нефтенасыщенные песчаные породы перми и песчаники Ботукату (триас) тесно связаны с дайками и пластовыми интрузиями и с крупным лавовым потоком Серра-Жерал (триас). Эти нефте​насыщенные пески, по-видимому, являются остатками некогда огромных скоплений нефти. В северо-западной части Мадагаскара вблизи селения Бемоланга песчаные породы триаса (Карру) битуминозны на значительной площади. Районы развития этих пород совпадают с районами наибольшей вулканической деятельности в третичный период. Максимальная нефтегазоносность наблюдается на тех участках, на которых зоны развития даек и трещин имеют максимальную мощность, что прямо свидетельствует о том, что нефть могла образоваться при дистилляции из окружающих глин благодаря тепловому воздействию интрузивов [42].

Таким образом, можно сделать вывод, что наличие интрузивных или эффузивных пород, таких, как дайки и силлы или туфы и брекчии, может в какой-то степени помочь в поисках промышленных залежей нефти и газа. Имеется немало примеров ассоциации нефти с такими породами, так что их присутствие не должно сказываться отрицательно на оценке того или иного региона. Любая порода, обладающая пористостью и проницаемостью, достаточными для обеспечения движения воды, может рассматриваться в качестве потенциального коллектора, и многие интрузивные, эффузивные и вмещающие их осадочные образования обладают этими свойствами. Вероятно, основное влияние интрузии заключается в видоизменении ловушек, имевшихся в породах, которые эти интрузии прорывают, и в образовании новых ловушек интрузивными дайками, силлами и метаморфизованными окружающими породами, становящимися непроницаемыми экранами. Эти ловушки способны аккумулировать только такую нефть, которая образовалась или мигрировала лишь после окончания интрузивной деятельности.

Заключение
В своей повседневной жизни мы привыкли наблюдать и использовать многочисленные явления, связанные с влиянием температуры и давления. Теперь мы убедились и в том, какую большую роль играют они в нефтегазоносных пластах, залегающих на глубине. Их влияние на фазовые соотношения флюидов и на всю обстановку в пласте-коллекторе несомненно. Как и другие параметры, характеризующие нефтяные и газовые залежи, температура и давление сильно различаются и подвержены постоянным изменениям. Температура и давление влияют в общем случае двояко: с одной стороны, они влияют на осадки, степень их уплотнения, уменьшение пористости и проницаемости и выжимания из них флюидов; с другой стороны, наибольшее влияние они оказывают на сами флюиды, на изменение их объема и вязкости, на их энергетический потенциал. Геолог-нефтяник должен быть хорошо знаком со всеми этими особенностями влияния температуры и давления на осадки и заключенные в них флюиды, чтобы разбираться в процессах, происходящих в природных резервуарах.

Изучение влияния давления и температуры имеет большое значение не только для нефтяной, но и для рудной геологии, поскольку многие процессы, связанные с воздействием этих факторов на флюиды, происходят как при нефте-, так и при рудообразовании. Правда, нефтяная геология обычно имеет дело с более низкими температурами и давлением, чем рудная. Однако теперь, когда бурение до глубин свыше 25 000 футов (7,5 км) стало вполне достижимым, мы также входим в область очень высоких давлений. Многие из ныне неглубоко залегающих продуктивных горизонтов некогда были погребены под мощными толщами осадков; но степень воздействия на эти породы высоких температур и давлений пока еще остается неясной. В связи с этим особую важность приобретает изучение влияния высоких давлений и температур на флюиды, пористость и проницаемость пород, и, самое главное, изучение влияния градиентов давления и температуры на движение флюидов как внутри природных резервуаров, так и из них. В основе понимания этих явлений должно лежать знание процессов, происходящих в резервуарах, что и является предметом следующей главы.
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Глава 10 Механика природного резервуара

Фазовые состояния. Поверхностные явления. Капиллярное давление. Пластовая энергия. Перемещение нефти и газа в залежи. Явления, связанные с добычей нефти. Вторичные методы добычи. Добыча газа. Экономические и правовые вопросы.

Сфера пластовой механики [1] включает изучение таких физических и химических изменений в пласте и пластовых флюидах, которые происходят в течение периода разработки залежи нефти или газа. Правильное пони мание этих явлений имеет особенно важное значение для обеспечения эффективной и рентабельной добычи нефти и газа. В этом интересы геологов и эксплуатационников совпадают, и многие геологические наблюдения получают объяснение с позиций эксплуатационника. Строго говоря, механика пласта вступает в действие тогда, когда залежь вскрывается первой скважиной и начинается извлечение нефти и газа, хотя те же самые физические законы должны действовать уже со времени отложения нефтегазоносных пород. Это становится очевидным при изучении движения пластовых флюидов к поверхности. Движение нефти и газа из залежи к скважине можно рассматривать как миниатюрную модель крупного и длительного геологического процесса региональной миграции нефти и газа от площадей углеводородообразования до их аккумуляции в залежи. Более того, геологи-нефтяники все чаще прибегают к интерпретации пластовых условий с общегеологических позиций. Это еще один довод в пользу необходимости понимания явлений, сопутствующих движению нефти и газа из залежи в скважину и в самой скважине.

Изучение пластовых условий и механики пласта с инженерной точки зрения продолжает предоставлять все большее количество новых сведений и новых идей. Некоторые из них могут быть непосредственно применены к проблемам поисков нефти и газа. Механика природного резервуара охватывает самые разнообразные вопросы, проникая в органическую химию, физику, физическую химию, гидромеханику и технологию разработки месторождений. Ниже описываются некоторые из этих вопросов, интересующих геологов-поисковиков: 1) фазовые состояния углеводородов, 2) поверхностные явления на границах различных фаз, 3) капиллярные явления, 4) пластовая энергия, 5) движение нефти и газа в залежи, 6) явления, связанные с добычей нефти и газа, 7) вторичные методы добычи.

Фазовые состояния

Изучение соотношений различных фаз углеводородов имеет огромное значение для правильного понимания разного рода равновесий, существующих между флюидами в пределах нефтегазоносного пласта в обстановке меняющихся температур и давлений [2]. Температура и давление в залежи в процессе ее разработки изменяются, причем иногда очень резко. Большая часть современных методов добычи нефти и газа основана на знании поведения этих флюидов ‑ их фазовых состояний ‑ в пласте в процессе извле чения их из залежи. Эти знания получены в лабораториях ‑ химиками, физиками, переработчиками ‑ и путем изучения современных пластовых условий. Очень многие из изучаемых таким образом процессов и явлений представляют большой интерес для геолога-нефтяника, поскольку они могли происходить в пластовых условиях в.течение длительного геологического времени.

Порода-коллектор, вода, газ и нефть ‑ вот те различные материалы, которые к моменту открытия залежи находятся в нефтегазоносном пласте в состоянии равновесия и с которыми мы имеем дело в течение всего последующего периода ее разработки. В пласте-коллекторе существует множество систем¹, подлежащих изучению, ‑ это порода ‑ вода, порода ‑ газ, порода ‑ нефть, вода ‑ нефть, газ ‑ нефть, порода ‑ вода ‑ нефть, водные, нефтяные и газовые системы. Фаза включает все составляющие системы, обладающие одинаковыми свойствами и составом. Иными словами, фаза ‑ это гомогенная, отличающаяся физически и обособленная механически часть системы².
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Фиг. 10-1. Схематическая диаграмма фазовых состояний воды.

Тройная точка О соответствует давлению 4,58 мм ртутного столба и температуре 0,0098°С. АО ‑ кривая сублимации льда и пара; ОС ‑ кривая равновесия льда и жидкости; ОВ ‑ кривая давления пара, т.е. кривая равновесия жидкости и пара. Эта диаграмма справедлива только для низких давлений.

Фазы отделены друг от друга отчетливыми физическими границами, называемыми поверхностями раздела или граничными поверхностями. Число компонентов системы является наименьшим числом независимых переменных составляющих, которые отражают строение и состав каждой из возможных присутствующих фаз. Например, такая система, как вода, может встречаться в виде трех фаз - парообразной, жидкой и твердой в зависимости от температуры и давления. Эта система представлена одной составляющей ‑ Н2О ‑ во всех фазах, иными словами, это однокомпонентная система. Система нефть - вода может рассматриваться в качестве двухкомпонентной; в пластовых и поверхностных условиях она часто встречается в трех фазах - природного газа, нефти и воды.

Типичной однокомпонентной системой является вода. На фиг. 10-1 приведена диаграмма этой системы в зависимости от двух переменных - температуры и низкого давления. На диаграмме показаны три самостоятельные фазы (лед, жидкость, пар) и три состояния равновесия двух фаз (лед ‑ пар по линии АО, лед - жидкость по линии ОС и пар - жидкость по линии ОВ; точка В соответствует критической температуре Тс). В точке О все три фазы находятся в равновесии. Это так называемая «тройная точка».

Фазовое состояние вещества (или смеси веществ, например нефти) в любой данный отрезок времени определяется рядом независимых переменных, главным образом давлением и температурой, а также концентрацией, плотностью и объемом этих веществ.

¹Система представляет собой вещество или смесь веществ, изолированных друг от друга.

²Строго говоря, мы должны рассматривать систему метан - этан и фазы, газообразную и жидкую, в виде которых она встречается. С практической точки зрения целесообразнее рассматривать нефть как систему, состоящую из двух фаз - собственно нефти и растворенного в ней природного газа. Аналогично понимается в качестве двухкомпонентной наиболее обычная для продуктивного пласта система нефть ‑ вода.

Минимальное количество переменных, необходимое для определения остальных переменных данной системы и, следовательно, для установления фазового состояния этой системы называется степенью свободы. Например, если температура, давление, концентрация и объем достигли таких величин, что из жидкой фазы (нефти) начали образовываться мельчайшие пузырьки газовой фазы, значит, газ и нефть находятся в равновесии и будут находиться в этом состоянии до тех пор, пока останутся постоянными все эти параметры. Стоит измениться одному параметру, как тотчас изменятся и все остальные, и равновесие между нефтью и газом сохранится. Следовательно, такая система, как нефть, обладает лишь одной степенью свободы.

Общая связь между количеством степеней свободы, количеством компонентов и количеством фаз в системе выражается правилом фаз, выведенным впервые в 1876 г. Гиббсом:

F = C − P+2,

где F ‑ количество степеней свободы (давление, температура, плотность и т. д.), С ‑ количество компонентов в системе, Р ‑ количество существующих в этой системе фаз.

Применяя это правило к однокомпонентной системе, например к воде, мы видим, что там, где все три фазы ‑ жидкость, пар и лед ‑ существуют одновременно (в точке О на фиг. 10-1), 
F = C (один компонент) – P (три фазы) +2 = 0,

т.е. степеней свободы нет. Иными словами, если присутствуют все три фазы, никакое изменение в температуре или давлении невозможно. В случае двухфазной системы (жидкость + пар)
F = C (один компонент) – P (две фазы) +2 = 1,

Если две фазы находятся в состоянии равновесия в любой точке линии ОВ (фиг. 10-1), то можно определить либо температуру, либо давление (но не оба этих параметра).

Наконец, если в системе присутствует только одна фаза, например жидкость 

F = C (один компонент) – P (одна фаза) +2 = 2,

(СОВ на фиг. 10-1), то вода должна оставаться в жидкой фазе, даже если переменными являются оба параметра ‑ и температура, и давление. Другими словами, жидкая фаза воды имеет две степени свободы, т. е. для определения системы в этом случае необходимо знать два условия ‑давление и температуру.

Если температура высока ‑ выше критической величины 374°С (см. фиг. 10-1), ‑ то вода может находиться только в одной фазе - парообразной, и никакое давление не способно привести к сжижению даже части этой системы. При таких сверхвысоких температурах и давлениях сосуществование двух фаз невозможно, и свойства жидкости и ее пара или газа становятся неотличимыми. Понятие о степенях свободы при сверхкритических давлениях и температурах неприменимо. При промежуточных значениях этих параметров жидкая фаза (вода) может существовать одновременно с газовой фазой (водяной пар).

Пластовые углеводороды относятся к числу крайне сложных много​компонентных систем. Если учесть, что любая система из трех и более компонентов очень трудна для понимания, то станет ясна вся сложность изучения нефтегазовых систем, состоящих из тысяч углеводородов. Большая часть исследований, посвященных фазовым состояниям углеводородов, относится к одно- или двухкомпонентным системам, представленным простыми компонентами - метаном, пропаном и бутаном.

Фазовые диаграммы для двухкомпонентных систем, например вода ‑ нефть, можно построить, отложив по оси абсцисс молекулярный состав, а по оси ординат ‑ соответственно давление и температуру. Для изображения трехкомпонентной системы необходимо использовать равносторонний треугольник. В этом случае границы фаз изображаются линиями изобар или изотерм. Подобные диаграммы часто используются в петрологии и металлургии. Для систем, состоящих из большего чем три числа компонентов, такие простые способы построения фазовых диаграмм уже невозможны. В случае сосуществования только двух фаз, граница между ними изображается поверхностью. Если же количество сосуществующих фаз составляет три и более, границы между ними в общем случае могут быть показаны лишь линиями, т.е. соотношения между фазами необходимо представлять в виде изометрических диаграмм.

Изобарическая диаграмма на фиг. 10-2 показывает изменение состава смеси, состоящей из 60 мол. % компонента А и 40 мол. % компонента В, в зависимости от температуры при постоянном давлении.

На этой диаграмме видно, что при минимальной температуре существует только жидкая фаза. Поскольку температура смеси увеличивается при постоянном давлении (P1), объем смеси будет возрастать, но фазовое состояние не изменится до точки N. В этой точке бесконечно малое количество газа, состав которого соответствует точке Q, находится в равновесии с жидкостью. Точка N называется
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Фиг. 10-2. Изобарическая диаграмма температура ‑ состав смеси компонентов А и В.

точкой кипения, а соответствующая ей температура Тb - температурой кипения данной смеси при давлении Р1. Если температура продолжает возрастать, количество газа увеличивается, и состав как жидкости (нижняя кривая), так и газа (верхняя кривая) изменяется, хотя общий состав смеси остается постоянным. Например, в точке R, соответствующей температуре Тс, состав жидкой фазы определяется точкой S, а газовой ‑ точкой М. Относительное количество каждой фазы может быть определено по относительной длине отрезков MR и RS. В точке U в равновесии с газом остается только бесконечно малое количество жидкости, состав которой отвечает точке V. Это так называемая точка росы, а температура Тd ‑ температура конденсации для данной смеси при постоянном давлении. При любой температуре, превышающей величину температуры конденсации, может существовать только газовая фаза. Состав газа при этом тот же, что и состав первоначальной смеси. Положение и точки кипения, и точки росы изменяется в зависимости от различных переменных факторов. Например, известна только одна точка кипения (давление насыщения) и одна точка росы для данных объемов жидкости и газа при данных температуре и давлении. Если изменится величина любого из этих параметров, немедленно изменятся также и точка кипения, и точка росы. Кривая, отвечающая условиям, в которых первые пузырьки газа начинают выделяться из раствора, называется кривой точек кипения. Соответственно кривая конденсации ‑ это кривая, отвечающая таким величинам температуры и давления, при которых из газовой фазы начинают конденсироваться первые порции жидкости.

Аналогичным образом можно показать влияние на состав такой же газо-жидкостной смеси изменения давления при постоянной температуре.
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Фиг. 10-3. Изотермическая диаграмма давление - состав смеси компонентов А и В.

Если давление возрастает при постоянной температуре, характеристика смеси X, содержащей 60 мол.% компонента А и 40 мол.% компонента В, может быть получена способом, аналогичным описанному для фиг. 10-2.

Изотермическая диаграмма давление ‑ состав смеси приведена на фиг. 10-3. Обе диаграммы - изотермическую и изобарическую ‑ можно совместить и представить в виде изометрической диаграммы [3], однако этот способ в настоящей работе
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Фиг. 10-4. Диаграмма давление - температура для гипотетической двухкомпонентной системы нефть - газ, характеризующейся постоянством состава.

В нашем примере точки А, В и С могут соответствовать трем различным пластам. В пласте А смесь находится в жидком виде. При извлечении жидкости давление падает и в конце концов достиг точки кипения, вследствие чего начинает образовываться газ. Этот процесс продолжается до тех пор: пока давление не станет равным атмосферному и обе фазы, жидкая и газообразная, не разделятся в сепараторе на устье скважины. В пласте В содержится только газ, поскольку температура в на выше критической. В случае извлечения газа и снижения пластового давления ниже точки конденсации начинает быстро образовываться жидкая фаза (кривая начала конденсации). Обе фазы продолжают сосуществовать до тех пор, пока давление снова не повысится до точки росы и жидкость не растворится в газе. Явление возникновения и исчезновения жидкости в результате снижения давления при постоянной температуре называется «ретроградной конденсацией». Флюид в пласте С находится в газообразном состоянии, которое не изменяется в течение всего периода эксплуатации пласта, поскольку никакое снижение давления не ведет к изменению фазового состояния флюида.
не рассматривается.

На фиг. 10-4 приведена объединенная диаграмма давление ‑ температура для гипотетической смеси нефти и природного газа. В отличие от ранее рассмотренных диаграмма этого типа не показывает изменений состава фаз в различных условиях. При очень высоких давлениях здесь может присутствовать только одна фаза. В условиях температуры и давления, представленных точкой А, эта единственная фаза является жидкой, а в точке В - газообразной. Последнее обусловлено тем, что точка В находится выше критической температуры¹. Обе точки - А и В - могут отвечать пластовым условиям в двух различных резервуарах. При извлечении флюидов из резервуара начальное пластовое давление в нем начнет падать, что может привести к изменениям фазовых соотношений флюидов. Сопровождающее этот процесс снижение пластовой температуры, обусловленное расширением пластовых флюидов, вероятно, ничтожно мало, за исключением зоны, непосредственно окружающей работающую скважину, и им можно пренебречь, поскольку его влияние несравнимо меньше влияния изменения давления.

Если начальные пластовые условия отвечают точке А, то точка пересечения проекции этой точки с кривой начала кипения соответствует потере давления для газовой фазы. Нефть и газ сосуществуют и добываются одновременно. При снижении давления до определенной величины значительная часть газа будет удалена из пластовой жидкости, и в условиях поверхностной температуры на устье скважины (на трапе сепаратора) мы получим обе эти фазы - жидкую нефть и природный газ. Соотношение между количествами жидкости и газа, находящимися в пласте и добываемыми на поверхности, одно и то же.

Если пластовые условия соответствуют точке В, то сильное снижение пластового давления, обусловленное добычей газа из залежи, приведет в конечном счете к конденсации жидкости из газовой фазы (в точке, соответствующей давлению конденсации) и одновременному существованию двух фаз. Необходимо отметить, что в этом случае температура превышает критическую величину, но давление меньше критического. Точка, соответствующая максимальной температуре, при которой еще сосуществуют две фазы, называется крикондентермой. Если давление продолжает падать, объем сконденсированной жидкости увеличивается до максимальной величины, давление достигает точки кипения, после чего жидкость начинает испаряться, превращаясь в газ. Когда кривая конденсации пересекается второй раз, исчезают последние капли жидкости и остается только газовая фаза.

Залежь, характеризующаяся пластовыми условиями, соответствующими точке В, называется конденсатной. Конденсат добывается из нее при снижении давления и постоянной температуре. Если в пластовых условиях достигается точка росы, то образовавшаяся в залежи жидкая нефть будет неизвлекаемой в связи с тем, что, конденсируясь из газа, она адсорбируется на стенках пор в виде тонкой пленки и становится практически неспособной к движению к забоям скважин вместе с добываемым газом, который при высоком давлении должен был бы снова раствориться в этой нефти. В промысловой практике такие залежи известны, и, чтобы не допустить конденсации жидкой фазы в резервуаре, требуется применение специальных методов эксплуатации. Одним из наиболее распространенных технических приемов, направленных на предотвращение потерь жидких углеводородов при эксплуатации конденсатных залежей, является поддержание пластового давления путем закачки в залежь газа под высоким давлением. В случае очень высоких температур в пласте, соответствующих точке С на фиг. 10-4, падение давления не приводит к каким-либо изменениям в фазовом состоянии углеводородов (см. также стр. 451).

¹Критическая температура (Тс) ‑ это такая температура, выше которой газ ни при каком давлении не может быть превращен в жидкость. Критическое давление (Рс) ‑ давление, при котором газ находится в равновесии с жидкостью при критической температуре.

Можно предположить, что за геологическое время различные фазы внутри природного резервуара приближаются к состоянию статического равновесия и в значительной степени стабилизируются. Иными словами, соотношения между пластовыми флюидами приходят в соответствие с такими факторами, как температура, давление, насыщенность, характер нефти, газа и воды в этом резервуаре. Но как только один из этих факторов изменяется, равновесие тотчас же нарушается, и вся система снова начинает изменяться в сторону равновесия и стабилизации. Естественно, что пластовые условия в течение геологического времени могли неоднократно изменяться, в особенности под влиянием таких факторов, как изменение давления, минерализация пластовых вод, температура, характер нефти и газа (изменения последнего могут произойти либо в результате привноса в залежь дополнительных количеств углеводородов, либо в результате внутренних молекулярных изменений под влиянием изменений температуры и давления). Фазовое равновесие в залежи может нарушиться также и искусственным путем ‑ при извлечении из залежи флюидов. Это значит, что фазовое равновесие, установившееся в пласте, нарушается и продолжает изменяться во всех случаях, когда производится непропорциональная добыча одного или более компонентов из залежи, когда пластовое давление в процессе разработки залежи снижается или когда в пласт закачиваются вода, воздух или газ с целью поддержания пластовой энергии и увеличения добычи.

Таким образом, изменения пластовых условий и фазовых соотношений пластовых флюидов связаны с очень большим и неопределенным количеством переменных факторов. Поскольку процессы, происходящие в пласте, действительно очень сложны и характеризуются неисчислимым количеством неизвестных, можно утверждать, что наши знания об этих процессах весьма фрагментарны. Все, что нам известно в настоящее время по этому вопросу, есть главным образом результат усиливающихся исследований в области химии и физики граничных поверхностей, фазовых соотношений и нефтяного пласта, данные которых могут быть использованы с целью познания геологии природного резервуара. Однако предстоит сделать еще очень много для познания пластовых условий.

Поверхностные явления

Интересующие нас флюиды заключены в поровом пространстве горных пород. На границах разделов между флюидами и между флюидами и твердыми телами наблюдается совокупность множества физических и химических соотношений [4], что объясняет целый ряд явлений, происходящих в залежи как во время ее формирования, так и в процессе ее разработки. Свободная поверхностная энергия, поверхностное натяжение, межфазное натяжение, адсорбция, силы сцепления, смачиваемость - все это примеры сил, действующих на границах разделов различных фаз. Поскольку основная часть порового пространства представлена капиллярными порами (обычно менее 0,5 мм в диаметре), именно капиллярные явления лучше всего объясняют многие особенности взаимоотношений между флюидами и породами, обнаруживаемые в нефтегазоносных пластах. Более того, все явления, характерные для границ разделов различных фаз, также происходят главным образом в капиллярных порах.

Явления, происходящие на границах фаз ‑ жидкости, газа и твердого тела, ‑ а также внутри их, включая и капиллярные явления, обусловлены тем, что все молекулы находятся под воздействием сил взаимного притяжения. Эти силы, известные под названием сил Ван-дер-Ваальса, противодействуют перемещению и смещению молекул (что объясняется их кинетической энергией). С увеличением температуры движение молекул усиливается. Одно из следствий этого - разобщение молекул жидкости и образование газа. Поскольку действие сил Ван-дер-Ваальса обратно пропорционально шести- или семикратному расстоянию между молекулами, они практически не оказывают влияния на газы. И наоборот, в жидкостях и особенно твердых телах, где расстояния между молекулами очень малы, эти силы оказываются чрезвычайно большими. Точка начала кипения жидкости характеризует скорость движения молекул, которая необходима для преодоления сил Ван-дер-Ваальса. Эти силы действуют как внутри отдельных физических тел (жидкость, газ, твердое тело), так и на границах различных фаз {жидкость - жидкость, жидкость - газ, жидкость - твердое тело и т.д.).

Поверхностная энергия; поверхностное натяжение; межфазное натяжение

Все молекулы в жидкости, за исключением поверхностных, со всех сторон окружены другими молекулами и находятся под воздействием сил взаимного притяжения (сил Ван-дер-Ваальса). Однако на поверхности, на контакте с воздухом, газами, паром, эти молекулы только частично окружены другими молекулами жидкости и притягиваются лишь в направлении самой жидкости. Молекулы, находящиеся на поверхности жидкости, образуют как бы незримую сжимающую мембрану¹. Под действием этих сжимающих сил площадь поверхности жидкости сокращается до минимума, а для любого данного объема наименьшая поверхность - это сфера (например, дождевая капля в воздухе). Это самопроизвольное сжатие поверхности жидкости указывает на затрату определенного количества свободной энергии, поскольку на сжатие потребовалось какое-то количество работы. Такая энергия называется поверхностной свободной энергией. Количество работы, необходимое для образования 1 см² поверхности (эрг/см²)², называется поверхностной энергией вещества. Натяжение на поверхности жидкости, контактирующей с воздухом или собственным паром, обычно называется поверхностным натяжением (о) и выражается в усилии, необходимом для образования единицы сжатой поверхности (дин/см). Поверхностное натяжение количественно эквивалентно поверхностной энергии. Величины поверхностного натяжения воды и нефти приведены в табл. 10-1.

Поверхностное натяжение жидкости уменьшается с повышением температуры, поскольку последнее приводит к тому, что скорость движения молекул жидкости возрастает и они начинают пробиваться сквозь поверхностную пленку в парообразную фазу. Этому процессу в известной степени противодействует поверхностная свободная энергия, стремящаяся, в соответствии с направлением действия сил Ван-дер-Ваальса, стягивать поверхность жидкости. В конечном счете при достижении критической температуры поверхностное натяжение становится равным нулю, граница между жидкостью и ее паром (мениск) исчезает, свойства их становятся идентичными.

Если речь идет о границе между двумя жидкостями или между жидкостью и твердым телом, то для обозначения сил, стремящихся уменьшить площадь контактирующей поверхности, используется термин контактное, или межфазное, натяжение (γ), эквивалентное величине поверхностной свободной энергии на единицу поверхности контакта. Этот параметр для границ между пластовыми водами и нефтью в группе месторождений Техаса [5] оказался равным 15-35 дин/см для температуры 70°F, 8-25 дин/см ‑ для температуры 100°F, 8-19 дин/см ‑ для температуры130°. Средняя величина межфазного натяжения
¹Диаметр молекулы порядка 10-8 см.

²Эрг ‑ единица работы в системе CGS, эквивалентная энергии, необходимой для движения массы в 1 г со скоростью 1 см/сек. Джоуль ‑ 10 млн. (107) эргов. Дина ‑ единица силы в системе CGS, равная усилию, необходимому для придания ускорения в 1 см/сек² массе в 1 г.

Таблица 10-1 Поверхностное натяжение воды и нефти¹
	Вещество
	Поверхностное натяжение (σ)

	Дистиллированная вода
	От 72,5 дин/см при 70°F до 60,1 дин/см при 200° F, или в среднем 0,095 дин/см/°F

	Минерализованная вода
	От 59 до 76 дин/см. Растворенные неорганические соли повышают поверхностное натяжение, поверхностно-активные вещества понижают его. Растворенный газ понижает поверхностное натяжение в пластовых водах, но не так интенсивно, как в нефти

	Нефть
	От 24 до 38 дин /см при 70°F. Пониженные значения поверхностного натяжения характерны для нефтей с низким молекулярным весом (низкой плотностью).

	
	Растворенный газ и повышение температуры снижают величину поверхностного натяжения. При температуре 150°F и давлении 3000 фунт/кв. дюйм величина этого параметра предположительно равна около 1 дин/см. В критической точке поверхностное натяжение полностью исчезает


¹М. Musk at, Physical Principles of Oil Production, McGraw-Hill Book Co., New Jork, pp. 99-101, 1949.

составила 0,195 дин/см/°F при температуре 70-100°F и 0,093 дин/см/°F при 100-130°F. Многие явления, происходящие в природном резервуаре, зависят от величины межфазного натяжения на границе между пластовыми жидкостями и между жидкостями и горными породами.

В качестве общего термина, используемого для обозначения поверхностного и межфазного натяжения на таких границах фаз, как жидкость - газ, жидкость - жидкость и жидкость ‑ твердое тело, применяется термин граничное натяжение. Если граничное натяжение поверхностей раздела жидкость - газ и жидкость - жидкость может быть измерено достаточно просто, то для границ между твердыми телами и жидкостями или газами получить точную величину этого параметра очень трудно или даже невозможно. Также трудно замерить граничное натяжение между нефтью и пластовой водой при отсутствии в пласте воздуха [6]. Когда такая нефть соприкасается с воздухом, то образуется тонкая, но прочная пленка в результате окисления нефти и воздействия солей, растворенных в воде, присутствующей в виде эмульсии в нефти. Эта пленка, в основном состоящая из асфальтово-смолистых веществ и представляющая собой нефть, адсорбированную¹ на контакте нефть - вода, снижает контактное натяжение в некоторых случаях на 50% по сравнению с величиной, характерной для пластовых условий со свободным кислородом.

В тех случаях, когда контактируют две несмешивающиеся жидкости или жидкость и твердое тело, поверхностные молекулы каждого вещества притягиваются друг к другу под действием сил Ван-дер-Ваальса. Это притяжение, называемое энергией прилипания [адгезии], отличается от межфазного натяжения, являющегося свойством поверхности раздела и действующего в прямо противоположном направлении. Чем ниже межфазное натяжение, тем выше энергия прилипания. Энергия прилипания измеряется

¹Адсорбция ‑ концентрация молекул газа, жидкости или растворенных веществ на поверхности жидкости или твердого тела. Они удерживаются на этой поверхности силами Ван-дер-Ваальса. Адсорбцию нельзя смешивать с абсорбцией ‑ процессом поглощения одного вещества другим, т.е. ассимиляцией молекул одного вещества внутри другого с образованием раствора или новой смеси. Иногда для обоих этих явленм используется термин сорбция.

количеством работы, необходимой для разделения двух веществ, и численно равна сумме величин поверхностных натяжений этих веществ минус величина межфазного натяжения на поверхности их контакта¹.

Поверхностное натяжение (σ) чистого вещества и межфазное натяжение (γ) между двумя чистыми веществами ‑ характерные свойства этих веществ. Величина сил взаимного притяжения между твердым телом и жидкостью несколько меньше, чем сумма величин их поверхностных натяжений, а между двумя жидкостями - ниже, чем величина поверхностного натяжения жидкости, обладающей более высоким значением этого параметра. Низкое межфазное натяжение свидетельствует о том, что поверхности фазовых разделов образуются сравнительно легко. Например, на контакте мыльной воды и воздуха, характеризующихся низким значением этого параметра, быстро образуется пена. Энергия прилипания на контакте таких поверхностей очень высокая, что делает обе фазы трудно разделимыми. Характерным примером является межфазное натяжение между водой и стеклом. Оно очень низкое, вследствие чего вода растекается тонкой пленкой, прочно прилипающей к стеклу, и может быть удалена только путем вытирания стекла или полного испарения воды. Энергия прилипания, следовательно, в этом случае очень велика. При соприкосновении стекла со ртутью межфазное натяжение резко повышается, а силы прилипания, наоборот, ослабевают; поэтому нанесенная на стекло ртуть соберется в шарик и легко, почти без сопротивления покатится по стеклу.

Поверхностно-активные вещества уменьшают межфазное натяжение. Такими веществами могут быть как различные соли, растворенные в воде, так и сложные металло-органические соединения с углеводородным радикалом, содержащие такие металлы, как цинк, медь, никель, титан, ванадий, кальций и магний [7], часто встречающиеся в пластовых водах и обнаруживаемые в золе нефти. Поверхностно-активные вещества способствуют образованию более однородной смеси двух обычно несмешивающихся жидкостей, таких, как нефть и вода, а также повышают энергию прилипания жидкости, в частности нефти, к твердой поверхности, например к частицам горной породы. Обычно одна часть каждой молекулы поверхностно-активного вещества поляризована и притягивается к какому-либо ионизированному веществу, например минералу или воде, а другая часть не поляризована и притягивается к неионизированному веществу, например к нефти, что обусловливает более тесную связь между этими веществами. Поверхностно-активные вещества, так называемые детергентные (моющие) мыла, широко используются в промышленности. Породы-коллекторы, обладающие сложным химическим и минеральным составом, и пластовые воды, характеризующиеся изменчивостью состава, несомненно, содержат в большом количестве разнообразные поверхностно-активные вещества, воздействующие определенным образом на величину натяжения и, следовательно, на движение и распределение нефти и воды в породе. Поверхностно-активными являются также поляризованные соединения в нефти, адсорбированные на поверхностях контактов нефть - вода и нефть - порода и снижающие величину межфазного натяжения [8], а следовательно, увеличивающие энергию прилипания.

¹Энергия, или работа, прилипания (W) жидкости, например воды (w), и частиц твердой породы (s) может быть выражена как

Wsw = σs + σw ‑ γsw, 
а между нефтью (о) и породой

Wso = σs + σо ‑ γsо,
где Wsw и Wso ‑ соответственно энергия прилипания между твердой породой и водой и нефтью и твердой породой; σs, σо, σw ‑ поверхностные натяжения (в дин/см) для породы, нефти и воды; γsw и γsо ‑ межфазное натяжение на границах раздела порода ‑ вода и нефть - порода.

Эмульсия представляет собой устойчивую дисперсию одной жидкости в другой, например нефти в воде (О/W) или воды в нефти (W/О), Образованию эмульсии способствует низкая величина межфазного натяжения. Для получения эмульсии обычно необходимо интенсивное перемешивание жидкостей, но если величина межфазного натяжения низка, ниже 5-10 дин/см, эмульсия может образоваться даже при легком встряхивании. Основным фактором, обусловливающим понижение контактного натяжения, является присутствие каких-либо эмульсирующих агентов, эмульгаторов. Такими эмульгаторами являются поверхностно-активные вещества, слаборастворимые в одной из жидкостей и в связи с этим адсорбирующиеся на поверхности этой жидкости в виде пленки. В результате межфазное натяжение уменьшается, а сила сцепления между жидкостями возрастает как следствие увеличения поверхности их соприкосновения. Эти поверхности принимают форму мельчайших шариков, диаметром 0,5-10 мк, когда одна жидкость начинает диспергироваться (рассеиваться) в другой. Если две жидкости полностью смешиваются, межфазное натяжение практически уменьшится до нуля, а величина энергии прилипания должна оказаться максимально высокой. Фактически такие жидкости должны уже существовать не как две разные жидкости, а как однофазная система. И наоборот, в двух несмешивающихся жидкостях, таких, как вода и нефть, межфазное натяжение никогда не становится равным нулю. Следовательно, здесь будет преобладать тенденция к образованию эмульсий над тенденцией к образованию единой, полностью смешиваемой жидкой фазы. Является ли получившаяся эмульсия дисперсией воды в нефти или, наоборот, нефти в воде, зависит в основном от того, с какой стороны адсорбированная пленка вогнута и таким образом обладает более высоким значением натяжения. Эмульгирующие агенты системы О/W обычно более растворимы в воде, чем в нефти. Грубо говоря, 35% добываемой из скважины нефти представляют собой эмульсию «вода в нефти» [9]. Эмульсия может образоваться и в процессе извлечения нефти насосно-компрессорным или каким-либо другим способом. В связи с некоторыми геологическими проблемами, возникающими при изучении природных резервуаров, вызывает интерес вопрос о возможности образования эмульсий в горных породах вследствие их перемещений при землетрясениях, диастрофизме и т.п.

Смачиваемость. Это одно из проявлений энергии прилипания [10]. Если разлить воду по стеклянной пластинке, то она в конце концов распределится по ней в виде тонкой пленки, верхняя поверхность которой образует с поверхностью стекла небольшой угол, называемый углом контакта, или краевым углом смачивания. Сила сцепления воды со стеклом выше, чем вязкость воды, т.е. сила сцепления молекул воды друг с другом¹. Стекло является гидрофильным², или смачиваемым водой материалом. Если вместо воды используется ртуть с поверхностным натяжением, пре​вышающим таковое для воды почти в 7 раз, то она превращается в сферическую каплю, образующую со стеклом угол свыше 90° и свободно скатывающуюся по стеклу. В этом случае сила сцепления между молекулами ртути оказывается значительно большей, чем сила прилипания этих молекул к стеклу. Ртуть не смачивает стекло и является относительно него несмачивающей жидкостью. Жидкость же, обладающая более низким межфазным натяжением (более высокой энергией прилипания), является смачивающей жидкостью относительно твердого тела.

Смачиваемость ‑ явление поверхностное, по крайней мере частично. Если, например, удалить воду с чистой стеклянной поверхности, протереть ее полотенцем и снова нанести воду, то вода соберется в капельки и скатится со стекла. Это объясняется тем, что полотенце оставило на стекле следы жира. Подобное явление - чисто поверхностное, так как жир не может проникнуть внутрь стекла [11].

Для лучшего понимания некоторых особенностей явления смачиваемости рассмотрим вопрос о величине угла между контактирующими поверхностями твердого тела и двух несмешивающихся жидкостей, например породы, нефти и
¹Работа сцепления - это то количество работы, которое необходимо затратить для разделения столба жидкости сечением в 1 см² на два равных столба жидкости с образованием поверхности их контакта. Величина этой работы эквивалентна двойной величине поверхностного натяжения, или 2а. Термин «сцепление» обычно применяется для обозначения сил взаимного притяжения молекул одного и того же вещества, а термин «прилипание» - для обозначения сил притяжения молекул разных веществ.

²Применяются также термины «гидрофобный» (не смачиваемый водой), «олеофильный» (нефтефильный) и «олеофобный» (нефтефобный), т. е. смачиваемый и не смачиваемый нефтью.

воды. Для такой системы (как показано на фиг. 10-5) краевой угол смачивания замеряется в воде. Поскольку вода обычно является смачивающей жидкостью относительно породы, угол Θ, как правило, меньше 90°, постольку, энергия прилипания при остром угле, образованном контактом воды и породы, выше, чем при тупом угле, образованном контактом породы и нефти. Силы в точке X нейтрализуются и равны нулю, когда система находится в равновесии. Обычно говорят, что твердое тело является несмачиваемым водой, если краевой угол смачивания больше 90°, и смачиваемым, если этот угол меньше 90°. Характер и величина межфазного
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Фиг. 10-5. Краевой угол смачивания 0 обычно замеряется на контакте с водой.

Поскольку угол контакта вода-нефть с породой меньше 90°, то вода является преимущественно смачивающей жидкостью по отношению к породе. Для большей части пород-коллекторов угол Θ приближается к нулю. Когда давление в точке X равно нулю, система порода - нефть - вода находится в равновесии.

натяжения между жидкостью и твердым телом, а следовательно, и смачиваемость зависят от того, движется ли жидкость по сухой поверхности или по поверхности, ранее смоченной. Разница между величиной угла наклона контакта жидкости с породой, когда вода поступает в породу, и величиной угла, образованного той же самой жидкостью и породой, когда жидкость выжимается из нее, называется гистерезисом угла смачивания. Наличием этого гистерезиса и объясняются различные отклонения и несовпадения результатов измерений краевых углов смачивания.
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Фиг. 10-6. Примеры гидрофильной и олеофильной систем в капиллярых сосудах.

Если вода движется в гидрофильной системе, она вытесняет нефть, а в олеофильной системе ‑ продвигается поверх нефти.

Когда две несмешивающиеся жидкости, такие, как вода и нефть, заполняют поровое пространство коллектора, они «борются» за место на поверхности твердого тела. Поэтому при решении многих проблем, связанных с разработкой пласта, первостепенное значение приобретает вопрос, какая из жидкостей является преимущественно смачивающей горную породу. Теоретически относительная способность воды и нефти к смачиванию такая же, как и относительная степень прилипания между двумя жидкостями и минералами породы. Пример, характеризующий это положение, приведен на фиг. 10-6. Две жидкости, вода и нефть, находятся в капиллярных трубках. В гидрофильной системе движущаяся вода вытесняет несмачивающую жидкость, в данном случае нефть. Чем меньше краевой угол смачивания (высокая степень прилипания), тем эффективнее должно быть вытеснение несмачивающей нефти. Обратная картина наблюдается в олеофильной системе, в которой нефть является смачивающей жидкостью. Если в этом случае вызвать движение воды, то тупой угол смачивания обусловит перемещение воды по поверхности нефти. Описанное явление может оказаться очень важным при заводнении, когда вода вытесняет нефть из норового пространства, тем самым способствуя ее извлечению. Жидкость, преимущественно смачивающая данную горную породу, занимает в коллекторе часть норового пространства, непосредственно прилегающую к стенкам пор, в то время как несмачивающая жидкость занимает внутреннюю часть порового пространства. В схематическом виде это положение представлено на фиг. 10-7, где нефть (показана черным цветом) занимает различное положение внутри гидрофильных пор в зависимости от насыщения. Природный газ всегда является несмачивающим. Нефть в связи с этим может рассматриваться в качестве смачивающей фазы относительно газа, но она обычно является несмачивающей фазой относительно пластовых вод.

Каждая жидкость смачивает различные твердые тела в различной степени, и каждое твердое тело обладает различной степенью смачиваемости
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Фиг. 10-7. Особенности распределения несмачивающей нефти (показана черным цветом) в гидрофильной поре (вода показана белым цветом).

A. Нефть занимает 80-90% порового пространства, непрерывно сообщается с нефтью соседних пор и поэтому легко движется в случае возникновения гидродинамического градиента. Водонасыщенность составляет 10-20%. Вода адсорбирована на поверхности песчинок. 
Б. Нефтенасыщенность, так же как и водонасыщенность, около 50%. Нефть располагается в по-ровом пространстве в виде крупных изолированных капель, которые легко могут слиться в непрерывную фазу даже при небольшом снижении пластового давления. Такая водо- и нефтенасыщенность является граничной: из скважин, вскрывших подобные зоны, добывается как чистая нефть, так и нефть с водой Вода располагается главным образом вокруг контактов песчинок.

B. Нефтенасыщенность ‑ остаточная и составляет около 10-20%. Нефть располагается в поровом нространстве в виде мельчайших изолированных капель. При любых величинах гидродинамического градиента движется только вода, а нефть остается неизвлекаемой. 
относительно разных жидкостей. Поэтому минералы пород-коллекторовг будучи крайне разнообразными, характеризуются широкой изменчивостью степени смачиваемости относительно любой из существующих жидкостей [13]; и в то же время величина смачиваемости породы заключенной в ней жидкостью - специфическое свойство именно данного коллектора. В шлифах граувакки и песчаника (соответственно фиг. 10-8 и 3-4) видны различные минералы, наиболее часто слагающие породы пластов-коллекторов и характеризующиеся различной смачиваемостью. В какой-то степени это различие объясняется и тем, что в общем случае взаимодействие жидкости и твердого тела усиливается с увеличением площади их соприкосновения: в тонкозернистых породах с их мельчайшими порами и очень большой площадью поверхности твердых частиц в единице объема породы интенсивность прилипания должна быть несравненно большей, чем в крупнозернистых породах, характеризующихся значительно меньшей площадью поверхности твердых частиц на единицу объема.

Для того чтобы определить высокую смачиваемость глины, нужно измельчить породу в порошок в неметаллической ступке и высыпать этот порошок в стеклянный сосуд со смесью воды и нефти, предварительно тщательно перемешанных. Затем встряхнуть сосуд и дать образовавшейся смеси отстояться, после чего посмотреть, что прилипает к частичкам глины ‑ нефть или вода. Этот грубый метод часто применяется в тех случаях, когда скважина находится далеко от лаборатории.

Нефти состоят из многочисленных и разнообразных сочетаний и смесей углеводородов, причем каждый из них обладает различной и вполне определенной энергией прилипания к частичкам породы. Так, например, была измерена сила прилипания к песку углеводородов 12 типов. В результате получили 12 разных значений этой силы - от 58,8 до 72,6 дин [12]. Из этого следует, что различные углеводороды будут вести себя совершенно по-разному при вытеснении их одной и той же водой и в одном и том же пласте-коллекторе.

Нефть, проходя через коллектор, частично остается в последнем в виде висячих колец¹ или тонких пленок, адсорбированных на поверхностях зерен породы в той ее части, которая является олеофильной, или в виде отдельных капель, окруженных водой, ‑ в гидрофильной части породы.
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Фиг. 10-8. Срез аркозовой граувакки, характеризующейся отчетливым полимиктовым составом (Кrуnine, Journ. Geol., 56, p. 154, Fig. 14, 1948).

l - кварц; 2 - микроклин (свежий); 3 - микроклин (выветрелый); 4 - плагиоклаз; 5 - биотит; 6 - глинистый материал; 7 - поровое пространство.

Минералы в этой породе обладают различной степенью смачиваемости каждой из пластовых жидкостей, присутствующих в порах. Такая порода не может быть полностью ни гидрофильной, ни олеофильной, а должна характеризоваться сочетанием обоих этих свойств. В течение геологического времени этот сложный комплекс минеральных компонентов, несомненно, подвергался также воздействию поверхностно-активных веществ, содержавшихся в различных флюидах, что повысило относительную смачиваемость погоды этими флюидами.

Пленки нефти должны, по-видимому, остаться на олеофпльных частичках породы, сохранивших некоторое количество нефти после того, как основная ее масса мигрировала сквозь данный коллектор в направлении зон ее аккумуляции. Таким образом, если проницаемая порода содержит зерна пропитанных нефтью минералов или рассеянные отдельные капли нефти, то это свидетельствует о миграции нефти через эти породы и о том, что последние могут рассматриваться в качестве потенциальных коллекторов.

¹Смачивающие и несмачивающие жидкости в поровом пространстве могут располагаться следующим образом: 1) смачивающий флюид прилипает к поверхности породы в точках соприкосновения зерен ‑ это так называемые висячие кольца; 2) несмачивающий флюид заполняет центральные части взаимосвязанных пор в виде непрерывной нити (фуникулярное, или нитевидное, распределение нефти); 3) отдельные не сообщающиеся между собой капли присутствуют при низкой степени насыщенности пор несмачивающей жидкостью (это так называемое островное распределение нейти) [22] (см. фиг. 10-7).

Многие факторы, влияющие на смачиваемость коллекторов, в настоящее время еще полностью не изучены. Обычно считают, что основная масса частиц пород смачивается преимущественно первой попавшей на эти час-типы жидкостью. Часть этой жидкости должна быть адсорбирована в виде тонкой практически мономолекулярной пленки на поверхностях минералов и, следовательно, определять их смачиваемость. Во всяком случае, и песчаные и карбонатные породы-коллекторы, как правило, гидрофильны, что вполне понятно, поскольку они осаждались в водных условиях и именно вода была первой жидкостью, попавшей в эти породы. Гидрофильный коллектор характеризуется, кроме того, высокой степенью поровой водонасыщенности также в результате того, что вода была первой жидкостью в этом коллекторе [13]. Однако известны и олеофильные коллекторы, например песчаники Брадфорд на одноименном месторождении в Пенсильвании. Мономолекулярная пленка нефти обволакивает каждую песчинку. Одно из объяснений этого явления [14]'заключается в том, что некоторые из поляризованных соединений в нефтях (например, содержащие кислород, азот, серу или некоторые металлы) проявляют себя в химических реакциях и как слабоосновные, и как слабокислые. Для песка, обладающего кислотностью, наиболее эффективно действующим поверхностно-активным веществом должно быть основное соединение. Такое соединение могло образоваться из одного или нескольких асфальтово-смолистых веществ и адсорбироваться на поверхности песчаных зерен. Вследствие уменьшения межфазного натяжения между породой и нефтью песчаные зерна должны были стать преимущественно олеофильными а смачиваемость зерен водой ‑ уменьшиться. Олеофильными являются также продуктивные песчаники ордовика на месторождении Оклахома-Сити. Это свойство они приобрели, видимо, в период понижения зеркала грунтовых вод, когда эти отложения вышли на дневную поверхность и подверглись выветриванию и эрозии, что подтверждается наличием поверхности несогласия между срезанными нефтеносными песчаниками ордовика и перекрывающими их пенсильванскими глинистыми породами Возможно и другое объяснение: поляризованные асфальтово-смолистые соединения нефтей могли вытеснить воду из песчаных зерен и образовать на их поверхностях углеводородную пленку, в результате чего песчаник приобрел олеофильные свойства. Примером такого песчаника является продуктивный горизонт Тенслип (пенсильваний) в некоторых месторождениях Вайоминга. Здесь зерна кварцевого песка настолько прочно адсорбировали на своей поверхности некоторые тяжелые углеводороды (в виде пленки толщиной 0,7 мк или в 1000 молекул), что эта пленка не может быть смыта ни бензином, ни другими сильными растворителями¹. Естественно такие зерна являются олеофильными по отношению к пластовым флюидам [5]. 
В гидрофильных коллекторах вода обволакивает частички пород тонкой пленкой толщиной всего в несколько молекул. Однако эта пленка не позволяет нефти соприкасаться непосредственно с частичками породы. В связи с этим наиболее часто встречающимся видом фазовых взаимодействий в коллекторе является система нефть - вода, а не нефть - порода. Исключения наблюдаются там, где в коллекторах присутствуют рассеянные зерна олеофильных минералов В этом случае нефть непосредственно соприкасается с зернами таким минералов.

Некоторые крупные залежи являются чисто газовыми либо газовые залежи содержат незначительные количества нефти. Такие залежи долгое время были загадкой для геологов. Наиболее обоснованным можно считать мнение Хилла [16], обратившего внимание на то, что некоторые породы, в особенности неморского происхождения, как правило, олеофильны. Хилл предположил, что, когда смесь

¹Олеофильными являются нефтенасыщенные пески Ярегского месторождения (Ухта, СССР). ‑ Прим. ред.

нефти и газа мигрирует через эти отложения, нефть смачивает породы, «размазывается» по ним, в то время как газ свободно проникает через породы и скапливается в виде газовых залежей в ловушках. Если породы гидрофильны, нефть и газ мигрируют через них достаточно свободно, образуя обычные ассоциации нефти и газа в этих же ловушках. Тонкозернистые неморские глины должны, вероятно, служить своеобразной «промокательной бумагой», способной удерживать значительные количества нефти.

Изложенные выше представления о влиянии некоторых основных факторов на величину межфазного натяжения между нефтью и пластовыми водами в продуктивных пластах можно обобщить следующим образом:
1. Температура: повышение температуры приводит к уменьшению межфазного натяжения.

2. Давление: повышение давления также уменьшает межфазное натяжение.

3. Газ, растворенный в нефти и воде: чем больше растворенного в нефти газа при давлении выше точки кипения, тем меньше межфазное натяжение; чем больше растворенного газа при давлении ниже точки кипения, тем больше межфазное натяжение.

4. Вязкость: уменьшение различий в величине вязкости нефти и воды приводит к уменьшению межфазного натяжения.

5. Плотность: уменьшение различий в плотности нефти и воды обычно приводит к уменьшению межфазного натяжения; снижение плотности, как правило, означает и снижение вязкости; таким образом, связь между плотностью и межфазным натяжением может быть аналогична связи между последним и вязкостью.

6. Поверхностно-активные вещества: концентрация поверхностно-активных веществ как в нефти, так и в воде снижает, причем иногда значительно, величину межфазного натяжения.

Капиллярное давление 

Одной из основных тенденций любой криволинейной поверхности раздела между двумя несмешивающимися флюидами (газ - жидкость или жидкость - жидкость) является стремление иметь возможно меньшую площадь поверхности, приходящуюся на единицу объема. Между двумя фазами всегда существует разность давлений. Замеры давлений в двух смежных точках на противоположных сторонах поверхности раздела показывают, что флюид с вогнутой стороны криволинейной поверхности находится под большим давлением, чем флюид с выпуклой ее стороны. Эта разница в давлениях приобретает особое значение при изучении процессов, происходящих в капиллярных сосудах [17], и в этом случае она называется капиллярным давлением (Рс, дин/см²).

Величина капиллярного давления зависит от межфазного натяжения и степени кривизны поверхности раздела и определяется уравнением

Рс = р1‑р2 = γ ¹/r1+γ ¹/r2,
где р1‑р2 ‑ разность давлений на вогнутой и выпуклой сторонах криволинейной поверхности раздела, γ ‑ межфазное натяжение в дин/см, r1 и r2 ‑ главные радиусы кривизны под прямым углом друг к другу. Это основное уравнение капиллярности.

Если криволинейная поверхность является частью сферы, r1 и r2 равны между собой и уравнение приобретает вид

Рс = 2γ/r
Из этого уравнения видно, что чем меньше радиус кривизны поверхности раздела (или чем выше межфазное натяжение), тем выше капиллярное давление. Степень кривизны зависит от величины пор коллектора и относительного количества (насыщения) флюидов в этих порах. Разница в давлении на поверхности раздела флюидов, характерная для определенного насыщения смачивающей фазы (обычно пластовой воды нефтегазоносных горизонтов), называется удельным капиллярным давлением.

Типичный пример проявления капиллярного давления ‑ подъем жидкости в капиллярной трубке. С этим явлением непосредственно связана проблема движения флюидов в природном резервуаре, поскольку их миграция происходит главным образом через поры и трещины капиллярных и субкапиллярных размеров. Подъем жидкости в капиллярной трубке может быть обусловлен как капиллярным давлением, так и величиной прилипания.
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Фиг. 10-9. Подъем смачивающей жидкости в капиллярной трубке.

Жидкость ранее эту трубку не смачивала. Поверхность контакта жидкости с воздухом криволинейна. Чем меньше диаметр трубки, тем больше кривизна этой поверхности и тем выше подъем жидкости в трубке. X - жидкость, Y - воздух, ABC - поверхность контакта воздуха и жидкости, h ‑ высота подъема жидкости в трубке.

1. На фиг. 10-9 показана капиллярная трубка, опущенная в воду. Между водой (X) и воздухом (Y) образуется мениск ABC, или криволинейная поверхность раздела. Свободная поверхностная энергия стремится сжать эту поверхность до минимальной площади на единицу объема. (В данном случае такой минимальной площадью должна быть плоскость ADC, перпендикулярная стенкам трубки.) Поэтому капиллярное давление Рс будет действовать в направлении от точки В к точке D, вызывая подъем воды в трубке до высоты, на которой вес воды и капиллярное давление взаимно уравновесятся.

2. Поверхность раздела вода ‑ воздух образует со стенками трубки острый угол Θ. Чем меньше этот угол, тем больше сила прилипания воды к стенкам трубки. Трубка является как бы «гидрофильной». Если в результате капиллярного давления мениск поднимется до плоскости ADC, угол Θ станет больше, а прилипание воды к стенкам трубки уменьшится. Вода будет подниматься до тех пор, пока снова не восстановится равновесие, т.е. пока действие капиллярного давления не будет полностью уравновешено весом воды в трубке.

Силы, обусловливающие подъем воды в капиллярной трубке, могут быть выражены следующими уравнениями:
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где γ - межфазное натяжение, Θ ‑ угол, образуемый стенками капилляра и мениском (для гидрофильного коллектора cos Θ в среднем равен единице), r ‑ радиус кривизны капиллярной трубки, h ‑ высота подъема мениска в трубке, g ‑ ускорение силы тяжести, d1‑d2 - разница в плотности жидкости в трубке и вне ее. Если угол Θ больше 90°, косинус его является отрицательной величиной, и жидкость в капилляре опускается, как, например, ртуть в стеклянной трубке. Если угол меньше 90°, косинус его положителен, и жидкость поднимается в капилляре, как, например, вода в той же стеклянной трубке.

Следует отметить два основных момента, определяющих значение капиллярного давления в общем процессе формирования залежей нефти и газа. Во-первых, капиллярное давление контролирует первоначальное, статическое распределение флюидов в коллекторе. Во-вторых, благодаря этому давлению нефть и газ движутся сквозь поровое пространство коллектора до тех пор, пока не встретят барьера, препятствующего дальнейшему их продвижению. Статическое капиллярное давление в порах коллектора, которые можно рассматривать как пучок капиллярных трубок, частично является
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Фиг. 10-10. Соотношение между водой и нефтью на контакте гидрофильных песчаных зерен в водонасыщенной породе (Рirsоn, Elements of Petroleum Engineering, McGraw-Hill Book Co., p. 256, Fig. 4-12).

При небольшой кривизне поверхности контакта вода - нефть (положение а) капиллярное давление также невелико. В случае извлечения воды эта поверхность займет положение b, характеризующееся высокой степенью кривизны и, следовательно, высоким капиллярным давлением. Минимальная водонасыщенность, при которой дальнейшее извлечение воды становится невозможным, называется остаточной водонасыщенностью.

функцией относительного насыщения флюидов. Оба эти фактора, капиллярное давление и насыщенность коллектора флюидами, определяют распределение флюидов внутри порового пространства породы. Если два гидрофильных песчаных зерна (фиг. 10-10) соприкасаются друг с другом и насыщение породы водой выше, чем насыщение ее нефтью, поверхность раздела вода - нефть будет занимать положение а, окружая участок контакта песчаных зерен висячим кольцом [17]. Капиллярное давление такой системы может быть представлено графически в виде функции насыщения (фиг. 10-11). 
Минимальное капиллярное давление, необходимое для проникновения несмачивающего флюида в капиллярный сосуд, заполненный смачивающим флюидом, называется давлением вытеснения, входным давлением или фронтальным давлением [18]. В общем случае, когда песчаники гидрофильны, продвижение несмачивающих флюидов (нефти, газа) из одной поры в другую через сужения между ними встречает определенное сопротивление, которое должно быть преодолено силами капиллярного давления. Для сравнения можно привести следующий пример. Чтобы резиновый шарик смог пройти сквозь отверстие в доске (входное давление), требуется определенное усилие, необходимое для изменения его формы (капиллярное давление). Аналогично, если давление на капли нефти или пузырьки газа возрастает, они деформируются, и радиус кривизны разделов нефть - вода или газ - вода уменьшается до тех пор, пока в этой же самой точке деформированный и выпуклый передовой фронт нефти или газа не пробьется сквозь сужение в соседнюю пору [19] (см. также стр. 505-508). Давление вытеснения Pd, видимо, является обратно пропорциональным диаметру пор¹. Это значит, что, если флюиды характеризуются одинаковой величиной межфазного натяжения, капиллярное давление, обусловливающее возможность проникновения несмачивающего флюида в поры, должно быть большим для тонкозернистых низкопористых и слабопроницаемых пород.
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Фиг. 10-11. Соотношение между водонасыщенностью и капиллярным давлением в процессе заполнения нефтью водонасыщенного норового пространства гидрофильной породы.

Кривая 1 характеризует чистую, хорошо отсортированную породу с проницаемостью 100-200 миллидарси. Для обеспечения проникновения нефти в породу входное капиллярное давление (давление вытеснения) должно повыситься от А и В. На участке BE кривой 1 даже небольшое повышение давления ведет к резкому увеличению нефтенасыщенности и соответствующему уменьшению водонасыщенности. Затем на участке EF значительное увеличение давления ведет к повышению нефтенасыщенности всего на 10%, а дальнейшее повышение давления (участок FC) не уменьшает водонасыщенности вовсе. Эта степень водонасыщенности (DC) является остаточной. Вода в этих условиях находится в основном в виде пленок, адсорбированных на участках контактов зерен породы. Изменение положения водо-нефтяного контактам единичной поре показано в правом верхнем углу. Буквы на этом рисунке соответствуют буквам на диаграмме (W - вода). Кривая 2 характеризует известняки или доломиты с проницаемостью 15-25 миллидарси, кривая 3 показывает изменение водо- и нефтенасыщенности в плохо отсортированной терригенной породе. Равномерный характер кривой, высокая остаточная водонасыщенность и большая, чем в первом случае, величина входного давления, необходимого для проникновения нефти в породу, свидетельствуют о значительных количествах воды, удерживаемой в мельчайших порах.

Капиллярное давление, возникающее при аккумуляции нефти и газа в проницаемых гидрофильных породах в результате разницы в величинах плотности нефти или газа и воды, определяет количество скопившихся в залежи нефти и газа (высоту столба нефти или газа). Каждая дополнительная порция нефти или газа,
¹Для цилиндрической капиллярной трубки радиуса Rc давление вытеснения выражается уравнением 
Pd=2γ×cosΘ/Rc
В момент проникновения мениска в трубку капиллярное давление и давление вытеснения равны

2γ/r=Pc‑Pd=2γ×cosΘ/Rc
поступившая в залежь, повышает плавучесть общей несмачивающей фазы (скопления), что в свою очередь приводит к повышению капиллярного давления во всех точках пласта выше водо-нефтяного контакта. В гидростатических условиях капиллярное давление в гипсометрически наиболее высокой точке залежи является максимальным для данной залежи. Если порода гетерогенна (в отношении ее коллекторских свойств и давления вытеснения), то высота залежи увеличивается. Соответствующее возрастание капиллярного давления внутри залежи будет способствовать проникновению нефти и (или) газа во все более мелкие поры до тех пор, пока плавучесть углеводородной фазы не уравновесится сопротивлением экранирующих пород (барьеров) или, иначе говоря, до тех пор, пока капиллярное давление не уравновесится противоположно направленным давлением вытеснения экранирующей породы. Если силы плавучести очень велики, нефть и газ будут проникать через барьер, и миграция будет продолжаться.

В гидростатических условиях сопротивление миграции нефти и газа вплоть до возникновения барьера обусловлено уменьшением величины пор и исчезновением сообщающихся пор. В гидродинамических условиях величина пор, в которые могут проникнуть нефть или газ, а следовательно, и общее количество нефти и газа, которое может аккумулироваться в данной залежи, определяются направлением водного потока через экранирующую породу и его влиянием на капиллярное давление.

При определенных гидродинамических условиях в пласте вода может удаляться из ловушки и двигаться вниз по падению пласта. В результате такого нисходящего потока капиллярное давление уменьшится как|в кровле продуктивной части пласта, так и во всей залежи. Это сможет обусловить огромное скопление нефти и газа ниже экранирующей породы, которая обладает очень высокой проницаемостью и относительно низким входным давлением. И наоборот, если гидродинамическая обстановка такова, что вода движется вверх по восстанию сквозь резервуар и экранирующую породу, капиллярное давление в залежи возрастает, обусловливая про​никновение нефти или газа во все более мелкие поры; вследствие этого резко снижается удерживающая способность барьера или, в зависимости от минимальной величины входного давления экранирующего участка, залежь даже вообще может не образоваться.

Характер изменения давления, необходимого для проникновения нефти в гидрофильный песчаник различной водонасыщенности, графически показан на фиг. 10-11. Эти кривые получены в результате многочисленных лабо​раторных исследований [20]. Наклон кривой различен для разных пород и определяется многими факторами, в том числе величинами межфазного натяжения, пористости и проницаемости, структурой и характером пор в горных породах и величиной угла, образующегося между поверхностью частичек породы и границей раздела флюидов (краевого угла смачивания) [21].

Экранирующая порода, препятствующая дальнейшему перемещению нефти как вертикальному, так и горизонтальному, называется «непроницаемым» барьером, хотя в действительности она обладает некоторой проницаемостью. Вода, будучи непрерывной фазой, способна двигаться сквозь этот барьер, но для нефти и газа капиллярное давление оказывается слишком малым, чтобы протолкнуть эти флюиды в мельчайшие поры экранирующей породы (величины капиллярного давления вытеснения нефти водой для осадков, характеризующихся различным размером зерен, приведены в табл. 10-2). Следовательно, нефть должна удержаться в пласте под «непроницаемой» для нее покрышкой. Даже в пределах самого природного резер​вуара изменения в величине пористости и проницаемости приводят к тому, что остаточная вода, сохранявшаяся в мелких порах вследствие недоста

Таблица 10-2 Капиллярное давление вытеснения нефти водой¹
	Осадок
	Диаметр зерен, мм
	Капиллярное давление, атм

	Тонкая глина

Глина

Ил

Песок

Гравий
	10-4
< 1/256
1/256-1/16
1/16-2

2-4
	~ 40
>1

1-1/16
1/16-1/500
1/500-1/1000



¹Hubbert M.К., Entrapment of Petroleum under Hydrodynamic Conditions, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, p. 1977, tabl. 1, 1953.

точности капиллярного давления, вытесняется свободной водой и замещается в этих порах нефтью. С подобными явлениями приходится встречаться при разработке газовых и нефтяных залежей, в связи с чем некоторые из них будут ниже рассмотрены более полно.

Проблема вытеснения нефти имеет большое значение для повышения эффективности заводнения залежей при применении вторичных методов добычи (см. стр. 447-450). Обычно извлечение нефти и газа в процессе разработки залежи приводит к снижению пластового давления в непосредственной близости от скважины, что в свою очередь обусловливает движение нефти к скважине. Но движение нефти в направлении работающих скважин можно вызвать также путем закачки в пласт под давлением воздуха, газа или воды через нагнетательные скважины, расположенные на некотором расстоянии от эксплуатационных скважин.

Явления, связанные с контактом различных фаз, имеют самое непо​средственное отношение к вопросам миграции и аккумуляции нефти и газа, а также их добычи, иными словами, ко всем вопросам подземного движения флюидов. Это движение можно представить себе как сумму всех процессов, происходящих в каждой единичной поре. В этом случае пора становится элементарным объектом изучения сил движения флюидов. Явления, происходящие в каждой капиллярной поре, сами по себе весьма несущественны, но, умноженные на триллионы таких пор в каждой кубической миле осадочных пород, они приобретают огромное значение. Изучение этих явлений помогает решить многие проблемы, возникающие перед геологами-нефтяниками и эксплуатационниками.

Давление вытеснения впервые проявляется в период формирования залежи. Так как большинство пород-коллекторов гидрофильны, основным вопросом является вытеснение первичной воды мигрирующей нефтью (см. стр. 417: глава 10, смачиваемость фиг. 10-5 – 10.6. – А.Ф.). Совершенно очевидно, что вся вода вытеснена быть не может. Во всех без исключения нефте- и газоносных пластах содержится то или иное количество связанной воды, даже если из этих пластов добываются чистые нефть или газ. Мы называем вытесненную воду «свободной водой», чтобы подчеркнуть ее отличие от тонких пленок воды, адсорбированной на зернах минералов, а также от водяных капель и висячих колец на контактах этих зерен и в местах сужения крупных пор, удерживающихся благодаря капиллярному давлению. В этом случае мы говорим об остаточной воде или об остаточной водонасыщенности (см. фиг. 10-10).

Известны многочисленные попытки объяснить явления, происходящие в природном резервуаре, физическими законами. Но большая часть этих законов справедлива только для чистых веществ и идеальных условий и оперирует лишь с двумя-тремя переменными из огромного числа факторов, определяющих поведение нефти и газа в пласте (давление, температура, поверхностное натяжение, фазовое состояние флюидов и т.д.). Теоретически эти законы вполне логичны и легко доказываются с помощью математических и физических построений. Однако основная трудность в практическом применении этих законов, как хорошо известно геологам-нефтяникам, заключается в том, что на месторождениях мы сталкиваемся с таким количеством переменных факторов, которое во много раз превышает наблюдаемое в лаборатории, и точные измерения этих переменных, даже если они нам известны, очень затруднены или даже невозможны. Все количественные закономерности, полученные чисто физическим или математическим путем, должны рассматриваться лишь в качестве общих концепций, дающих определенные направления нашему мышлению и приемлемыми или неприемлемыми для решения специальных проблем нефтегазовой геологии. Если все данные определены достаточно точно, все химические и физические свойства осадков известны, геология района изучена более или менее полно и если положение и размеры погребенных структурных форм и характер осадочных пород хорошо известны (в большинстве случаев практически осуществить все эти требования невозможно), то тогда мы вправе ожидать, что наши прогнозы, основанные на физических законах, окажутся достоверными. Теоретический подход, конечно, совершенно необходим, но нужно трезво оценивать ограниченность его применения для определения равновесия и количественных зависимостей в подземных условиях, так как его точность и обоснованность не могут быть выше исходных данных. Математическая обработка малочисленных наблюдений или придание количественного значения догадке или предположению не делают вывод более точным, даже если мате​матически он абсолютно непогрешим.

Пластовая энергия

Нефть не обладает собственной энергией движения. Энергия природного резервуара, заставляющая нефть двигаться в скважины,- это потенциальная энергия пластового давления. Эта энергия заключена главным образом в сжатых флюидах, и ее величина определяется в основном потенциалом, т. е. гидростатическим напором пластовых флюидов. В меньшей степени пластовая энергия накапливается в сжатых горных породах, образующих природные резервуары. Таким образом, общая картина движения флюидов из пласта в скважину определяется количеством и характером энергии, заключенной в этом пласте, и эффективностью ее использования.

Для того чтобы нефть и газ могли двигаться в эксплуатирующуюся скважину, пластовая энергия должна быть достаточной для преодоления, во-первых, контактных сил, удерживающих нефть или газ в порах коллектора, и, во-вторых, вязкости нефти и газа, также создающей определенное сопротивление их движению. Требуется достигнуть такого капиллярного давления, которое заставило бы нефть перемещаться из данной поры в соседнюю, затем ‑ в следующую, и так до самой скважины. Этому процессу способствует образование вокруг скважины зоны пониженного пластового давления. Нефть, адсорбированная на зернах минералов, не извлекается из пласта, так же как и нефть, удерживающаяся в мельчайших порах или в виде висячих колец на контактах этих частичек. Для движения газа, обладающего незначительной вязкостью, требуется гораздо меньшая энергия, чем для перемещения нефти.

Если скважина фонтанирует нефтью или газом, это значит, что пласто​вое давление преодолевает вес столба нефти, газа и некоторого количества воды высотой от резервуара до устья скважины и выталкивает эту нефть на поверхность. Если давление обеспечивает продвижение нефти только к забою скважины, то для извлечения такой нефти требуется применение глубинного насоса. Когда же пластовое давление оказывается недостаточным даже для перемещения нефти в скважину, приходится прибегать к методам искусственного восстановления давления путем закачки в пласт воздуха, газа или воды до тех пор, пока градиент давления не повысится настолько, что нефть будет вновь продвигаться в скважину.

В момент вскрытия пласта скважиной пластовая энергия высвобождается. Вокруг скважины образуется зона пониженного давления, возникает градиент потенциала флюида, и флюид начинает двигаться в направлении скважины. Если количество пластовой энергии невелико, снижение пластового давления на единицу добытых нефти или газа будет весьма заметным уже на первых стадиях разработки залежи. В противном случае из залежи может быть извлечено значительное количество нефти или газа прежде, чем снижение пластового давления станет ощутимым. В практике известны газовые и нефтяные залежи, характеризующиеся самой различной величиной пластовой энергии, от очень крупных до очень мелких.

Большинство залежей имеет несколько источников энергии. Ни один из них не является преобладающим на протяжении всего периода существования залежи, но каждый в той или иной мере поддерживает градиент пластового давления, направленного в сторону скважины. Эффективность разработки большинства залежей (получение максимального количества нефти из пласта) зависит в основном от вида пластовой энергии. Максимальная эффективность достигается в том случае, когда падение пластового давления на единицу добытых нефти или газа наименьшее. Залежи можно классифицировать по преобладающему виду источника пластовой энергии. Однако обычно очень трудно разобраться в различных формах пластовой энергии, особенно на ранней стадии разработки залежи, когда еще не установлено значение каждой из них для добычи нефти.

В связи с этим одной из основных задач инженера-нефтяника является возможно более быстрое определение преобладающего вида пластовой энергии, обеспечивающего наибольшую эффективность разработки залежи. Основные источники пластовой энергии, способствующие движению нефти к скважинам, следующие: 1) газ, растворенный в нефти; 2) свободный газ, находящийся под давлением (здесь выделяются два случая ‑ газовая залежь с нефтяной оторочкой и нефтяная залежь с газовой шапкой); 3) пластовое давление (также в двух разновидностях: обычное гидростатическое, иногда частично гидродинамическое давление; давление, обусловленное сжатой водой и нефтью или газом в газообразной или жидкой фазах); 4) упругое сжатие пород-коллекторов; 5) гравитационные силы; 6) комбинации перечисленных источников энергии»

Газ, растворенный в нефти

Во всех нефтяных залежах присутствует растворенный в нефти газ, хотя бы в небольших количествах [22]. Для того чтобы газ оставался в растворенном состоянии, требуется определенное давление. Таким образом, все залежи обладают тем или иным количеством потенциальной энергии. Энергия сжатого и растворенного газа обычно является преобладающим видом пластовой энергии в залежах, сформировавшихся в изолированных и запечатанных ловушках (линзах, тектонических блоках, сцементированных песчаных породах и т.п.). Эта энергия высвобождается при расширении растворенного газа и выделении его из нефти вследствие снижения давления в залежи и в столбе нефти в скважине. Расширяющийся газ движется в направлении более низкого градиента потенциала флюида, увлекая с собой нефть. Залежи, разрабатываемые исключительно за счет энергии расширения газа, высвобождающегося из раствора в нефти, называются залежами с режимом естественного истощения или режимом растворенного газа.

В момент вскрытия такой залежи давление в ней достигает максималь​ного значения, а затем постепенно снижается по мере разработки. Так как пластовая энергия заключена главным образом в первоначально сжатом и растворенном в нефти газе, то снижение давления в общем пропорционально количеству газа, извлеченного из залежи вместе с нефтью. Снижение пластового давления обусловливает уменьшение коэффициента нефтеотдачи, поскольку оставшееся в пласте количество энергии недостаточно для восстановления первоначального давления. Остановка скважины не приводит к восполнению пластовой энергии. Когда весь растворенный газ извлечен из залежи, пластовое давление снижается до атмосферного, и остающаяся в пласте нефть может двигаться в скважины только под воздействием гравитационных сил, что является крайне медленным и неэкономичным процессом (см. стр. 439-440: Гравитационные силы). Следовательно, очень важно сохранить естественную энергию залежей, характеризующихся режимами растворенного газа, поскольку расточение этой энергии неизбежно приведет к повышению стоимости разработки залежи и уменьшению количества извлекаемой нефти. В процессе разработки залежей на режиме растворенного газа наступает момент, когда пластовое давление снижается до величины давления насыщения (точки кипения), и газ начинает выделяться из раствора в свободную фазу в виде мельчайших пузырьков, рассеянных в нефти. Эти пузырьки могут собраться в сводовой части залежи, образовав вторичную газовую шапку. Вторичная газовая шапка лишь незначительно увеличивает пластовую энергию и эффективность добычи нефти, и ее ни в коем случае нельзя смешивать с первичной газовой шапкой. Иногда вторичная газовая шапка образуется в результате расширения растворенного газа и выделения его в освободившуюся часть порового пространства, ранее занятого нефтью, извлеченной на поверхность. Скважины, расположенные в пределах распространения вторичной газовой шапки, характеризуются очень высокими газовыми факторами и могут давать даже чистый газ.

В случае полного истощения растворенного газа или значительного снижения его содержания в пластовой нефти энергия природного резервуара может быть восстановлена путем нагнетания в него газа под давлением. Обычно в пласт закачивается тот же самый газ, который добывается вместе с нефтью и отделяется (сепарируется) от нее на поверхности. Кроме повышения и поддержания пластового давления, этим достигается и дополнительный эффект: двигаясь от скважин с высоким давлением (нагнетательных) к скважинам с низким давлением (эксплуатационным), т. е. вновь в направлении понижения градиента потенциала флюида, газ расширяется и увлекает вместе с собой нефть¹. Процесс поддержания пластового давления на уровне его первоначального значения путем закачки в пласт газа под давлением называется восстановлением давления (repressuring). Пластовое давление можно также поддержать или повысить путем закачки в пласт воды под давлением через скважины, расположенные на погруженных участках структуры. Это так называемое заводнение. Если к моменту начала заводнения или закачки газа под давлением первичная энергия пласта, создававшаяся растворенным газом, уже была в значительной степени исчерпана, то такой процесс дополнительной разработки называется вторичной добычей или вторичным методом разработки (см. также стр.447-450). Механизм добычи нефти на естественном режиме растворенного газа и на режиме искусственного поддержания давления в этом случае один и тот же.

Коэффициент нефтеотдачи при режиме растворенного газа значительно ниже, чем при других источниках пластовой энергии, и составляет 10-30%

¹Процесс извлечения жирного газа из пласта, осушения его (отделения конденсата) и закачки сухого газа вновь в пласт с целью поддержания пластового давления называется сайклингом или рециркуляцией газа.

в большинстве случаев менее 20%, геологических запасов нефти в пласте¹. Такой низкий процент нефтеотдачи является следствием весьма ограниченного количества газа, первоначально содержавшегося в нефти и недостаточного для вытеснения нефти из породы и продвижения ее в сторону забоев скважин, а также той легкости, с которой газ проходит через нефть. Различия в конечной добыче нефти на режиме растворенного газа связаны со следующим фактом: в большинстве случаев максимальный коэффициент нефтеотдачи (см. стр. 444) возможен лишь при условии очень медленного темпа разработки и относительно небольших дебитов скважин, что позволяет использовать всю или почти всю энергию сжатого газа для извлечения
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Фиг. 10-12. Характеристика разработки залежи на режиме растворенного газа (Murphy, Petrol. Engrs., p. B-92, 1952).
Фиг. 10-13. Обобщенная кривая изменения темпа добычи нефти из залежи с режимом растворенного газа (Murphy, Petrol. Engrs., p. B-94, 1952).

нефти. Только при этом условии разработка такой залежи может быть достаточно выгодной. Если увеличить темп отбора нефти из залежи, пластовое давление начнет резко падать, газовый фактор уже на ранней стадии разработки станет очень высоким, и весьма ограниченная энергия сжатого растворенного газа будет быстро истощена. В некоторых залежах газовый фактор резко возрастает уже после небольшой добычи нефти. Причина этого заключается в том, что относительная проницаемость (фазовая проницаемость) для нефти начинает резко снижаться: извлечение из залежи, например, одной четверти заключенной в ней нефти может привести к уменьшению фазовой проницаемости для оставшейся нефти на 0,1 ее первоначальной величины (см. фиг. 4-6). Это в свою очередь приводит к тому, что коллектор становится более проницаемым для газа, обладающего низкой вязкостью, т.е. к резкому повышению газового фактора. На фиг. 10-12 показан характер уменьшение добычи нефти на режиме растворенного газа с сопутствующим снижением пластового давления и повышением газового фактора. Обобщенная кривая изменения величины добычи нефти за весь период разработки залежи на режиме, использующем энергию растворенного газа,

¹Геологические запасы нефти в пласте («Oil in place») представляют собой то количество нефти, которое содержится в поровом пространстве коллектора, полностью насыщенного этой нефтью. Извлекаемая нефть - это товарная нефть (нефть, получаемая на поверхности), которая может быть добыта с помощью всех известных методов, первичных и вторичных, при существующих экономических условиях. Физически извлекаемая нефть - товарная нефть, которая может быть получена всеми известными методами безотносительно к ее стоимости. Остаточная нефть ‑ нефть, остающаяся в пласте после окончания разработки залежи. Это адсорбированная нефть, а также нефть, удерживаемая капиллярным давлением в мельчайших порах. Она неизвлекаема. Первичная извлекаемая нефть может быть добыта с использованием естественной энергии пласта. Вторичная извлекаемая нефть ‑ это нефть, добываемая с помощью искусственного восстановления энергии пласта, например путем заводнения или закачки газа под давлением.

показана на фиг. 10-13. Сравнительная характеристика добычи нефти и газовых факторов по группе месторождений США приведена на фиг. 10-14. Второй причиной относительно невысокой эффективности разработки нефтяной залежи на режиме растворенного газа является повышение вязкости нефти по мере извлечения газа. Вначале, когда выделяется растворенный в нефти газ, присутствующий в ней в виде мельчайших рассеянных пузырьков, общая вязкость газо-нефтяной смеси уменьшается, и эта смесь движется в пласте более свободно. Однако это лишь временный эффект. Как только мельчайшие пузырьки газа соединятся в крупные пузыри,
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Фиг. 10-14. Соотношение между величиной газового фактора и коэффициентом нефтеотдачи для некоторых месторождений США (Katz, Williams, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 36, p. 354, Fig. 12, 1952).

В частности, для группы месторождений побережья Мексиканского залива газовый фактор варьирует в пределах 1250-1500 куб. футов газа на 1 баррель нефти. В этих условиях на каждые 100 баррелей нефти в пласте можно получить 60-62 барреля нефти на поверхности. Наиболее высокий газовый фактор для нефтяной залежи составляет 4900 куб. фут/баррель, а самый низкий для газоконденсатной ‑ 3300 куб. фут/баррель. 
1 ‑ газоконденсатные месторождения; 2 ‑ нефтяные и газо-нефтяные месторождения.

образовав непрерывную газовую фазу, газ начнет обгонять нефть в своем движении к скважинам. Большая часть нефти, обедненной растворенным газом и потому более вязкой, становится неизвлекаемой. На этой стадии разработки скважины вместе с нефтью начинают давать и небольшое количество воды, что свидетельствует о снижении «промывающего эффекта» пластовых вод в общем объеме добываемой нефти.

Режим газовой шапки (газонапорный режим)

Присутствие первичной газовой шапки над нефтяной залежью свидетельствует об избыточном количестве газа, полностью насыщающего нефть при пластовых давлении и температуре. Это так называемая «насыщенная залежь». В этом случае пластовая энергия заключена не только в газе, растворенном в нефти, но и в сжатом пластовым давлением свободном газе газовой шапки. При снижении пластового давления по мере извлечения нефти и уменьшения ее объема расширяющийся свободный газ «подчищает» поровое пространство, способствуя передвижению этой нефти к скважинам. Режим работы залежи, характеризующейся наличием первичной газовой шапки и движением нефти исключительно в результате расширения растворенного газа и сжатого газа газовой шапки, называется газонапорным режимом или режимом газовой шапки. Соотношения между объемами нефти и газовой шапки в таких залежах могут быть самыми различными: одни залежи характеризуются небольшими газовыми шапками, другие, наоборот, крупными шапками и незначительными нефтяными оторочками.

Когда в залежи с режимом растворенного газа пластовое давление упадет до точки кипения, различие между этим режимом и газонапорным режимом начинает исчезать. Давление в залежи с режимом растворенного газа может снижаться до тех пор, пока не образуется газовая шапка, т.е. на поздних стадиях разработки в залежи могут действовать оба источника пластовой энергии. В начальной стадии разработки, когда залежь только что вскрыта скважинами, для любой залежи характерен максимум аластовой энергии. Затем по мере снижения пластового давления количе​ство пластовой энергии уменьшается вплоть до полного ее истощения, и дальнейшее извлечение нефти становится невозможным.
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Фиг. 10-15. Эксплуатационная характеристика залежи при газонапорном режиме (Murphy, Petrol. Engrs., p. B-92, 1952).

Раньше, когда не были еще известны залежи с газонапорным режимом, скважины обычно «продували» до тех пор, пока из залежи не выходило все избыточное количество газа и в скважину не начинала поступать нефть. Скважины, вскрывшие газовую шапку, начинали давать чистый газ сразу же, но часто газом фонтанировали и скважины, вскрывшие нефтяную часть залежи, в особенности в случае слишком быстрого извлечения флюидов. В результате энергия сжатого газа преждевременно истощалась, что вело к необходимости перевода скважин на насосный способ добычи значительно раньше, чем это требовалось при условии сохранения пластовой энергии. Современные методы эксплуатации скважин направлены на максимальное использование пластовой энергии, чтобы газ не только увлекал в скважину возможно большее количество нефти, но и способствовал подъему этой нефти на поверхность.

Эффективность разработки залежей на газонапорном режиме значительно выше, чем на режиме растворенного газа, и коэффициент нефтеотдачи колеблется от 30 до 80%, но в большинстве случаев не превышает 60%.

Основным фактором, препятствующим более полному извлечению нефти при газонапорном режиме, является низкая вязкость газа, обусловливающая большую, чем у нефти, скорость фильтрации его сквозь наиболее проницаемые участки пласта. Если залежь интенсивно эксплуатируется, газ начинает обгонять нефть, почти не вытесняя ее из порового пространства. На фиг. 10-15 показана типичная диаграмма снижения темпа добычи в случае работы залежи на газонапорном режиме. Газовый фактор достигает максимального]значения в момент, когда добыча нефти из залежи становится минимальной.

Залежи, которые в условиях небольших глубин обычно характеризуются присутствием газовых шапок, приобретают совершенно иной облик с увеличением температуры и давления с глубиной, пока в конечном счете различие между нефтью и газом не исчезнет вовсе. Такому случаю отвечает точка В на фиг. 10-4. Плотность газа возрастает с увеличением давления (или глубины) в результате увеличения степени сжатия газа в ограниченном пространстве. Плотность нефти, наоборот, по мере погружения будет уменьшаться, так как возрастающее давление будет способствовать переходу все большего количества свободного газа в растворенное состояние. В конце концов в критической точке, соответствующей абсолютному давлению 5000-6000 фунт/кв. дюйм (350-420 атм), величины плотности газа и нефти станут равными, а значения вязкости, поверхностного натяжения и сжимаемости - настолько близкими, что отличить нефть от газа станет практически невозможно, ибо они перейдут в однофазное состояние. Такова, в частности, природа газоконденсатных залежей: при увеличении давления происходит растворение нефти в газовой фазе (испарение) и образование однофазной системы, а при снижении давления ‑ обратная (ретроградная) конденсация с разделением смеси на жидкую и газообразную фазы.

Водонапорный режим

Водонапорным называется такой режим работы залежи, когда пластовое давление передается от подземных вод, окружающих залежь, к зоне контакта вода - нефть или вода ‑ газ [24]. Пластовая энергия залежи с водонапорным режимом поступает из части резервуара, расположенной за пределами залежи, и распространяется в направлении градиента давления, возникающего в момент извлечения из залежи флюидов. Вода двинется в сторону залежи, заполняя ту часть порового пространства, которая ранее была занята извлеченными нефтью, газом и пластовой водой, и тем самым поддерживает пластовое давление в залежи. Давление на водо-нефтяном или водо-газовом контакте может быть гидростатическим или гидродинамическим, может быть обусловлено упругим сжатием воды, упругими силами сжатого газа, растворенного в этой воде, упругим сжатием горных пород, а такя^е суммарным воздействием нескольких или даже всех этих сил. Возможно присутствие и газовой шапки, но при водонапорном режиме ее роль как дополнительного источника пластовой энергии не столь велика, как при газовом режиме.

Если пластовое давление в течение разработки залежи остается равным или близким по величине к начальному пластовому давлению, то это означает, что в пласт поступает количество воды, эквивалентное по объему извлеченным нефти и газу, и с такой же скоростью, с какой происходит извлечение нефти и газа. В этом случае можно говорить об активном водонапорном режиме. Возникновению его могут способствовать следующие факторы: 1) интенсивный подток воды в залежь (как при обнажении ограниченной системы флюидов), компенсирующий добычу и поддерживающий пластовое давление; 2) относительно небольшое расширение огромных объемов воды, окружающей залежь, вследствие общего снижения давления; 3) относительно небольшое уменьшение объема порового пространства в общей массе пород-коллекторов за пределами залежи, обусловливающее увеличение влияния геостатического давления при соответствующем снижении пластового давления (давления флюидов) в результате извлечения флюидов из залежи; 4) комбинации всех факторов. В природе существуют залежи, характеризующиеся различной степенью интенсивности водонапорного режима ‑ от залежей активного водонапорного режима до зален^ей, в которые законтурная вода поступает так медленно, что происходит резкое снижение пластового давления с соответствующим уменьшением количества добываемой нефти. Неактивный или частичный водонапорный режим бывает трудно отличить от режима растворенного газа или гравитационного режима.

Иногда характер разработки залежи определяется всеми тремя режимами, и очень трудно определить относительную роль каяедого из них.

Геологическим условием, определяющим возможность активного водо​напорного режима, является широкое площадное распространение природного резервуара, обеспечивающее наличие больших масс воды, достаточных для замещения извлеченных из пласта флюидов. Если природный резервуар имеет линзовидную форму или он тектонически нарушен, или включает зоны пониженной проницаемости и т. п., возможность активного водонапорного режима маловероятна. В некоторых районах можно еще до открытия залежи или вскоре после ее открытия предсказать вероятный режим залежи. В большинстве случаев, однако, характер движения пластовых код не может быть определен до тех пор, пока из залежи не будет извлечено определенное количество нефти и газа, достаточное для определения тенденций в изменении физического состояния пластовых флюидов, количественных изменений их объемов и вероятного коэффициента продуктивности (величины снижения пластового давления на 1 баррель добытой нефти).

Когда пластовые воды движутся из окружающих участков в залежь и заполняют пространство, ранее занимаемое извлеченными нефтью и газом, они 1) уменьшают разницу в величинах потенциалов флюидов между залежью и скважиной и между залежью и окружающей ее площадью; 2) вытесняют нефть из порового пространства; 3) способствуют перемещению нефти и газа к скважине. Если извлечение нефти и газа происходит быстрее, чем подток воды, пластовое давление будет снижаться в соответствии с темпом добычи, и промывающее действие законтурных вод будет уменьшаться. В отличие от газонапорного режима при активном водонапорном режиме можно добиться восстановления пластового давления путем остановки скважин на некоторое время. Когда пластовое давление быстро восстанавливается до первоначальной величины, это указывает на большой запас пластовой энергии и на хорошие коллекторские свойства пород. При газонапорном режиме или режиме растворенного газа энергия сосредоточена только в пределах самой залежи и, следовательно, величина ее весьма ограничена, тогда как в случае активного водонапорного режима пластовая энергия велика и практически даже безгранична. В связи с этим нефтеотдача из залежей при активном водонапорном режиме оказывается обычно значительно выше, чем из залежей, характеризующихся любым другим режимом, и нередко достигает 70-80% от начальных геологических запасов, но в среднем не превышает 60%¹.

Характеристика разработки типичной залежи с активным водонапорным режимом приведена на фиг. 10-16. Пластовое давление здесь понижается медленно в зависимости от темпа отбора жидкости из пласта, и газовый фактор остается относительно постоянным в течение всего периода разработки залежи. Добыча нефти практически не снижается до тех пор, пока в скважины не начнет поступать пластовая вода. В конечном счете количество извлекаемой нефти уменьшится до нуля, и скважины будут давать только чистую воду.

Изменение давления воды в связи с добычей флюидов из залежи может распространяться на значительное расстояние. Месторождение Айн-Дар в Саудовской Аравии расположено в 27 милях к западу от месторождения Абкайк. Продуктивный пласт один и тот же. Снижение пластового давления в Айн-Даре привело к соответствующему снижению пластового давления и в Абкайке, что указывает на тесную взаимосвязь обоих месторождений [25]. Снижение пластового давления на месторождении Шулер в Арканзасе распространилось на несколько миль
¹В отдельных залежах, содержащихся в третичных отложениях Чечено-Ингушской АССР и характеризующихся водонапорным режимом, коэффициент нефтеот: достигал 90-95%. - Прим. ред.

(см. стр. 379 и 514-515). Изучение бассейна Ист-Тексас свидетельствует о том, что снижение давления в продуктивном песчанике Вудбайн (мел) месторождения Ист-Тексас привело к возникновению градиента гидравлического потенциала на площади, охватывающей практически весь бассейн, на расстоянии свыше 70 миль (110 км) от месторояадения [26]. Карта изобар, иллюстрирующая это явление, приведена на фиг. 10-17.

Количественно пластовая энергия залежей с водонапорным режимом может быть выражена весом столба воды от кровли залежи до потенциометрической поверхности. Однако в последние годы все чаще стали обнаруживаться случаи, когда, несмотря на совершенно очевидный водонапорный режим, непосредственной связи между нефтегазоносным пластом и областью питания его подземными водами, поступающими в пласт в зонах выхода его на поверхность, не обнаруживается. Следовательно, должны существовать другие источники энергии, [image: image229.png]TeMl
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Фиг. 10-16. Эксплуатационная характеристика залежи при водонапорном режиме Тексас. (Murphy, Petrol. Engrs., p. B-94, 1952).
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Фиг. 10-17. Карта изобар бассейна Ист-Тексас (Rumble, Spain, Stamm Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 192, р. 336, Fig. 8, 1951)
На карте показано снижение пластового давления в результате добычи нефти из месторождений Ист-Тексас и Мехия. Сечение изобар через 50 фунт/кв. дюйм (3,5 атм). Точечной линией показана граница распространения песчаников Вудбайн.

обусловливающие проявление водонапорного режима в залежи. Наиболее существенными из них являются: 1) сжатые пластовые воды, которые заключены в коллекторах, развитых на окружающей площади или в бассейне; 2) упругое сжатие коллекторов как в пределах самого природного резервуара, так и на окружающей площади; 3) осмотические силы, проявляющиеся в результате наличия полупроницаемой мембраны, образуемой глинистыми отложениями.

Сжатые воды. Расширение сжатых флюидов, заключенных в породах окружающей залежь площади бассейна, можно рассматривать в качестве возможного источника пластовой энергии в некоторых залежах, характеризующихся водонапорным режимом¹. Хотя, как показано в табл. 10-3, сжимаемость воды крайне 
¹В советской литературе такой режим называют упруго-водонапорным. - Прим. ред. 

Таблица 10-3 Сжимаемость воды, нефти и горных пород

	Сжимаемость воды

	Песчаники Вудбайн, бассейн Ист-Тексас (35-10-3)

	1,11×10-7 фут³/фут³/фунт/фут² (1)*

	1,85×10-8 фут³/фут³/фунт/фут² (замерено на образцах (2))

	5,3×10-8 фут³/фут³/фунт/фут² ‑ расчетная величина (2) 

	Артезианские водоносные пласты

	0,015% на 100 футов высоты (3)

	Месторождение Спраберри, западный Техас

	3,2×10-6 (эквивалентно 0,037 баррель /акр /фунт /дюйм² (4)

	Сжимаемость нефти

	Пластовые жидкости (в среднем)

	10×10-6 (5)

	Месторождение Редуотер, Альберта, Канада

	6,73×10-6 баррелъ/баррель/фунт/дюйм² (6) 

	Месторождение Ист-Тексас

	Начальное пластовое давление 1625 фунт/дюйм² (114 атм), 

	давление насыщения 740 фунт/дюйм² (52 атм), 0,1% на 100 фунт/дюйм² (2)

	Нефть 

Около 68×10-4/100 фунт/дюйм² (7) 

	Месторождение Спраберри, западный Техас

	12,2×10-6 (эквивалентно 0,124 баррель /акр /фунт /дюйм² (4)

	Месторождение Ист-Тексас

	Начальное пластовое давление 1625 фунт/дюйм² (114 атм), 

	давление насыщения 740 фунт/дюйм² (52 атм), 0,1% на 100 фунт/дюйм² (2) 

	Нефть 

Около 68×10-4/100 фунт/дюйм² (7) 

	Месторождение Спраберри, западный Техас

	12,2×10-6 (эквивалентно 0,124 баррель /акр /фунт /дюйм² (4)

	Сжимаемость пород

	Тонкозернистые песчаники и алевролиты Спраберри

	1,88×10-7 (эквивалентно 0,045 баррель/акр/фунт/дюйм² (изменение объем пор/ полный объем породы/давление (4) 

	Песчаники Вудбайн (мел), Страун и Бартлсвилл (пенсильваний)

	3,0×10-6 (изменение объем пор/полный объем породы/давление (5))

	1,88×10-7 (эквивалентно 0,045 баррель/акр/фунт/дюйм² (изменение объем пор/ полный объем породы/давление (4) 


* В круглых скобках ‑ литературная ссылка.

S.E. Buckly, The Pressure-Production Relationship in the East Texas Field, in Production Practice, Am. Petrol. Inst., p. 141, 1938.

R.G. Rumble, H. H. Spain, H. E. Stamm III, A Reservoir Analyzer Study of the Woodbine Basin, Tech. Pub. 3219, Petrol. Technol., 1951; Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 192, pp. 335-336, 1951.

О.Е. Meinzer, Compressibility and Elasticity of Artesian Aquifers, Geol., 23, p. 285, 1928.

4 L.F. Elking, Reservoir Performance and Well Spacing, Spraberry Trend Area Field of West Texas, Tech. Pub. 3622, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 198, p. 186, 1953.

H.N. Hall, Compressibility of Reservoir Rock (Tech. Note 149), Journ. Petrol. Technol., p. 18, 1953; Trans., 198, p. 310.

I. Haskett, Reservoir Analysis if Redwater Pool, O. and G. Journ., p. 146, tabl. 3, 1951.

M. Muskat, Physical Principles of Oil Production, McGraw-Hill Book Co., New York, p. 271, 1949.

низкая, объемы воды на площади рассматриваемого бассейна настолько огромны, что энергия, возникающая при их расширении, может оказаться достаточной для поддержания пластового давления. Во многих случаях бывает трудно отличить эффект расширения сжатой воды от эффекта расширения растворенного газа, в виде микроскопических скоплений поступающего в пластовые воды региона. Некоторое количество пластовой энергии заключено в сжатой нефти и поровой воде самой залежи. однако объемы флюидов в пределах залежи бесконечно малы по сравнению с объемом воды в регионе и их роль в создании водонапорного режима ничтожна.

В лабораторных условиях произведены многочисленные измерения сжимаемости горных пород [27]. Общая эффективная сжимаемость породы может быть обусловлена: 1) сжимаемостью заключенных в породе флюидов и 2) сжимаемостью слагающих породу
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Фиг. 10-18. График зависимости между пористостью и общей (или эффективной) сжимаемостью пород-коллекторов (Hall, Tech. Note 149, Jonrn. Petrol, technol., p. 18, Fig. 2, 1953). Эффективная сжимаемость пород означает изменение единицы перового пространства на единицу давления. Все анализы производились при температуре + 35°С. 
1 - известняк; 2 - песчаник.

частиц. Общая сжимаемость коллекторов показана на фиг. 10-18. Если из общей сжимаемости вычесть сжимаемость флюидов (10×10-6 фут³/фут³/фунт/дюйм²), получим степень уплотнения породы. На фиг. 10-19 показана сжимаемость горных пород. Сжимаемость нефти в пластовых условиях может привести к значительным расхождениям между расчетной и фактической величинами геологических запасов нефти в пласте (фиг. 10-20). 
Даже на хорошо изученных месторождениях, таких, как, например, Ист-Тексас, где проводились детальные исследования пластовых условий [28], в особенности пластового давления, бывает очень трудно установить источники водонапорного режима.
Падение пластового давления распространяется на очень большое расстояние
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Фиг. 10-19. График зависимости эффективной сжимаемости от уплотнения пород (Hall, Tech. Note 149, Journ. Petrol. Technol., p. 18, Fig. 3, 1953).
Разница в величинах сжимаемости, показанных на данной фигуре на фиг. 10-18, представляет собой величину расширения породы, обусловленную расширением составляющих ее минералов при снижении давления в насыщающих породу флюидах.

1 - известняк; 2 - песчаник; 3 - песчаник (по данным Горного бюро США).

от залежи (фиг. 10-17), что обусловливает недостаточное восполнение добытой нефти окружающими пластовыми водами.

Донагю [29] показал, что увеличение объема пластовых вод песчаников Вудбайн месторождения Ист-Тексас равно 28,6-10-5% на каждые 100 фунт/кв. дюйм снижения давления (4,1×10-5% на каждую атмосферу), что обусловливает удаление из порового пространства 0,57 баррелей воды на каждый акрфут песчаника. Уплотнение, т.е. уменьшение пористости, песчаников Вудбайн - порядка 45-10-5%/100 фунт/кв. дюйм (6,5×10-5% на 1 атм) снижения пластового давления, что равносильно удалению из этого песчаника 0,9 баррель/акрфут пластовой воды¹). Общее количество воды, поступающей из водонасыщенной части пласта вокруг залежи, составит 1,47 баррель/акрфут, С учетом мощности горизонта Вудбайн 300 футов при снижении пластового давления на 100 фунт/кв. дюйм с каждого акра площади этого пласта будет отжиматься до 440 баррелей воды,
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Фиг. 10-20. Влияние сжимаемости горных пород на оценку геологических запасов нефти в пласте (Hall, Tech. Note 149, Journ. Petrol. Technol., p. 19, Fig. 4, 1953).

Сжимаемость пород может обусловить завышение расчетных величин геологических запасов нефти на 30-100% по отношению к действительным запасам.

1 - известняк; 2 - песчаник.

а с 1 кв. мили около 280 000 баррелей. Однако уплотнение коллекторских пород, окружающих залежь, становится эффективным только при условии значительного снижения пластового давления. Между тем уплотнение (или уменьшение пористости) способствует также и поддержанию пластового давления. Поэтому, если уплотнение является единственным источником пластовой энергии, мы вправе ожидать, что пластовое давление будет поддерживаться на том же или почти на том же уровне. Таким образом, водонапорный режим в бассейне Ист-Тексас может быть обусловлен комбинацией различных источников давления, таких, например, как частичная разгрузка вод на обнажениях, расширение сжатых вод, расширение сжатых пород, удаление воды из пласта вследствие деформации и сжатия глинистых частиц внутри пласта при снижении пластового давления и соответствующем увеличении геостатического давления, расширение растворенного газа и микроскопических пузырьков свободного газа, рассеянных в пластовых водах горизонта Вудбайн.

Сжатые породы-коллекторы. Скорость поступления в залежь пластовых вод при активном водонапорном режиме может быть различной, но обычно колеблется в пределах 100-1000 фут/год [30]. Медленное поступление воды характерно для залежей с частично водонапорным режимом, например для стратиграфических залежей. В таких залежах нередко общее продвижение законтурных вод не превышает нескольких сотен футов даже после многих лет эксплуатации залежи. Первоначальная пластовая энергия в этом случае обусловлена в значительной степени расширением растворенного газа и гравитационными

¹Рамбл, Спейн и Стамм [26, стр. 336] приводят цифру 4,7×10-8 фут³/фут³/фунт/фут² для сжимаемости водоносного горизонта Вудбайн (сжимаемость пластовых вод 1,85×10-8 фут³/фут³/фунт/фут² плюс уменьшение объема пор песчаника 2,85×10-8 фут³/фут³/фунт/фут²).

силами и лишь частично ‑ движением воды. При низкой скорости поступления воды единственной возможностью повысить эффективность разработки (нефтеотдачу) является медленный темп отбора нефти из залежи. В этом случае вода успевает вытеснить нефть даже из слабопроницаемых зон пласта, и следовательно, значительно меньшее количество нефти останется неизвлеченной.

Осмотические силы. Прослои глинистых пород действуют в качестве полупроницаемых мембран, обусловливая возможность проявления осмотических сил. В тех случаях, когда глинистый прослой разделяет два водоносных пласта с различно минерализованными водами, воды пласта с низкой концентрацией солей начнут проникать сквозь глинистый прослой в пласт с сильно минерализованной водой. Этот процесс будет продолжаться до тех пор, пока пластовое давление в пласте с высоко минерализованной водой не станет столь большим, что будет препятствовать движению флюидов, пока не наступит равновесие (глина является проницаемой для воды, но не для солей, растворенных в этой воде). Вода движется сквозь глинистую мембрану и разбавляет более минерализованные воды горизонта до тех нор, пока противодавление не остановит этот процесс. Это движение воды также является дополнительным источником повышения пластового давления в том горизонте, куда эта вода поступила.

Хотя подобные процессы, вероятно, наблюдаются во всех без исключения районах, где глинистые пласты разделяют водоносные горизонты сводами различной солености, они могут не сказаться на пластовом давлении в случае высокой проницаемости пород, выдержанности и широкого площадного распространения пласта-коллектора. И наоборот, в тех случаях, когда мы имеем дело с «загрязненными» песчаниками, линзовидными телами и отложениями с изменчивой проницаемостью, влияние осмотических явлений может оказаться весьма значительным.

Гравитационные силы

Сила тяжести в какой-то степени оказывает влияние на общую величину пластовой энергии в течение всего периода разработки залежи. Давление столба нефти в сумме с градиентом потенциала флюида способствует продвижению нефти к скважине. Эта сила может оказаться существенной в высокоамплитудных ловушках. Гравитационные силы могут являться одним из основных источников пластовой энергии при водонапорном режиме, поскольку вес столба воды создает гидростатическое давление и вместе с весом перекрывающих пород обусловливает накопление энергии сжатой воды, сжатого растворенного газа, рассеянных микропузырьков газа и сжатых пород-коллекторов. Послойное разделение нефти, газа и воды в результате различия их плотностей также представляет собой проявление гравитационной энергии в резервуаре.

В качестве активного источника пластовой энергии гравитационные силы начинают выступать на последних стадиях разработки нефтяных залежей с режимом растворенного газа, когда ресурсы газа практически истощены, а пластовая вода в залежь не поступает. Пластовое давление к этому моменту достигает минимума, и под действием собственного веса вся оставшаяся в пласте нефть начинает фильтроваться сквозь поры в нижнюю часть залежи к забоям скважины, откуда она с помощью насоса может быть извлечена на поверхность. Таким образом, гравитационные силы способствуют продлению сроков разработки залежи, которая в противном случае была бы уже давно прекращена. Режим разработки залежи, при котором нефть движется из верхних частей залежи в нижние под влиянием собственного веса, называется гравитационным режимом. При благоприятных условиях разработка залежи на гравитационном режиме может оказаться весьма эффективной. Известны случаи, когда почти вся извлекаемая нефть поступает в скважину благодаря гравитационным силам [31]. В общем случае нефтеотдача при этом режиме окажется более высокой, если нефть обладает низкой вязкостью, а коллектор - высокой проницаемостью, если пластовое давление создает такое давление вытеснения, которое способно преодолеть капиллярное давление на контакте нефть - вода и протолкнуть нефть сквозь поровое пространство коллектора.

В Эльзасе (Франция), Румынии, Бирме, Японии, СССР и ФРГ известны нефтяные месторождения, разрабатываемые шахтным способом [32]. В этом случае нефть извлекается почти исключительно за счет сил гравитации. Шахтная разработка нефти возможна только при условии отсутствия в ней газа под давлением.

Комбинированные источники пластовой энергии

В большинстве случаев в течение всего периода разработки залежи в ней имеется несколько источников пластовой энергии. Однако бывает очень трудно или даже невозможно выделить преобладающий вид энергии на различных этапах. В частности, даже в залежи с активным водонапорным режимом первые порции нефти начинают поступать в скважины под воздействием сил расширения сжатых пластовых жидкостей - воды и нефти - в непосредственной близости от скважины, а затем - расширения газа, растворенного в нефти. И только после того, как установится градиент потенциала флюида от скважины до подошвенных или законтурных вод, последние начинают двигаться в сторону скважины, замещая извлеченные нефть и газ. При частичном водонапорном режиме движущаяся вода поддерживает пластовое давление или по крайней мере способствует более медленному его снижению. Сила тяжести проявляется как источник энергии в течение всего периода разработки залежи. Тем не менее в качестве самостоятельного источника энергии этот фактор в большинстве случаев характерен лишь для самой последней стадии разработки, когда все остальные источники пластовой энергии окажутся истощенными.

Поскольку эффективность воздействия различных источников пластовой энергии различна, оказывается крайне важным уже на первых стадиях разработки новой залежи определить, какой из этих источников энергии преобладает. В этом случае можно составить наиболее эффективный проект разработки, обеспечивающий максимальное извлечение нефти. Степень проявления водонапорного режима можно определить путем остановки скважин и сравнения величин стабилизировавшегося пластового давления в закрытых скважинах и начального пластового давления в залежи. Чем быстрее восстанавливается давление в закрытой скважине и чем ближе оно по величине к начальному пластовому давлению, тем активнее водонапорный режим. Если падение пластового давления на единицу добытых нефти или газа велико, а восстановления его практически не происходит, следует предполагать либо наличие режима растворенного газа, либо чрезмерно интенсивный темп отбора нефти. Темп извлечения пластовых флюидов из залежи является одним из важнейших показателей, характеризующих возможности ее максимальной нефтеотдачи.

Наиболее эффективной разработка может быть в случае одновременного проявления в залежи активного водонапорного и газоиапорного режимов. Такое сочетание возможно в структурных ловушках, приуроченных к про​странственно выдержанным природным резервуарам. В конечном счете газ. воздействующий на нефть сверху, должен встретиться с подошвенной водой, двигающейся снизу. Теоретически вся извлекаемая нефть в этом случае может быть добыта с помощью только естественных источников пластовой энергии. Градиент потенциала флюида в направлении скважин в течение всего периода разработки залежи поддерживается давлением воды снизу.

Движение нефти и газа в залежи

Геолог-нефтяник должен знать все, что возможно, о характере движения нефти и газа через сообщающиеся поры горных пород. Однако никому еще не удавалось наблюдать этот процесс непосредственно в эксплуатирующейся залежи. Наши представления о механизме нефтеотдачи основаны на методе дедукции: распространении на пластовые условия выводов, полученных в результате анализа явлений, которые могут быть изучены в поверхностных условиях; информации, полученной от скважинных приборов, а также данных лабораторных экспериментов. При этом наиболее важным представляется изучение явлений, сопровождающих процесс разработки нефтяной или газовой залежи ‑ движения нефти и газа из залежи в скважины.

Для того чтобы нефть могла двигаться по коллектору в скважину, необходимы два основных условия [33]:

1. Между пластом и скважиной должен установиться и поддерживаться градиент потенциала флюида или, в случае горизонтального потока, градиент давления. Наибольшая эффективность разработки залежи может быть достигнута при условии поддержания давления на максимально высоком уровне возможно более длительное время. Локальный градиент потенциала флюида определяется темпом разработки залежи, сопротивлением коллектора движению флюида, а также степенью ухудшения проницаемости пород в призабойной зоне скважины вследствие воздействия на эту зону бурения и цементирования скважины, так называемого скин-эффекта [34].

2. Необходимо поддерживать максимально высокую степень нефтенасыщенности призабойной зоны скважины с целью обеспечить преимущественное поступление в скважину нефти по сравнению с газом или водой. Темп добычи нефти при этом должен быть достаточно низок, чтобы предотвратить слишком быстрое выделение растворенного в нефти газа, которое приводит к повышению вязкости нефти и ухудшению условий движения ее в скважину. Интенсивность разработки залежи должна быть низкой и для того, чтобы предупредить преждевременный прорыв «языков» воды в скважины.

По-видимому, наиболее простым способом изучения движения нефти и газа из залежи в скважину является исследование этого процесса на модели элементарного объема нефти и растворенного в ней газа, заключенного в единице объема эффективного порового пространства. Возьмем общий случай, когда гидрофильный песчаник содержит нефть, недонасыщенную растворенным газом. Так как межфазное натяжение между частичками породы и воды меньше, чем между породой и нефтью, можно полагать, что вода будет заполнять наиболее мелкие поры и места сужения в уголках крупных пор (висячие кольца), адсорбироваться в виде тонких пленок (толщиной в несколько молекул) на частичках породы. Вода смачивает породу. В этом случае каждая пора как бы соединена с пленкой воды, а внутри нее заключена капля нефти (см. фиг. 10-7). В зависимости от соотношения количеств нефти и воды капли нефти в смежных порах могут либо соединяться в «нити», либо находиться в рассеянном состоянии. Нефть и вода находятся в состоянии статического равновесия, продолжающегося до тех пор, пока температура и давление остаются неизменными.

Как только залежь вскрывается скважиной и начинается извлечение пластовых флюидов, пластовое давление вокруг призабойной зоны скважины начинает снижаться. Образуется искусственный градиент потенциала флюида, величина которого изменяется от начального потенциала флюида в природном резервуаре, сохраняющегося на некотором расстоянии от скважины за пределами площади ее дренирования, до минимального потенциала (атмосферного давления) на поверхности или, в некоторых случаях, ниже поверхности, на каком-то уровне внутри скважины. В какой-то точке этой системы пластовое давление оказывается более низким, чем давление насыщения, и растворенный газ начинает расширяться и выделяться из нефти в свободную фазу. Один из способов увеличения нефтеотдачи заключается в поддержании пластового давления на таком уровне, чтобы давление в сепараторе возможно более длительное время соответствовало давлению насыщения. В большинстве случаев, однако, пластовое давление снижается до величины, меньшей, чем давление насыщения, уже в самой призабойной зоне, когда пластовые флюиды поступают в скважину. Тем не менее именно градиент потенциала флюида в природном резервуаре контролирует характер движения нефти в скважину.

Когда газовый пузырек выделяется из раствора, он расширяется и соединяется с другими газовыми пузырьками, образующимися в соседних порах.
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Фиг. 10-21. Возрастание скорости падения пластового давления по мере приближения к работающей скважине.

Это продолжается до тех пор, пока газ не займет большую часть порового пространства. Снижение нефтенасыщенности пласта и соответствующее увеличение его газонасыщенности, а также низкая вязкость газа позволяют ему двигаться быстрее, чем нефть, в направлении области пониженного градиента потенциала флюида ‑ в данном случае к скважине. Вместе с газом в скважину увлекается и часть нефти, прилипшей к пузырькам газа. Газовые пузырьки, соединяясь внутри крупных пор продуктивного пласта, создают непрерывную газовую фазу. Когда газонасыщенность становится достаточно большой, газ начинает двигаться в направлении области пониженного градиента потенциала флюида. Если пластовое давление остается выше или немного ниже давления насыщения, основная часть извлекаемых флюидов представлена нефтью, а свободный газ рассеян в ней в виде мельчайших пузырьков. Когда же пластовое давление снижается до величины, значи​тельно меньшей, чем давление насыщения, выделяющийся из раствора газ расширяется настолько, что занимает большую часть норового пространства в призабойной зоне скважины. В этом случае основным извлекаемым флюидом будет газ, а количество нефти, поступающей в скважину вместе с газом, ничтожно мало. В результате газовый фактор становится очень высоким. Иными словами, повышение газонасыщенности и понижение нефтенасыщенности приводят к тому, что относительная проницаемость (фазовая проницаемость) для газа становится выше, чем для нефти, и конечная нефтеотдача снижается.

По мере падения пластового давления в поровом пространстве призабойной зоны скважины зона градиента давления расширяется, захватывая все новые и новые участки пласта. Однако наклон потенциометрической поверхности с удалением от скважины все более и более уменьшается, поскольку увеличивается площадь равного снижения давления (фиг. 10-21). Градиент пластового давления распространяется во все стороны от скважины, последовательно захватывая одни поры за другими, со скорость: зависящей от вязкости нефти, проницаемости породы и расстояния до б -жайшей действующей скважины.

Мы рассмотрели случай, типичный для залежи нефти с растворенным в ней газом и разрабатывающийся на режиме расширяющегося газа. В такой залежи период эффективного влияния на нефтеотдачу пластового давления значительно более короткий, чем в залежи с активным водонапорным или газонапорным режимом. При обоих этих режимах условия для поддержания пластового давления несравнимо более благоприятны, чем в первом случае, и суммарная нефтеотдача из залежи наиболее высокая. Когда зона снижения пластового давления в залежи с режимом растворенного газа достигает границ этой залежи, дальнейшее снижение давления происходит уже без какого бы то ни было восстановления пластовой энергии. В залежи с газонапорным режимом начальное количество энергии, заключенной в пласте, значительно выше и высокое пластовое давление поддерживается в залежи значительно дольше. Когда вся нефть оказывается полностью извлеченной из такой залежи, расширившаяся газовая шапка достигает подошвенных вод и из скважин извлекается чистый газ. В залежи с активным водонапорным режимом пластовое давление поддерживается на высоком уровне в течение всего периода разработки, поскольку вместо извлеченных из залежи флюидов в нее поступает соизмеримое количество воды из окружающих залежь участков. В залежах с идеальным водонапорным режимом темп поступления в скважины воды после извлечения всей возможной нефти приближается к максимальным дебитам нефти или, вследствие высокой мобильности (малой вязкости) воды, даже превышает их. Наличие градиента потенциала флюида способствует аккумуляции нефти в залежи, так как приводит к возникновению сил, действующих в направлении, противоположном действию сил плавучести, и препятствующих дальнейшей миграции нефтяной и (или) газовой фазы. Во время добычи нефти и газа из залежи наблюдается обратное явление – движение нефти и газа в призабойную зону скважины обеспечивается развитием локального градиента потенциала флюида вокруг этой зоны.
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Фиг. 10-22 Продвижение водо-нефтяного контакта в неоднородном пласте при различной интенсивности разработки залежи (Buckley, Leverett, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 146, р. 158, Fig. 8, 1942; Oil and Gas Journ.. p. 157, 1952).
Линза слабопроницаемого песчаника заключена в пласте, обладающем хорошими коллекторскими свойствами. Если темп извлечения нефти низкий, водо-нефтяной контакт на слабопроницаемом участке пласта продвигается быстрее и нефть полностью вытесняется из линзы. Водонасыщенность тонкозернистых участков оказывается большей, чем грубозернистых. В случае интенсивного извлечения нефти из залежи фронт воды движется так быстро, что нефть не успевает полностью удалиться из уплотненного участка и частично остается в нем в виде неизвлекаемого «целика».
А - низкий темп добычи нефти; Б - высокий темп добычи нефти.

Слишком быстрый темп разработки залежи, характеризующийся изменчивыми коллекторскими свойствами, может привести к оттеснению нефти менее вязкими флюидами - водой или газом - и к преждевременному прорыву их в скважины [35]. Образовавшиеся «языки» обводнения или загазованности бывает очень трудно ликвидировать, в связи с чем на участках пластов с пониженной проницаемостью нередко остаются значительные количества нефти в виде неизвлекаемых «целиков» и «островков». Это явление частично объясняется нарушением равновесия флюидов в капиллярных порах. В условиях равновесия, когда разработка залежи только начинается, тонкозернистые и слабопроницаемые песчаники содержат значительно больший процент воды, чем грубозернистые породы. В случае интенсивного отбора нефти из залежи водо-нефтяной контакт перемещается вверх быстрее, чем удаляется нефть из тонкозернистых песков. Равновесие флюидов нарушается, и вода, поступающая в поры тонкозернистых пород по мере удаления из них нефти (это явление называется пропитыванием), движется так медленно, что водонефтяной контакт поднимается вверх по падению пласта, оставляя часть нефти неизвлеченной из линз слабопроницаемых пород [36] (фиг. 10-22). В лабораторных условиях это явление изучалось на образцах керна иефтенасыщенных аргиллитов или алевритов формации Спраберри в западном Техасе, помещенных в сосуд с водой [37]. В течение нескольких часов капельки нефти высачивались на поверхность образца по мере того, как он заполнялся водой, вытеснявшей эту нефть.

Явления, связанные с разработкой залежи

В этом разделе рассматриваются только немногие из явлений, с которыми приходится сталкиваться геологу-нефтянику в процессе разработки залежи. Автор ставил своей задачей дать не полный обзор всех геологических проблем, имеющих отношение к сфере разработки месторождения, а лишь некоторых основных проблем, представляющих общий интерес.

Максимально эффективный темп добычи 

Максимально эффективным называется такой темп добычи (норма отбора нефти и газа из скважины или залежи), который обеспечивает наибольшую конечную нефте- или газоотдачу. Иногда в этом же смысле употребляется термин максимальная рентабельная добыча - наибольшее количество нефти, которое можно извлечь из пласта при разработке залежи без потерь, вызванных нерациональным использованием пластовой энергии. В случае водонапорного режима максимально эффективный темп добычи должен предотвратить неравномерное продвижение законтурной воды и образование неизвлекаемых целиков нефти в слабопроницаемых зонах пласта. Характер разработки залежи на этом режиме определяется темпом ее заводнения, как естественного, так и искусственного, и газовым фактором, который поддерживается на минимальном уровне [38]. Величина максимально эффективного темпа добычи определяется как «наиболее высокий уровень ежесуточного отбора нефти в течение 6 месяцев, не сказывающихся отрицательно на максимально возможной конечной нефтеотдаче» [39]. Она может быть определена только после некоторого периода разработки залежи, когда количество извлеченных флюидов окажется достаточным для установления вида пластовой энергии и величины дебита скважин, обеспечивающего минимальное уменьшение добычи на единицу снижения пластового давления.

Максимально эффективный темп добычи нефти обычно колеблется от 3 до 8% извлекаемых запасов в год при общем сроке разработки залежи 12-33 года. Например, извлекаемые запасы нефти США обеспечивают нынешний темп ежегодной добычи на 12-15 лет, что соответствует норме ежегодного отбора 6,5-8% от общей суммы запасов. Но для многих залежей в США максимально эффективной годовой нормой отбора являются 5-6°о от их извлекаемых запасов. Координирующие правительственные органы иногда используют термин максимально допустимый темп отбора, представляющий собой комбинацию максимально эффективного темпа разработки залежи и условий сбыта или транспортировки нефти.

¹В советской литературе эти вопросы довольно полно освещены в работе: М.И. Максимов, Геологические основы разработки нефтяных месторождений. - «Недра», М., 1965. - Прим. ред.

Коэффициент продуктивности 

Промысловая характеристика залежи обычно выражается коэффициентом продуктивности скважин - отношением суточного дебита скважины к перепаду давлений (разнице между пластовым давлением и забойным давлением работающей скважины), при котором получен данный дебит [40]. Удельный коэффициент продуктивности рассчитывается не на скважину, а на единицу площади продуктивного пласта. Величина коэффициента продуктивности каждой конкретной скважины зависит от ряда факторов: проницаемости пласта, запасов нефти и газа и коэффициента нефтегазонасыщенности, темпа добычи, характера предыдущей разработки залежи, в особенности степени ее истощения. Обычно со временем коэффициент продуктивности снижается главным образом вследствие снижения пластового давления, а также в результате увеличения вязкости нефти и ограничен​ности ее передвижений из-за выделения из нее растворенного газа.

Уравнение материального баланса 

Характер разработки залежи может быть определен заранее с помощью уравнения материального баланса, учитывающего такие переменные факторы, как объемы пластовых флюидов, пластовые давления и температуры, сжимаемость, товарные объемы нефти и газа и степень продвижения воды в залежь. Правильнее было бы сказать, что это целый комплекс уравнений [41], с помощью которого инженер-промысловик может рассчитать объемы нефти, газа и законтурной воды в пласте и предсказать характер и величины изменений этих объемов в будущем. Но их рассмотрение выходит за рамки данной книги. Следует лишь твердо помнить, что нефтегазоносный пласт характеризуется многими взаимосвязанными переменными факторами и что изменение одного из них может оказаться закономерной причиной изменения других факторов. Точность прогнозирования таких изменений зависит от точности используемых данных при решении уравнений с различными переменными. На основе данных о предшествующей разработке залежи можно сделать достаточно объективные количественные или полуколичественные прогнозы относительно поведения этой залежи в будущем.

Знание физических законов, на которых основано уравнение материаль​ного баланса, позволяет производить переоценку некоторых представлений, сложившихся в начальный период разработки залежи. Например, если пластовое давление в процессе разработки снижается медленнее, чем предполагалось по предварительным расчетам, то это свидетельствует о каком-то дополнительном источнике питания пласта. Так, на месторождении Мара в западной Венесуэле характер добычи нефти из продуктивного пласта в меловых отложениях не соответствовал уравнению материального баланса. Исследования показали, что эта залежь дополнительно подпитывалась из залежи в фундаменте (см. стр. 125 и фиг. 6-31). Если обнаруживается, что в какой-то части залежи пластовое давление и дебиты скважин поддерживаются на высоком уровне, несмотря на их общее снижение на всей остальной площади залежи, то это может служрггь указанием на возможность существования еще не разведанных участков месторождения и, таким образом, привести к открытию новых значительных запасов нефти [42].

Сверхвысокопродуктивные скважины

В литературе описаны многочисленные скважины с необычно высокой продуктивностью. Такие скважины представляют большой интерес с точки зрения изучения тех подземных сил, которые обусловливают эту высокую продуктивность. В настоящее время, правда, когда осуществляется строгий контроль за работой скважин и применяются новейшие методы добычи, таких «выдающихся» скважин стало значительно меньше, чем раньше, когда скважины работали открытым фонтаном до их полного истощения¹. Примеры таких скважин описываются ниже. Характерным в ряде случаев является небольшая глубина залегания продуктивных горизонтов.

Скважина Петролеа № 200, расположенная вблизи крупного выхода нефти на месторождении Норт-Дом-Петролеа в Колумбии (см. карту на стр. 597), выбрасывала свыше 5000 баррелей нефти за 10 часов с глубины всего 100 футов, пока ее не удалось закрыть и прекратить открытое фонтанирование [43].

Знаменитая скважина Портреро-дель-Льяно № 4 на месторождении Голден-Лейн, Мексика, непрерывно фонтанировала с 1910 г. до 1 мая 1949 г. и выбросила за это время свыше 115 160 000 баррелей нефти [44]. Эта скважина была введена в эксплуатацию с начальным дебитом около 100 000 баррелей в сутки, но затем вышла из-под контроля и выбросила около 2 000 000 баррелей. Большая часть этой нефти была потеряна. Скважина № 4 компании «Агуила», также на Голден-Лейн, открыто фонтанировала в течение двух месяцев, начиная с 27 декабря 1910 г. Когда фонтан в конце концов был закрыт и скважина введена в эксплуатацию, дебит ее оказался равным 100 000-110 000 баррелей в сутки. К концу 1933 г. суммарная добыча из этой скважины, исключая потери при открытом фонтанировании, составила 93 000 000 баррелей.

На месторождении Пинчер-Крик в Альберте, Канада, скважина № 1, пробуренная летом 1953 г., фонтанировала газом из миссисипских известняков, залегающих на глубине 11 971-12 415 футов с дебитом 168 млн. куб. футов в сутки газа и свыше 34 баррелей конденсата в сутки.

Скважина № 54 на Старогрозненском месторождении в Чечено-Ингушской АССР фонтанировала в течение 8 лет и за это время дала 1,5 млн. т нефти (около 10 720 000 баррелей) [45]. Скважина «Дружба» в Балаханы (Бакинский район) давала в 1875 г. до 400 тыс. пудов нефти в сутки (около 7 тыс. т в сутки) с глубины 175 м (574 фута). Общее количество нефти, полученное из этой скважины за время фонтанирования, составило 0,5 млн. т (3 750 000 баррелей). Другая скважина в этом районе за время фонтанирования дала также около 0,5 млн. т, а дебит еще одной скважины превышал в 1886 г. 700 тыс. пудов в сутки (87 500 баррелей) с глубины 213 м (700 футов) [46]. В Бакинском районе известны тысячи скважин, фонтанировавших с глубины 300-760 м (1000-2500 футов).

На месторождении Месджеде-Солейман в Иране из скважины № 7-7 было добыто около 50 млн. баррелей нефти за весь период ее эксплуатации. Продуктивный горизонт Асмари (олигоцен-миоцен) представлен пористыми и трещиноватыми известняками, залегающими на глубине 1000-3500 футов [47].

В течение весны и лета 1862 г. более 5 млн. баррелей нефти излилось на поверхность при вскрытии новой залежи на месторождении Блок-Крик в районе Эннискиллен, юго-западный Онтарио. Нефть сплошным слоем покрыла все озеро Эри. Отдельные скважины на этом месторождении характеризовались дебитами от 1000 до 7500 баррелей в сутки при глубине залегания продуктивного горизонта 108-237 футов [48].

Скважина № 30 на месторождении Йэйтс в западном Техасе фонтанировала нефтью плотностью 0,876 (30°API) с глубины 1070 футов. Дебит ее составлял 8528 баррелей в час или около 204 681 баррель в сутки [49]. Эта скважина была пробурена в июле 1929 г. и в настоящее время все еще эксплуатируется. Продуктивны кавернозные известняки пермского возраста.

¹Фонтанирующая скважина ‑ это такая скважина, из которой нефть через насосно-компрессорные трубы или через эксплуатационную колонну свободно изливается на поверхность. Поток жидкости, выходящий из скважины, может представлять собой чистую нефть или смесь нефти с газом, изливающихся через определенные промежутки времени (периодическое фонтанирование); вместе с нефтью из скважины может поступать вода, образуя частично или полностью водо-нефтяную эмульсию.

Малорентабельные скважины и залежи

К этой категории¹ относятся скважины или залежи, для которых затраты на добычу нефти почти равны прибыли, получаемой от продажи этой нефти. Глубина скважины в данном случае значения не имеет. Малорентабельная скважина может давать полбарреля нефти в сутки с глубины 500 футов или 50 баррелей в сутки с глубины 10 000 футов, но вместе с сотнями баррелей воды. Примерно ²/3 всех эксплуатационных скважин США (392 535) относятся к этой категории, но все вместе они дают лишь ¹/5 часть общей добычи нефти в стране [50]. Когда стоимость добычи нефти и газа из скважины или залежи становится равной стоимости добытой нефти, это значит, что скважина (залежь) достигла своего экономического предела. Все оценки извлекаемых запасов по скважинам или залежам делаются с учетом этого экономического предела в предположении, что при его достижении эксплуатация скважин и разработка (залежей) будут прекращены.

Эксплуатационный период скважин и залежей
Эксплуатационный период скважины или залежи начинается с того момента, когда получен первый баррель нефти или первый кубический фут газа, и заканчивается, когда достигнут экономический предел эксплуатации, т.е. когда скважина или залежь закрыты как непродуктивные, так как стоимость добычи нефти становится выше, чем ее продажная цена. Продолжительность этого периода может быть самой различной - от нескольких лет для залежей небольших или характеризующихся затрудненной и дорогостоящей эксплуатацией до многих десятилетий. Некоторые месторождения в Пенсильвании и Западной Виргинии разрабатываются непрерывно в течение 75 лет или более. Однако большая часть месторождений, разрабатывавшихся в прошлом, достигали максимального уровня добычи как в результате фонтанирования, так и насосно-компрессорной эксплуатации в течение первых нескольких лет, когда начальные дебиты были наиболее высокими и месторождения интенсивно разбуривались. После этого добыча, как правило, снижалась и месторождения забрасывались через 15-25 лет. Период разработки залежи, когда эксплуатация скважин остается рентабельной при использовании только пластовой энергии (вместе с механическими способами эксплуатации - компрессорным, насосным и т.п.). называется периодом первичной разработки. При современных методах эксплуатации скважин предусматривается относительно низкий и равномерный темп отбора нефти в течение первых лет разработки, чтобы сохранить максимальное количество пластовой энергии для добычи нефти в течение последующих лет. Это способствует также сохранению пластовой энергии, продлению фонтанного периода эксплуатации скважин и повышению эффективности разработки месторождения. Экономически рентабельный срок разработки многих залежей, вошедших в эксплуатацию относительно недавно, по-види​мому, должен быть 50 лет или более.

Вторичные методы разработки залежей

Истощение пластовой энергии приводит к тому, что часть нефти остается в пласте. Природная энергия пласта уже не может обеспечить передвижение нефти к забоям скважин. В связи с этим, когда разработка залежи на естественном режиме
¹В советской нефтепромысловой геологии нет термина, аналогичного американскому термину stripper wells, stripper pools. По смыслу ‑ это скважины или залежи, эксплуатация которых близка к пределу рентабельности. - Прим. перев.

приближается к своему экономическому пределу, дальнейшее извлечение нефти возможно только с применением методов искусственного поддержания пластовой энергии, таких, как закачка в пласт воды, воздуха, газа, несмешивающихся жидкостей, подземное сжигание нефти или нагнетание пара и т. д. Запасы нефти в США, которые могут быть получены с помощью вторичных методов разработки, оцениваются более чем в 7 млрд. баррелей [51]. Оставшиеся запасы нефти в месторождениях штата Арканзас после применения первичных методов равны количеству нефти, извлеченной с помощью этих методов. На месторождении Брадфорд в Пенсильвании добыча нефти первичными методами составила 250 млн. баррелей. С помощью вторичных методов (законтурного заводнения) предполагается добыть еще 320 млн. баррелей, а к 1980 г. будет добыто 170 млн. баррелей. Однако и после этого в пласте останется не менее 800 млн. баррелей нефти, которая должна будет извлекаться уже какими-то «третичными» методами [52]. Непрерывный прогресс вторичных методов разработки месторождений позволяет рассчитывать на то, что и на месторождении Брадфорд, и на многих других месторождениях, попавших в разряд малорентабельных, большая часть остаточных запасов нефти в конце концов будет извлечена.

Эффективность заводнения определяется главным образом способностью воды вытеснять из пласта оставшуюся в нем нефть. Процесс в общем аналогичен тому, что происходит при естественном вытеснении нефти водой в случае водонапорного режима. Вода нагнетается в пласт через специальные скважины, расположенные в определенном порядке. Расстояние между этими скважинами зависит от ряда причин, в том числе от стоимости скважин и продажной цены на нефть, а также от величины конечной нефтеотдачи, которую предполагается достигнуть. Поступающая в пласт вода движется в направлении снижения гидравлического потенциала, увлекая за собой нефть, оставшуюся в порах при первичной добыче. Нефтенасыщенность перед фронтом движущейся воды возрастает, образуется «нефтяной вал», в конце концов достигающий эксплуатационных скважин. Однако количество воды, добываемой вместе с нефтью, постепенно увеличивается, и в конечном счете скважины дают чистую воду. Типичная эксплуатационная характеристика залежи в случае нагнетания воды в пласт приведена на фиг. 10-23.

Нагнетание газа или воздуха приводит к несколько иному эффекту. В этом случае «нефтяной вал» не образуется. Извлечению оставшейся в пласте нефти способствует повышение ее газонасыщенности: пузырьки газа или воздуха увлекают за собой нефть по более проницаемым зонам пласта. Кроме того, нагнетаемый под давлением газ в какой-то степени поддерживает пластовое давление, замедляет темп его снижения, т.е. увеличивает количество пластовой энергии, требующейся для максимального извлечения нефти. Этот газ, растворяясь в нефти, снижает также ее вязкость и способствует более свободному продвижению нефти по природному резервуару. Воздух-менее благоприятный агент для закачки в пласт, чем газ, вследствие высокого корродирующего воздействия на оборудование и способности взрываться при смешивании с газом. По мере увеличения количества закачиваемого в пласт газа величина газового фактора возрастает, а количество извлекаемой нефти уменьшается, пока в конечном счете скважины не перейдут полностью на газ. Нагнетание газа наиболее эффективно в случае высокой водонасыщенности пластов, в то время как заводнение более эффективно в пластах с низкой остаточной водонасыщенностью и высо​кой нефтенасыщенностью. Повышение нефтеотдачи может быть достигнуто и совместным или последовательным нагнетанием в истощенный пласт воды и газа. В лабораторных условиях испытывалось добавление к воде углекислого газа, не только как физического, но и как химического агента. При этом нефтеотдача значительно увеличивалась [53].

В последние годы интенсивно развивается новый метод извлечения остаточной нефти из истощенных пластов ‑ подземное горение [54]. Он заключается в нагнетании в пласт воздуха и последующем сжигании пластовой нефти в нагнетательных скважинах. Зажигание нефти производится с помощью забойных электро- или газовоспламенителей, а также химических реакций, дающих высокую температуру. На первых этапах горения в пласт может добавляться кислород. Когда пласт зажжен, аэрированный участок нагревается. Область нагрева движется по мере медленного перемещения фронта горения. Горящая нефть карбонизируется (обугливается)
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Фиг. 10-23. Типичная характеристика разработки нефтяной залежи на месторождении Хейнсвилл в северной Луизиане (Akins, Trans. Am. Inst. Min. Met. Engrs., 192, p. 242, Fig. 4, 1951).

Продуктивны известняки Петтит (мел). Закачка газа началась в январе 1945 г., а воды - в январе 1946 г. Эффект от применения вторичных методов разработки хорошо виден на кривых изменения газового фактора, пластового давления и добычи нефтп. 1 - начиная с этой даты, учет добычи попутного газа более точен; 2 - газовый фактор; 3 - забойное давление; 4 - начало закачки газа в пласт; 5 - ежемесячная добыча нефти (данные на 1 мая 1944 г.); 6 - начало централизованной (объединенной) эксплуатации всех участков месторождения; 7 - повышение мощности установки по закачке газа; 8 - начало закачкп в пласт воды; 9 - суммарная добыча нефти.

и становится основным топливом для этого фронта. Тепло и повышенное давление приводят к образованию «нефтяного вала», двигающегося в сторону эксплуатационных скважин.

Одним из многообещающих вариантов термальных методов воздействия на пласт является закачка горячей воды и пара [55]. Он заключается в подаче в пласт воды и пара достаточно высокой температуры - около 400°F (сообщается и о более высоких температурах нагнетания - до 700°F). Извлечение остаточной нефти происходит главным образом в результате увеличения ее подвижности при повышении температуры, а также вследствие теплового расширения нефти. Закачка горячей воды и пара производится периодически через определенные промежутки времени. Добыча нефти происходит либо через нагнетательные скважины во время их остановки, либо непрерывно - через эксплуатационные скважины.

Большая часть неглубоко залегающих залежей в США в настоящее время разрабатывается с помощью вторичных методов. Обычно применяется нагнетание газа или воды. Закачка воздуха применяется только в тех случаях, когда нет газа, а заводнение по каким-либо причинам невозможно. При прочих равных условиях заводнение оказывается обычно наиболее эффективным.

При особо благоприятных пластовых условиях практически вся извлекаемая нефть может быть извлечена только с помощью первичных методов, и необходимости в применении вторичных методов может не возникнуть. Нефть, получаемая в результате применения вторичных методов разработки, значительно более дорогая, чем нефть, добываемая с помощью первичных методов. Проект разработки новой залежи должен быть составлен так, чтобы максимальное количество нефти было получено с помощью первичных методов. Наиболее благоприятны условия для применения вторичных методов разработки, когда количество оставшейся в пласте нефти достаточно велико.

Добыча газа

Природный газ может добываться вместе с нефтью (попутный газ) или в чистом виде из чисто газовых залежей (свободный газ).

Попутный газ

Обычно при эксплуатации нефтяных месторождений вместе с нефтью добывается значительное количество газа. Даже если свободный газ в начальный период отсутствует и весь газ находится в растворенном состоянии в нефти, впоследствии в связи со снижением пластового давления может образоваться газовая шапка (см. фиг. 5-26). На поверхности избыточное количество газа отделяется от нефти в сепараторе и затем перерабатывается для извлечения естественных бензиновых фракций или получения газопродуктов (пропан, бутан, пентан) в сжиженном виде (так называемый «сжиженный нефтяной газ»). После очистки (осушения) оставшийся попутный газ смешивается с обычным сухим газом чисто газовых залежей и в таком виде поступает в газопроводы.

Попутный газ выполняет две крайне важные функции в пласте: 1) он является одним из источников пластовой энергии, способствуя продвижению нефти к забоям скважин и иногда даже на поверхность; 2) будучи растворенным в нефти, он понижает ее вязкость, делает более подвижной и, следовательно, легче извлекаемой.

Часто добываемый вместе с нефтью попутный газ используется в качестве топлива на промыслах. На тех месторождениях, где добывается большое количество попутного газа, строятся газобензиновые заводы, перерабатывающие этот газ и производящие бензин и другие жидкие углеводороды. Если осушенный попутный газ не находит сбыта, а количество его превышает нужды промысла, то он обычно выпускается в воздух или сжигается в факелах. На промысле газ используется также в качестве топлива для паровых и газовых двигателей, обслуживающих глубиннонасосные скважины, для обогрева и освещения. Наибольшее применение избыточный газ находит на истощенных месторождениях, где он закачивается обратно в пласт для поддержания пластового давления и повышения нефтеотдачи.

Свободный газ

Большая часть газа, используемого в промышленности и транспорти​руемого по газопроводам, добывается из чисто газовых месторождении и залежей. Обычно этот газ сухой, его перекачивают из скважин непосредственно в газопроводы. Когда пластовое давление в газовой залежи снизится настолько, что скважины не смогут подавать газ в газопроводы из-за того, что в них более высокое давление, газ из скважин предварительно сжимается в компрессорных установках до тех пор, пока его давление не превысит давление в трубопроводе.

Коэффициент газоотдачи продуктивных пластов по отношению к геологическим запасам обычно значительно выше, чем коэффициент нефтеотдачи, причем этот газ на промыслах никогда не сжигается в факелах и не выпускается в воздух.

В газоконденсатных залежах наиболее тяжелые углеводороды в пластовых условиях растворены в газовой фазе (см. фиг. 10-4, В). В случае снижения давления, но не температуры, из газовой фазы эти углеводороды выделяются в виде жидкости. Для того чтобы обеспечить максимальное извлечение пластовых флюидов из газоконденсатных залежей, необходимо
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Фиг. 10-24. Две карты расположения нефтяных (А) и газовых (Б) залежей на одной и той же площади в районе свода Сабин, центральная часть Лупзпаны и смежные территории штатов Арканзас и Техас.

поддерживать пластовое давление на уровне, превышающем давление кон​денсации. Выпавший в залежи конденсат адсорбируется на поверхности песчинок и становится практически неизвлекаемым. Поэтому газоконденсатные залежи эксплуатируются при высоких пластовых давлениях, обеспечивающих газообразное состояние пластовых флюидов. Конденсат выпадает из газа уже за пределами залежи в связи со снижением давления. Если основной целью является добыча именно конденсата, то осушенный газ вновь сжимается в компрессорах и закачивается под давлением обратно в залежь, что поддерживает пластовое давление и препятствует выпадению конденсата в пласте. Этот процесс называется сайклингом или рециркуляцией и обеспечивает наиболее высокий коэффициент извлечения жидких углеводородов из газоконденсатных залежей.

Многие районы характеризуются преобладанием какого-либо одного вида залежей - чисто газовых или чисто нефтяных. В некоторых месторождениях неглубоко залегающие горизонты являются газоносными, ниже располагаются нефтяные залежи, насыщенные растворенным газом, а самые глубокие горизонты содержат газоконденсатные залежи. В то же время наблюдаются случаи, когда одни и те же породы содержат газовую залежь и в непосредственной близости - чисто нефтяную залежь. На фиг. 10-24 показано распространение нефтяных и газовых залежей, типичное для многих нефтегазоносных районов.

Может быть предложено несколько возможных объяснений таких особенностей распространения нефтяных и газовых залежей: 1) ловушки образуются в различное время даже в одной и той же провинции, нефть и газ мигрируют в различных соотношениях в разное время, в связи с чем одни ловушки заполняются преимущественно газом, другие - преимущественно нефтью; 2) особенности образования углеводородов могли быть такими, что в одних отложениях или участках возникали главным образом газ и углеводороды с низкой точкой кипения (низким давлением насыщения), а в других - в основном нефть; 3) гидродинамические условия в прошлом могли привести к удалению нефти из ловушки и заполнению ее чистым газом; 4) могло происходить избирательное улавливание нефти или газа (см. стр. 525-526); 5) коллектор, в который попадает смесь мигрирующих нефти и газа, может содержать олеофильные частички; нефть в таком коллекторе задержится, а газ будет мигрировать дальше.

Экономические и правовые вопросы
Инженер-промысловик обязан обеспечить максимально эффективную добычу нефти и газа при минимуме затрат. Однако, кроме чисто технической стороны, эта проблема связана еще и со многими экономическими факторами и различными правилами, устанавливаемыми правительством и промышленниками.

Основными экономическими факторами, с которыми приходится иметь дело при решении вопросов разработки залежи, являются глубины скважин, стоимость бурения и эксплуатации, продажная цена нефти, арендные ограничения. Максимальная прибыль может быть получена в том случае, если стоимость добычи и транспортировки нефти меньше ее продажной цены. Величина этой прибыли определяется продуктивностью пород и извлекаемыми запасами нефти, так как эти факторы обусловливают тип и количество применяемого оборудования. На промыслах, дающих небольшую прибыль, устанавливается лишь недорогое оборудование и в минимальном количестве. Такое оборудование, естественно, не может обеспечить высокие темпы добычи, какие дает более дорогое и совершенное оборудование. В некоторых особых случаях месторождения разрабатываются, несмотря на то что они не дают прибыли в обычном денежном выражении. К таким месторождениям относятся, например, отдельные месторождения, составляющие стратегический резерв морского флота США, национализированные месторождения в некоторых странах и т.п.

Практически разработка всех месторождений нефти и газа регулируется различными правилами. Наиболее полный контроль осуществляется в тех странах, где государство является собственником минеральных ресурсов и само добывает их. Но даже в таких странах, как США, где отдельные землевладельцы являются собственниками минеральных ресурсов, заключенных в недрах их владений, государством осуществляется определенный контроль за эксплуатацией нефти и газа с целью повышения эффективности разработки месторождений и сведения к минимуму потерь национальных ресурсов. Эти правила обычно составляют часть законов об охране недр в данном штате, провинции или в целом по стране и определяют темп добычи, методы цементирования и крепления скважин, использование соленых и минерализованных вод, максимально эффективное использование пластовой энергии. Опыт научил промышленников тому, что наиболее эффективная разработка месторождений в конечном счете оказывается и наиболее выгодной. Многие правительственные постановления, направленные на повышение эффективности разработки месторождений, были приняты по инициативе именно дальновидных промышленников. При предоставлении крупных правительственных концессий нефтедобывающим компаниям всегда оговаривается максимально эффективный способ разработки месторождений. Довод один ‑ это наиболее выгодный путь добычи нефти и газа.

Постоянное повышение нефтеотдачи ‑ проблема в основном техническая. Но максимальное извлечение нефти из пласта возможно лишь в том случае, если усилия как техников, так и предпринимателей будут направлены к одной цели ‑ наиболее полному использованию пластовой энергии. Поскольку нефть, остающаяся в истощенном пласте, становится практически неизвлекаемой, потеря пластовой энергии равносильна потере нефти.

Заключение
Основные положения механики пласта применительно к геологии нефти и газа следующие:

Огромная масса новых количественных и полуколичественных данных, постоянно пополняющих наши знания о процессах, происходящих в продуктивном пласте, заставляет существенно менять многие старые представления о механике пласта и составлять новые.

Природный резервуар и насыщающие его флюиды - это сложный комплекс многих взаимосвязанных переменных, чувствительных к различным изменениям. Изменение одной из переменных тотчас ведет к нарушению установившегося в пласте равновесия, что в свою очередь обусловливает возникновение ряда новых процессов. Несомненно, в течение геологического времени такие изменения происходили неоднократно, и мы можем представить себе, что почти каждое изменение геологических условий в прошлом отражалось на истории нефтяных и газовых залежей. Из этого следует, что знание общих черт истории геологического развития того или иного района может быть использовано для более обоснованных поисков новых месторождений нефти и газа. Мы видим, что изучение практически всех отраслей геологической науки необходимо для правильного понимания геологического строения и истории развития района.

Механика пласта позволяет установить, что огромные количества нефти остаются в пласте иеизвлеченными, но она также показывает.- и это, пожалуй, важнее,- почему нефть стала неизвлекаемой. Все. что мы знаем о породе-коллекторе и насыщающих ее флюидах,- еще один шаг в направлении решения грандиозной проблемы «Как добыть неизвлекаемую нефть?» Возможно, что в США, добывших за всю историю нефтяной промышленности огромное количество нефти, будет найдено решение этой проблемы. Однако следует иметь в виду, что это .решение зависит не только от одних геологов.
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Происхождение нефти и газа и способы их миграции, ведущие к образованию залежей, - две взаимосвязанные проблемы, над которыми геологи уже немало лет ломают голову, но и до сих пор еще не найдены удовлетворительные ответы на многие вопросы [1]. Обе проблемы достаточно близки между собой [автор называет их спаренными (twin)], и решение одной из них может пролить свет на понимание другой. Трудности частично обусловлены недостаточной адекватностью результатов лабораторных анализов [вероятно, имеется в виду сопоставимость их с природными процессами].

В настоящее время применяются быстрые методы экстракции и хроматографии, позволяющие производить экспресс-анализы отдельных углеводородов до С10 и даже до С40, что дает иногда возможность проследить путь углеводородов (УВ) от материнского вещества до залежи. Залежь ‑ это уже конечный результат ряда предыдущих процессов, точно определить которые мы пока не в состоянии. Многие из этих неизвестных или недостаточно хорошо изученных процессов должны быть исследованы в ближайшее десятилетие, что позволит получить более полные представления о геологической истории нефти и газа.

Для объяснения происхождения, миграции и аккумуляции нефти и газа было предложено много теорий, но все они страдают теми или иными существенными недостатками и не позволяют полностью восстановить всю цепь событий. Более ранние теории основывались на лабораторных экспериментах, в которых пытались воспроизвести условия в недрах, и на геологических данных, полученных в процессе разведки и разработки месторождений нефти и газа. Современные теории базируются на данных новейших аналитических исследований, в частности на геохимии изотопов углерода. Однако любая теория, претендующая на приемлемость, должна основываться на общих природных процессах, происходящих не только в условиях разрабатываемых месторождений, но и в самой различной геологической и географической обстановке [2]. Нефтяные углеводороды встречаются, хотя и в малых количествах, в самой земной коре, и их происхождение нельзя объяснять с позиций теории, предусматривающей какие-либо исключительные и необычные условия.

В настоящее время большая часть геологов придерживается представления о трехстадийной последовательности образования нефти, ее миграции и аккумуляции в залежи.

1. Растворимые углеводороды, асфальтово-смолистые компоненты, подобные таковым в нефти, и собственно нефть с нерастворимым в ней органическим веществом откладываются в рассеянном состоянии вместе с осадками, преобразующимися в глинистые сланцы и другие породы-неколлекторы. Некоторые из этих углеводородов и асфальтово-смолистых компонентов сходны или тесно связаны с аналогичными соединениями в состав организмов, захоронявшимися вместе с осадками (многие исследователи утверждают, что именно такие организмы являются основными постав. ками первичного материнского материала для нефти и газа). Более слои углеводороды и неуглеводородные соединения могли образоваться с помощью каких-то дополнительных источников энергии или химических реакций.

2. Когда вода выжимается из глин при их уплотнении под весом вышележащих пород, нефть и газ выносятся этой водой и попадают в прилегающие к глинам коллекторы, например в песчаники. Последние с этого момента становятся продуктивными пластами. Этот процесс, известный как первичная миграция, должен происходить главным образом во время послеседиментационного уплотнения осадков и приводить к отделению нефти и газа от окружающей воды. Нефть, движущаяся в процессе первичной миграции, состоит из нефтяных углеводородов и асфальтово-смолистых компонентов.

Следующий этап миграции нефти и газа, вторичная миграция, происходит уже в пласте-коллекторе благодаря плавучести нефти и движению воды сквозь проницаемые породы. Нефть и газ перемещаются вместе с водой до участков, где дальнейшее движение прекращается: так образуются залежи нефти и газа.

Глава 11 Происхождение нефти и газа

Граничные условия. Неорганическое происхождение нефти и газа. Органическое происхождение: природа органического материнского вещества; современное органическое вещество. Превращение органического вещества в нефть и газ: действие бактерий; теплота и давление; изменения нефти и газа.

Теории происхождения нефти и газа¹ могут быть подразделены на две основные группы - органические и неорганические - по их отношению к исходному генерирующему веществу. В первых гипотезах предполагалось неорганическое происхождение нефти. Современные гипотезы, за немногими исключениями, развивают представления об органическом исходном веществе. Теории неорганического происхождения нефти вызывают все большее количество возражений. Однако полностью исключать возможность участия неорганических веществ, в особенности водорода, в образовании нефти и газа нельзя, поэтому такие гипотезы иногда находят приверженцев.

Хотя теория органического происхождения нефти и газа общепризнана, существует много различий в представлениях некоторых исследователей относительно тех или иных сторон и деталей этого процесса и значения различных исходных [для углеводородов] веществ. Какие отложения являются преимущественно материнскими - морские или континентальные? В какой мере нефть образуется за счет углеводородов живых организмов и в какой ‑ в результате изменения асфальтово-смолистых компонентов [битумов]? Какова природа энергии, обусловливающей эту трансформацию? В качестве возможных источников энергии назывались бактериальная деятельность, температура и давление, радиация и каталитические явления, действующие отдельно или в той или иной комбинации.

Теории аккумуляции нефти и газа непосредственно связаны с представлениями о их происхождении. Некоторые геологи полагают, что нефть и газ образовались на месте своего нынешнего залегания или в непосредственной близости от современных залежей. Другие допускают миграцию УВ из областей образования в области накопления, при этом они считают, что области образования совсем не обязательно должны находиться по соседству с областями накопления. Одни теории развивают представления о миграции нефти вместе с действующей водой, другие - независимо от этого движения. Одни геологи утверждают, что исходный материал отлагался в глинистых осадках или трансформировался с ними в нефть, а позже мигрировал в коллекторы; другие полагают, что исходный материал, скорее всего в виде

¹Интересующийся читатель может ознакомиться с детальной сводкой по этим проблемам, составленной X.Д. Гедбергом (Н. D. Hedberg, Geologic Aspects of Origin of Petroleum, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 48, № 11, pp. 1755-1803, 1964), содержащей обширную библиографию. [Эта статья в русском переводе М.Ф. Двали пол редакцией В.А. Соколова.выпущена в 1966 г. издательством «Недра» в виде отдельной брошюры: X.Д. Гедберг, «Геологические аспекты происхождения нефти». Работы советских ученых по самым различным вопросам проблемы нефтегазообразовашш, опубликованные до июля 1965 г., приведены в библиографическом указателе «Происхождение нефти и газа», «Наука», М., 1966. Более поздние советские и иностранные работы по той же проблеме можно найти в сб. «Генезис нефти и газа», «Недра», М., 1967, и в сборнике с тем же названием, выпущенном в 1966 г. издательством «Наука».]

коллоидального раствора или воднорастворенного органического вещества, концентрировался в самих коллекторах или даже непосредственно в ловушках и уже там превращался в нефть и газ. Каждая теория располагает существенными аргументами в свою пользу, но встречает и не менее существенные возражения. [В настоящее время проблема нефтеобразования в принципе решена, и многие гипотезы потеряли свою силу. Дискутиро​ваться могут лишь частные, но достаточно важные стороны проблемы в рамках осадочно-миграционной теории генезиса нефти.]

Принимаемая теория нередко предопределяет и методику поисково-разведочных работ. Если, например, геолог придерживается представления об образовании нефти in situ, он будет искать районы, где были условия, благоприятные для нефтеобразования. Сторонник миграции нефти и газа на некоторое расстояние от областей нефтегазообразования будет основное внимание уделять поискам благоприятных ловушек и барьеров на путях миграции УВ. Тот, кто стоит на точке зрения преимущественной роли в нефтегазообразовании морских осадков, будет ориентировать поиски на морские отложения, в то время как геолог, придерживающийся противоположной точки зрения, ‑ на районы, сложенные пресноводными или континентальными отложениями. Если признается возможность миграции нефти и газа, то вопрос о преимущественной роли морских или неморских отложений в образовании углеводородов теряет свое значение, поскольку в этом случае на первый план выступают условия концентрации нефти и газа в ловушках на пути миграции УВ.

Граничные условия

Асфальтово-смолистые компоненты¹, аналогичные встречающимся в нефтях, могут быть синтезированы в лабораторных условиях из различных исходных веществ. Лабораторные условия, конечно, значительно отличаются от реальных условий в недрах нефтяных и газовых месторождений. В связи с этим целесообразно указать на некоторые из этих условий, чтобы убедиться, увязываются ли данная теория или результаты лабораторных экспериментов с реальной геологической обстановкой, господствующей в известных нефтяных и газовых месторождениях, т.е. не выходят ли они за пределы разумного геологического барьера [3]. Основными граничными условиями являются следующие:

1. Почти все нафтиды (petroleum) находятся в осадочных отложениях. Эти отложения преимущественно морские, а следовательно, и нафтиды, приуроченные к ним, также морского или близкого к нему происхождения. В то же время значительное количество нефти и газа обнаружено в континентальных отложениях, в которых они, видимо, и образовались. Но учитывая значительную окисленность континентальных осадков, а также то обстоятельство, что они обычно залегают несогласно на морских отложениях, скорее всего следует допускать образование нефти и газа именно в морских отложениях и последующую их миграцию в вышележащие континентальные породы.

2. Нефть, газ и другие нафтиды представляют собой очень сложные смеси различных гомологических рядов углеводородов. Нет двух нефтей, имеющих совершенно одинаковый состав. Главной причиной этих различий, по-видимому, является разный состав первичного исходного вещества, но определенным образом могли сказываться
¹Hydrocarbon compound [буквально ‑ «углеводородное соединение»] ‑ производное углеводорода, содержащее, кроме водорода и углерода, в небольшом количестве также другие элементы, такие, как сера, азот и кислород. [Термин неудачный. Соединения, содержащие, помимо С и Н, еще и гетероэлементы, не являются углеводородными. В данном случае правильнее было бы говорить об асфальтово-смолистых компонентах.]

также и последующие изменения окружающей обстановки, в особенности условия миграции и, кроме того, катализация, полимеризация, колебания температуры и давления, метаморфизм. В то же время элементарный химический состав углеводородных смесей в общем достаточно одинаков, несмотря на существенные различия физических свойств разных нефтей. Большая их часть состоит на 82-87 вес. % из углерода и 11-15 вес.% из водорода.

3. Нефти, газы и другие нафтиды распространены в очень широком стратиграфическом диапазоне ‑ от докембрия до плейстоцена включительно, хотя и в докембрийских, и в плейстоценовых породах находки нафтидов в общем редки и их можно считать аномальными. Тем не менее в докембрийских породах обнаружен органический углерод, генетически связанный с нефтью или нефтеподобными веществами [4]. В некоторых нефтеносных горизонтах ордовика и карбона в конгломератах встречается нефтенасыщенная галька, включенная в общую массу ненефтеносных вмещающих пород. Выветрелые нефтеносные отложения, залегающие несогласно под пенсильванскими породами в Оклахоме, во всяком случае, моложе пенсильванского времени. Асфальтовые песчаники и грэемиты в зоне несогласия в ордовикских отложениях месторождения Люсьен в Оклахоме сформировались, видимо, в ордовикское время [5]. [Эти и другие факты опровергают странное утверждение В.Б. Порфирьева, что образование нефтеносных пород (и вообще залежей) произошло лишь в неогене.] Все это свидетельствует о том, что нефть способна сохраняться, несмотря на ряд неблагоприятных условий, существующих в течение длительного геологического времени [6].

4. До появления метода хроматографии и других аналогичных методов
исследования в глинистых и карбонатных породах, составляющих значительную часть осадочной оболочки, не удавалось обнаружить растворимые (в органических растворителях) жидкие нефтяные УВ. Было установлено, что нерастворимое органическое вещество распространено в осадочных отложениях почти повсеместно, но растворимые нефтяные углеводороды найдены не были. Современная методика исследований позволила выявить и растворимые УВ [7], содержание которых достигает 50 баррелей или более на 1 акрфут (65 м³/га-м), но обычно менее 10 баррель/акрфут (13 м³/³га-м). [По данным Н.Б. Вассоевича, кларковое содержание УВ в породах континентального сектора стратисферы составляет около 3 м³/га-м.] Многие углеводороды найдены также в живых организмах.

5. Температура в продуктивных пластах редко превышает 225°F (~400°С), однако в глубоко погруженных залежах в отдельных случаях температуры поднимаются до 300°F (141°C). В некоторых неглубоких залежах пластовые температуры иногда очень невысоки и даже близки к поверхностным. Присутствие в нефтях порфиринов свидетельствует о том. что температура в этих нефтях никогда не превышала 392°F (200°С). поскольку при такой температуре порфирины разрушаются. Иными словами, этот факт служит аргументом в пользу предположения о низкотемпературных условиях нефтегазообразования.

6. Нефтеобразование происходит в анаэробной и восстановительной среде. Наличие порфиринов указывает на то, что анаэробные условия воз-никавзт на самых ранних этапах образования нефти, так как порфирины. будучи производными хлорофилла, быстро и легко окисляются и в аэробной среде долго существовать не могут. О восстановительной обстановка нефтеобразования свидетельствует и низкое содержание в нефтях и газах кислорода, обычно не более 2 вес. %.

7. Колебания давления и температуры в нефтеносных пластах могут быть очень существенными в зависимости от масштабов эрозии, степени дислоцированности, амплитуды вертикальных тектонических движений разного знака. В известных залежах величина пластового давления колеблется от атмосферного до 8-10 тыс. фунт./кв.дюйм (550-700 атм), температуры - от близкой к поверхностной до 250°F (120°С). Однако физические свойства нефтей, несмотря на столь резкие изменения пластовых условий, остаются постоянными. В то же время химический состав их может существенно раз​личаться в зависимости как от условия образования, так и от глубины последующего погружения [8].

8. Анализ геологической истории нефтяных залежей позволяет говорить о том, что в одних случаях не наблюдается никаких следов латеральной или вертикальной миграции, тогда как в других случаях наличие таких миграций не вызывает сомнений. Но каких-либо определенных различий между нефтями, которые можно считать мигрировавшими и образовавшимися на месте своего залегания, не обнаруживается. Следовательно, каждая обоснованная теория происхождения нефти должна быть независимой от явлений, вызванных миграцией. [Заключение более чем спорное.]

9. Время, необходимое для образования нефти и газа и их концентрации в залежах, составляет, по-видимому, менее 1 млн. лет. Наиболее высокая величина отношения количества нефтяных залежей к общему объему пород характерна для плиоцена, закончившегося примерно 1 млн. (?) лет назад [9]. Промышленная нефть обнаружена в самых молодых отложениях позднего плиоцена и даже плейстоцена, например на месторояадении Кирикире в восточной Венесуэле. Залежи нефти выявлены в бакинском [постплиоцен] и апшеронском [верхний плиоцен] ярусах в Азербайджане и Туркмении, СССР. Из плио-плейстоценовых отложений добывается нефть также на месторождении Саммерленд в Калифорнии. В плейстоценовые отложения нефть могла попасть из более древних пород, но в равной степени могла образоваться и в морских аналогах самих плиоценовых отложений, и в этом случае она свидетельствует о минимальном времени, необходимом для ее образования и аккумуляции в крупные залежи. Однако время, необходимое для образования отдельных УВ, может быть и значительно меньше указанного. В современных осадках Мексиканского залива на глубине 3-103 фута (0,9-31 м) обнаружены заметные количества парафиновых, нафтеновых и ароматических УВ - от 9-10-4 % до 1,17 % от сухого веса осадка [10]. Определение возраста этих углеводородов по изотопу С14 показало, что они образовались примерно 11 800-14 600 ± 1400 лет назад, как и исходное органическое вещество (ОВ) и вмещающие его осадки.

На месторождении Педерналес в восточной Венесуэле 6-метровый пласт песка, заключенный в 60-метровой глинистой толще формации Пария, характеризуется высокой концентрацией УВ - здесь она примерно в четыре раза выше, чем во вмещающих глинах или песках, обнажающихся на поверхности [11]. Определение возраста по С14 указывает на образование формации Пария в целом менее чем 10 тыс. лет назад, а названного пласта песка ‑ около 5 тыс. лет. Среднее содержание УВ в песке составляет примерно 150 ч. на млн. (0,015%). Вычитая среднее содержание УВ в формаппп Пария, равное 25 ч. на млн. (0,0025%), получим количество УВ, аккумулировавшееся в песке после его отложения, т.е. 125 ч. на млн. (0,0125%) от его веса. Это составляет примерно 0,025 ч. на млн. (0,025×10-4%) в год, а за миллион лет в этом песке сможет накопиться около 500 баррель/акр.фут и образуется богатое месторождение.

Неорганическое происхождение нефти и газа

В настоящее время «неорганические теории» происхождения нефти и газа представляют в основном исторический интерес, поскольку большая часть их уже давно никем не поддерживается¹. Распространение этих теорий [гипотез] было вполне 
¹Во второй половине XX в. в СССР возобновились попытки воскресить гипотезы минерального синтеза нефти. Было предложено несколько взаимоисключающих вариантов. Все они в корне ошибочны, а авторы их или не знают, или игнорируют достижения современной органической геохимии. Критический разбор минеральных гипотез можно найти в книге М.К. Калинко «Неорганическое происхождение нефти в свете современных данных», «Недра», 1968). Ряд принципиальных ошибок в концепциях неонеоргаников вскрывается в монографии В.А. Соколова «Геохимия газов земной коры и атмосферы» («Недра», 1966). ‑ Прим. ред.

естественным на уровне знаний XVIII в. Основным доводом в пользу неорганических теорий было неоднократное получение в лабораторных условиях из неорганических исходных веществ таких углеводородов, как метан, этан, ацетилен, бензол. Однако нет ни одного месторождения, где можно было бы обнаружить следы подобных процессов в природных условиях, в то время как доказательств органического происхождения нефти огромное множество¹.

Прежде всего нефти характеризуются оптической активностью (способностью вращать плоскость поляризации), в особенности фракции нефтей, выкипающие в интервале 250-300°С. Давно известно, что это явление характерно почти исключительно для органических веществ, в образовании которых преобладающую роль играл биологический фактор. Второе серьезное возражение против неорганического происхождения нефти заключается в том, что во всех нефтях обнаружены асфальтово-смолистые компоненты, образование которых может быть связано только с органическим веществом и с большим трудом объясняется с позиций неорганического синтеза нефти.

Отсутствие непосредственной связи залежей нефти с продуктами вулканической деятельности, за исключением крайне редких случаев, заставляет усомниться в существенном значении вулканической деятельности для процесса их образования. Как показали Уайт (White, личное сообщение) и Де-Голье [13], площади, на которых залежи нефти или газа находятся по соседству с изверженными породами, продуктами деятельности термальных вод и т. п., обычно перекрыты нормальными осадками. Нет ни одного случая, когда бы покрышкой залежи нефти и газа в районах вулканической деятельности служили изверженные породы. В подавляющем большинстве случаи обнаружения УВ среди вулканических пород гораздо лучше объясняются миграцией их в эти породы из вмещающих отложений, чем непосредственным образованием их в самих изверженных породах.

Если бы нефть была космического происхождения, то мы должны были бы находить ее гораздо чаще и в более разнообразных условиях, чем это есть на самом деле, в том числе и в наиболее древних породах. В этом случае не должно было бы быть никакой связи с возрастом пород, и нефть была бы одинаково широко распространена в породах любого возраста, лишь бы они были достаточно проницаемыми. Однако, как мы знаем, докембрий-ские, кембрийские, триасовые и плейстоценовые отложения содержат очень немного нафтидов, несмотря на то что в разрезах этих отложений обнаружены мощные толщи пористых и проницаемых пород.

Органическое происхождение нефти и газа

В пользу органической природы основного исходного вещества для образования нефти и газа ‑ «протонефти» (protopetroleum) - свидетельствуют три главных аргумента:

1. Огромное количество ОВ и УВ встречается в осадочной оболочке Земли. Преобладающими химическими элементами органического вещества как животного, так и растительного происхождения являются углерод и водород. Кроме того, некоторое количество соединений с углеродом и водородом, в том числе и углеводороды, и в настоящее время продуциуется живыми организмами - животными и растениями. Таким образом.

¹Новейшие неопровержимые подтверждения биогенной природы исходного для нефти вещества можно найти в трудах VII Международного нефтяного конгресса (Мексика, 1967) и в двух сборниках «Генезис нефти и газа», один из которых выпущен издательством «Недра» в 1967 г., а другой - издательством «Наука» в 1968 г. ‑ Прим. peд.

органический материал, обильный и широко распространенный, вполне обеспечивает накопление двух основных элементов нефти и газа ‑ углерода и водорода.

2. Во многих нефтях обнаружены порфирины¹, и почти во всех нефтях и газах содержится азот. Это служит более или менее прямым указанием на животное или растительное (или комбинированное) происхождение нефти и газа, поскольку любое ОВ обязательно содержит и порфирины, и азот [16]. Порфирины встречаются в природном асфальте и в неотфильтрованных и не подвергавшихся перегонке средних и тяжелых нефтяных фракцияхг содержащих асфальтово-смолистые компоненты. Количество порфиринов может быть различным. Примерно половина всех исследованных образцов, полученных из самых различных районов земного шара, характеризовалась присутствием порфиринов в количестве 0,004-0,02 мг на 100 г (0,4×10-4 ‑ 0,2×10-3%), другая половина ‑ 40-400 мг на 100 г (0,04-0,4%).

Азот является одним из основных компонентов аминокислот [CH2(NH2)COOH], т.е. гидролизированного протеина, входящих в состав любой живой материи. Траск и Патнод [17] установили, что содержание биогенного азота в осадках почти прямо пропорционально содержанию в этих осадках органического углерода (Сорг). Таким образом, содержание азота и углерода может служить мерой обогащенности отложений органическим веществом. В древних отложениях, например, кратность содержания ОВ по отношению к содержанию углерода и азота выражается соответственно как 1, 1:1 и 24:1. Азот присутствует практически во всех нефтях и газах, главным образом в качестве составной части сложных асфальтово-смолистых соединений. Непрерывная цепь распространения азота - от живых организмов через органическое вещество в осадках к нефти - одно из доказательств органической природы нефтегазоматеринского вещества.

3.
Оптическая активность ‑ способность вращать плоскость поляризации поляризованного света ‑ является свойством большей части нефтей, не обнаруживающимся в веществах неорганического происхождения, за исключением киновари (H2S) и кварца (SiО2). Наиболее интенсивно оптическая активность проявляется у фракций, выкипающих в интервале 250-300°С. По-видимому, оптическая активность большинства нефтей является следствием присутствия в них холестерола (С20Н45ОН) [а также фитостеролов и других соединений], встречающегося в органическом веществе как животного, так и растительного происхождения [18].

Практически во всех породах-неколлекторах, таких, как глины и карбонаты, обнаружены самые различные УВ и даже нефть. Одни и те же УВ встречаются как в рассеянном состоянии в тонкозернистых осадках [в микронефти], так и в самих нефтях. Теснейшая связь ОВ и УВ в осадках исключает какие-либо сомнения в том, что ОВ является первичным источником нефти и газа.

Впервые возможность органического происхождения нефти сформулирована Лескеро [19], который в 1866 г. предположил, что нефть в девонских отложениях восточных районов США образовалась из одноклеточных морских растений 2. Обилие растительных и животных остатков, повсеместно распространенных и характерных почти для всех типов отложений, естественно, заставило исследователей рассматривать этот материал в качестве органического источника нефти и газа.

¹Порфирины образуются из гемина (вещества, окрашивающего кровь в красный цвет) или из хлорофилла (вещества, окрашивающего растения в зеленый цвет). В нефтях порфирины встречаются в виде сложных соединений, которые быстро окисляются. Трейбс установил, что растительные порфирины (C32H36N4 и C32H35N4СOOH), выделенные из хлорофилла, встречаются значительно чаще, чем животные порфирины (C32H38N4 и C32H36N4COOH), образованные из гемина.

²Основоположником органической теории является М.В. Ломоносов, на 100 лет опередивший Лескеро. ‑ Прим. ред.

Хакфорд [20] в 1922 г. нашел, что состав золы нефти и морских водорослей практически одинаков; в ней содержатся йод, бром, фосфор и соли аммония. Позднее он развил эту идею и пришел к выводу, что нефть и другие нафтиды могли образоваться в результате пиролиза и гидролиза морских водорослей при низких температурах [21].

Еще более отчетливо показана связь между нефтью и исходным веществом в работе Сандерса [22]. Он обнаружил в нефтях многих залежей огромное количество разнообразнейших микровключений: остатки кальцитовых или кремневых скелетов и панцирей, окаменелые растительные остатки, раковинки фораминифер, мельчайшие конкреции пирита, небольших рачков, остатки скелетов насекомых, оболочек спор, водорослей, грибков, кутикулы смолистых телец, кусочки угля и лигнита. Некоторые из этих включений, конечно, могли быть привнесены в нефть со стороны. Однако большая их часть, несомненно, генетически связана с нефтями, в которых они обнаружены. [Это заключение в свете новейших данных представляется ошибочным. Большая часть подобного рода включений связана с вмещающими нефть отложениями и попала в нее чисто механическим путем. Часть наиболее мелких включений, в частности споры и пыльца, могла попасть в нефть на путях ее миграции.]

Еще одним доказательством органического происхождения нефти является присутствие нефтяных УВ в современных осадках Мексиканского залива [23]. Определение абсолютного возраста этих УВ свидетельствует о том, что они не могли мигрировать в современные осадки из более глубоких горизонтов, а образовались на небольших глубинах в результате разрушения ОВ, захороненного в самих этих осадках.

Современные теории органического происхождения нефти и газа

Скачок, который произошел в настоящее время в понимании условий образования нефти и газа, связан с открытием широкого распространения во многих живых организмах нефтяных УВ, которые, будучи захоронены в осадках, практически не изменяются. С этим открытием связаны имена многих исследователей, работы которых перечислены в конце данной главы [24]. [Доля УВ, непосредственно унаследованных от живого вещества (т.е. био-УВ), значительно меньше, чем это можно себе представить, судя по высказыванию Леворсена. Почти вся масса низкокипящих УВ, составляющих бензиновую и керосиновую фракции нефти, образуется в результате мягкого термолиза и (или) термокатализа из более высокомолекулярных соединений, в частности из био-УВ, из соединений, которые можно называть предшественниками УВ (пред-УВ), например из жирных кислот, аминокислот, некоторых спиртов и др.

Нефть, как таковая, образуется не на стадии диагенеза, а значительно позже, на стадии катагенеза, в условиях повышенной температуры (90±25°С) и длительного геологического времени, в какой-то мере компенсирующего высокую температуру. По существу нефть образуется не столько биогенным, сколько абиогенным путем, но из биогенного органического вещества. Если учесть это, а также двусмысленность слова «органический», то лучше говорить не об органическом происхождении нефти, а об осадочно-миграционном. ]

Почти все глинистые и карбонатные породы содержат рассеянное ОВ трех основных видов: растворимые жидкие УВ, растворимые асфальтово-смолистые вещества и нерастворимый кероген¹. Количество растворимых IB изменяется от 1 до 50
¹Американские, а вслед за ними и некоторые советские авторы неправильно ограничивают понятие кероген лишь нерастворимыми в органических растворителях компонентами ОВ осадков и пород. Термин «кероген» (по-древнегречески ‑ «рождающий вое: был введен в употребление в 1912 г. английским автором проф. А. Грам-Брауном для ОВ шотландских горючих сланцев. Следует учитывать, что дебитуминизация ОВ производится разными исследователями различными органическими растворителями и нередко не одним, а двумя (последовательно). Это обусловливает неопределенность понятия о нерастворимом ОВ (или «керогене», в новой трактовке американских авторов).
У нас, к сожалению, часто дебитуминированное ОВ именуют «остаточным», что также неправильно. Остаточным в понимании геолога и геохимика является то ОВ (или его компоненты), которое осталось в породе после каких-либо естественных процессов (а не реакций в лабораториях) - термолиза, окисления, эмиграции наиболее подвижных компонентов и т.д. ‑ Прим. ред.

баррель/акрфут. Это то количество УВ, которое осталось в породе после удаления их в процессе диа- и катагенеза. Крайне важным является вывод Ханта [24] о том, что, за исключением некоторых красноцветных глин, песчаников и метаморфизованных отложений, все остальные породы-неколлекторы содержат нефтяные УВ.

Кроме растворимых нефтяных УВ, в органическом веществе содержится большое количество нерастворимых производных УВ с гетероэлементами (insoluble hydrocarbon compounds) и сложных органических соединений, часть которых также может быть трансформирована в нефтяные УВ благодаря воздействию тепла, давления, каталитических процессов или деятельности бактерий.

Сложные нерастворимые ОВ представлены керогеном - пиробитумом. В настоящее время известно два типа керогена: угольный и нефтяной. Кероген угольного типа не образует нефти, а участвует в формировании лигнита и газовых углей (cannel coal). Трансформация керогена нефтяного типа приводит к образованию нефти. Органическое вещество этого типа обычно бывает олеофильно, и нефтяные УВ находятся под его защитой.

Одни и те же УВ обнаружены и в породах-неколлекторах [в составе микронефти] и в живых организмах. Большая часть живых организмов содержит углеводороды [25] и гетеросоединения, жирные кислоты, терпе-ноиды и стероиды, захороняющиеся впоследствии в осадках почти без изменений. Этот непосредственный источник нефтяных УВ в изобилии распространен в осадочных отложениях во всех районах земного шара. Условия миграции УВ и аккумуляции их в залежах в виде нефти и газа рассматри​ваются в следующей главе.

Интересно сравнить состав ОВ пород-неколлекторов и нефти (в вес. %).

	
	Органическое
вещество
	Нефть

	Углерод
	
	52-71
	83-87

	Водород
	
	5-10
	11-15

	Кислород
	
	5-20
	Следы ‑ 4

	Азот
	
	4-6
	Следы ‑ 4

	Сера
	
	‑
	Следы ‑ 4


Это органическое вещество встречается обычно в трех разновидностях:

1. Углеводороды, аналогичные по составу и строению тяжелой фракции нефтей.

2. Природные асфальты из коллекторов, аналогичные по составу и внешнему виду асфальтово-смолистым компонентам нефти.

3. Кероген, нерастворимое пиробитуминозное ОВ, обычно составляющее основную массу рассеянного ОВ в породах-неколлекторах.

Углеводороды. Рассеянные в породах углеводороды, по всей вероятности, происходят частично или полностью из живых организмов, растительных и животных. Они могли образоваться также в результате некоторых процессов, приведших к трансформации ОВ пли нефтеподобных гетеросоединений (асфальтово-смолистых компонентов) ОВ через ряд последовательных изменений в нефтяные УВ. Такое преобразование должно было происходить или до, или во время диагенеза и катагенеза осадков, поскольку УВ [микронефть] почти повсеместно распространены в глинистых и карбонатных породах.

Эрдман [26] изучил большое количество УВ нефтяного ряда, чаще всего встречающихся в осадочных породах. Он проанализировал наиболее характерные фракции этих УВ, которые содержатся как в нефти, так и в породах в измеримых количествах. Из данных Эрдмана следует:

1. Ароматические углеводороды низкого молекулярного веса ‑ бензин, нафталин, толуол, этил-бензол, ксилены и другие фракции, выкипающие до 250°С, ‑ составляют около 5 % общего количества углеводородных фракций нефти и широко распространены в древних отложениях. В современных осадках они не обнаружены, и, следовательно, химический механизм их образования не связан с жизнедеятельностью организмов.

Эрдман утверждает, что такие соединения, как сквалены, каротены, терпены и ненасыщенные (непредельные) жирные кислоты, содержащиеся в больших количествах в наземных и морских растениях и животных, могли быть предшественниками легких ароматических УВ.

2. Легкие алифатические углеводороды (предельные) ‑ метан, этан, пропан, бутан, пентан и т.д. ‑ характерные компоненты нефти; сюда же относится н-гептан, наиболее легкий углеводород, обнаруженный в живых организмах. Химический механизм образования этих УВ пока еще неясен.

Важнейшим, а возможно и основным, источником алифатических УВ являются протеины. В результате известных реакций взаимодействия аминокислот, приводящих к образованию протеинов, образуются и все изомеры алифатических УВ. Аминокислоты обнаружены и в древних, и в современных отложениях, причем в изобилии.

3. Средние и тяжелые алифатические, нафтановые и ароматические углеводороды найдены как в породах, так и в нефтях. Эрдман полагает, что одни из них возникли из таких биохимических компонентов живого вещества растений и животных, как липиды, сохраняющиеся благодаря своей устойчивости без заметных изменений в течение длительного геологического времени, а другие образовались из неуглеводородного вещества - жирных кислот, альдегидов и спиртов.

Асфальтово-смолистые вещества. Эти компоненты ‑ смолы, мальтены и асфальтены - представляют собой неуглеводородные фракции органической части осадков и нефтей, состоящие в основном из углерода и водорода с примесью кислорода, азота, серы, ванадия и никеля. Это сложные вещества высокого молекулярного веса (от сотен до сотен тысяч), встречающиеся в различных количествах от следов до 50 вес.% (в некоторых нефтях).

Асфальтово-смолистые вещества, обнаруживаемые в породах-неколекторах, сходны с асфальтово-смолистыми компонентами нефтей или природными асфальтами, встречающимися в местах высачивания нефти. Количество таких веществ в породах обычно колеблется от 1 до 70 баррель/акрфут, т.е. несколько выше, чем количество УВ. Эти сложные соединения в живых организмах не найдены, но могут быть получены химическим путем из таких биохимических компонентов, как целлюлоза (клетчатка), лигнин, пурины и пиримидины. Присутствие в нефти порфиринов (естественных пигментов - производных хлорофилла и гемоглобина) является доказательством ее биологического происхождения. В наибольшем количестве порфирины встречаются в нефтях с повышенным содержанием асфальтово-смолистых веществ, что свидетельствует о раннем (низкотемпературном) образовании последних [27]. Распространены порфирины в виде сложных металло-порфириновых соединений, что, кстати, также является одной из причин прилипания нефти к олеофильным частичкам пород-коллекторов.

Кероген. Большая часть органического вещества, рассеянного в породах (85-95%), состоит из керогена - твердого пиробитума, нерастворимого в обычных органических растворителях [28]¹ При повышении температуры кероген разлагается. Химический анализ показывает, что в его составе преобладают углерод, водород и кислород; в незначительном количестве имеются также азот и сера. Кероген, встречаемый в породах-неколлекторах, в высушенном виде представляет собой тонкий аморфный порошок темно-коричневого или черного цвета, обычно очень похожий на угольную пыль. При нагревании этого порошка в пробирке нефтяные дистилляты либо не выделяются,
¹См. подстрочное примечание на стр. 468 (Американские, а вслед за ними и некоторые советские…). - Прим. ред. (глава 11, современные теории органического… - А.Ф.)
либо выделяются в значительно меньшем количестве, чем при нагревании, например, горючих сланцев. По-видимому, керогены бывают различных типов даже при одинаковом элементарном составе. Некоторые керогены практически неотличимы от угля, другие, в особенности характеризующиеся высоким содержанием асфальтово-смолистых веществ, неотличимы от горючих сланцев. Кроме этих асфальтово-смолистых компонентов, кероген, очевидно, не содержит каких-либо веществ, которые можно было бы рассматривать в качестве исходного материала для нефти и газа. Однако в керогене могут содержаться как нефтяные углеводороды, так и их производные с гетероэлементами.

Природа органического материнского вещества

Органическое вещество растений и животных, содержащее растворимые и нерастворимые углеводороды [все углеводороды растворимы во многих органических растворителях], которые могут рассматриваться как потенциальные источники нефти, представлено разнообразными типами. Это разнообразие, возможно, является одной из причин многообразия нефтей в природе. С другой стороны, конечно, можно считать, что исходное ОВ было однотипным, а современное многообразие нефтей обусловлено последующими их изменениями в процессе миграции, фильтрации, деятельности бактерий, метаморфизма, каталитических явлений и т.д. Многие из природных органических соединений состоят из непредельных углеводородов, в то время как нефть - преимущественно или целиком из предельный углеводородов. Является ли исходное ОВ преимущественно однотипным или может быть представлено многими типами, вопрос пока еще не решенный.

Протеины. Это азотистые соединения, принимающие участие в строении тканей всех животных и растений. Они примерно на 16 вес. % состоят из азота, а также содержат углерод, водород, кислород и нередко такие элементы, как фосфор, сера, железо и медь. При нагревании протеинов в кислом растворе они превращаются в аминокислоты: один атом водорода углекислоты замещается аминогруппой NH2. Простейшей аминокислотой является глицин CH2(NH2)COOH. Протеины состоят из сложных длинноцепочных молекул, образованных из большого количества соединенных крупных молекул аминокислот, и при распаде превращаются в воднорастворпмые соединения.

Углеводы. Эти соединения обнаружены как в животном, так и в растительном органическом веществе. Они состоят в основном из глюкозы (С6Н12О6), крахмала (С6Н10О5) и целлюлозы (С6Н10О5). Все углеводы состоят из длинноцепочных молекул, большая часть которых легко распадается на воднорастворимые соединения. При дегидратации углеводов образуются главным образом гумус и гуминовые кислоты.

Жиры, жирные кислоты и растворимые в жирах соединения. Жиры и растворимые в них соединения присутствуют во всех живых организмах, как растительных, так и животных. Они нерастворимы в воде и значительно более устойчивы, чем углеводы и протеины. Природные жиры и масла - это эфиры, т.е. продукты взаимодействия кислот и трехатомного спирта глицерина (С6Н5О6). Соли натрия и жирных кислот называются мылами. Встречающиеся в природе жирные кислоты чрезвычайно разнообразны: обладающие простой и разветвленно-цепочной структурой, предельные и непредельные. Радикалы жирных кислот образуют известную крупную группу длинноцепочных молекул. Природные жиры и жирные кислоты, или липиды, по-видимому, являются основным первичным источником компонентов нефти.

Углеводороды. Нефтеподобные УВ также встречаются во многих живых организмах, как в растительных, так и в животных. Их источником являются, видимо, липидные фракции организмов, и для превращения этих «живых» углеводородов [био-УВ] в нефтяные не требуется каких-либо промежуточных процессов. Основным поставщиком таких углеводородов могут быть бактерии, а главным средством превращения углеводородов в нефть и газ ‑ жизнедеятельность этих бактерий.

[Сказанное имеет смысл лишь при весьма широком толковании тех соединений, которые автор называет углеводородами. К ним относятся не только собственно УВ, но и их предшественники - пред-УВ.]

Современное органическое вещество

Одним из путей познания природы и происхождения органического вещества в отложениях древних геологических эпох является изучение этого вещества, захороненного в современных осадках, исследование про​цессов его образования, распада и трансформации по мере погружения.

Первичными источниками ОВ в осадках могут быть животные или растения или и те, и другие. Часть этого материала переносится в области седиментации реками, волнами или течениями, часть остается на месте своего образования. Органическое вещество может состоять как из растительных или животных остатков, так и из продуктов жизнедеятельности организмов. Нефтегазоносные отложения в подавляющем большинстве случаев тесно связаны с осадками, образовавшимися в морской обстановке, в связи с чем приверженцы теорий органического происхождения нефти утверждают, что нефть и газ образуются в морских отложениях. Следовательно, наибольшее значение для нефтегазообразования имеет ОВ морей и океанов, частично принесенное в морской бассейн реками с континентов. Однако и эти наземные углеводороды, и органическое вещество в конце концов могут явиться источником нефти и газа.

Морские организмы [29], которые рассматриваются в качестве возможного исходного материала для нефти и газа, в основном подразделяются на 1) растительные, включая бактерии, водоросли и жгутиковые; 2) животные, включая различные группы фораминифер, радиолярий и других простейших, губки, кораллы, черви, брахиоподы, моллюски, ежи и, наконец, позвоночные.

Свардруп и др. [30] считают наиболее благоприятными условиями, обеспечивающими значительное накопление органического вещества в морской среде, следующие:

1) обильное поступление органического материала;

2) относительно быстрое накопление неорганического материала, в особенности тонкозернистого;

3) наименьший приток кислорода к водам, контактирующим с осадком.

Максимальное развитие такие условия получают в замкнутых бассейнах, заливах, лагунах и т.п., где существует застойная обстановка и практически исключается жизнь животных и растений [30].

По-видимому, основное значение как источника ОВ имеют мельчайшие и даже микроскопические плавающие растительные и животные организмы. Большая часть этих организмов обитает вблизи поверхности воды, куда проникает солнечный свет. Растительные плавающие организмы получили название фитопланктон (по-гречески «планктон» значит «странствующий, а животные - зоопланктон. Неподвижные, ползающие и роющие донные морские организмы называются бентоническими («бентос» по-гречески означает «глубокое море»).

Органическая жизнь в море началась, когда изобилие необходимых для питания неорганических элементов ‑ углерода, водорода, кислорода, фосфора, азота, железа и многих других рассеянных элементов ‑ вместе с солнечным светом сделали возможным возникновение растений. Многие из этих растений были очень мелкими или даже микроскопического размера и впоследствии послужили пищей для морских животных, тоже очень мелких, но все же более крупных, чем растения, которыми они питались. Эти крошечные животные в свою очередь стали пищей для более крупных животных. Отмирание растительных и животных организмов и их распад привели к частичному возвращению некоторых составляющих их элементов в морскую воду в виде различных химических соединений. Лишь незначительная часть органического вещества, находящегося на различных стадиях разложения, захороняется и сохраняется в отлагающихся осадках. Распад и разложение организмов происходят при участии бактерий, деятельность которых, видимо, является одним из основных средств превращения производных углеводородов с гетероэлементами в углеводороды нефтяного ряда. Многие, если не все, животные и растительные организмы в процессе своего жизненного цикла и сами вырабатывают УВ, как естественные продукты их жизнедеятельности [31].

Основная масса ОВ морей и океанов находится либо в растворенном, либо в коллоидальном состоянии. Остальная часть заключена в растениях и животных, главным образом в микроскопических или полумикроскопических организмах, находящихся во взвешенном состоянии или в виде свободно плавающего планктона в водах, пронизанных солнечным светом. Очень трудно количественно оценить объем органического вещества, образующегося в море, вследствие огромного числа различных факторов, влияющих на этот процесс. Некоторые наблюдения свидетельствуют о том, что образование планктона в морской воде идет со скоростью порядка нескольких сот граммов углерода на 1 м³ воды в год [32]. Около 12 млн. т (80 000 000 баррелей) углеводородного материала ежегодно образуется в океанах благодаря фотосинтезу [33]. Даже самая малая часть этого количества углеводородов, захороненная в осадочных породах, способна полностью обеспечить нефтью и газом не только все известные продуктивные отложения, но и все те, которые мы сможем открыть в будущем.

Жизнедеятельность растений. Благодаря фотосинтезу морские растения способны создавать сложные органические вещества из неорганических соединений, растворенных в воде. Фотосинтез - это процесс поглощения хлорофиллом растительной ткани лучистой энергии солнца и производства углеродистых соединений из воды и углекислого газа. Реакция протекает по следующей формуле:

6СО2 + 6Н2О + энергия солнечного света → 6О2 + С6Н12О6.

Фотосинтез - эндотермическая реакция, т. е. реакция, идущая с поглощением тепла. Энергия солнечного света, заключенная в сложных органических продуктах этой реакции, становится источником энергии для жизни растений, а через эти растения - для жизни животных. Свободный кислород, образующийся при фотосинтезе, служит для дыхания как животных, так и растений моря. Углеводы, видимо частично, превращаются в углеводороды, если они захороняются в восстановительной, лишенной кислорода среде.

Глубина проникновения солнечного света определяет мощность слоя морской воды, в котором возмояша растительная жизнь и, следовательно, жизнь тех животных, для которых эти растения служат основной пищей. Эта глубина может быть различной в зависимости от степени замутненности воды. В чистой воде она составляет 75 м и больше. Подсчитано, что в прибрежных водах обитает по крайней мере в 50 раз больше растительных организмов, чем в водах открытого океана [34]. При этом наиболее обогащенными органическим веществом оказываются прибрежные воды, относительно удаленные от устьев рек.

Исходным материалом для нефти и газа, очевидно, являются главным образом морские водоросли [35]. Основную массу их составляют сине-зеленые водоросли, которые, кроме поглощения солнечного света для образования хлорофилла и других, еще неизученных веществ типа энзимов, ассимилируют также минеральные вещества, извлекая их из морской воды. Вследствие этого некоторые виды водорослей могут значительно различаться по своему химическому составу в зависимости от химического состава вод, в которых они произрастают. Водоросли, по-видимому, являются главным производителем карбоната кальция: один вид ‑ Halimeda ‑ образует арагонит, другой - Lithothamnium ‑ кальцит [36]. Оба эти вида водорослей особенно характерны для органогенных рифов.

Диатомовые водоросли, или диатомеи, представляют собой одноклеточные растения с кремнистой оболочкой. При отмирании эти водоросли образуют мощные толщи скоплений кремнистых оболочек, называемые диатомовой землей, и являются одной из важнейших водорослевых групп в общем органическом балансе моря. Некоторые геологи полагают, что именно диатомовые водоросли были основным поставщиком материнского материала для нефти [37]. Одним из важнейших продуктов жизнедеятельности диатомеи является растительное масло, капельки которого часто встречаются внутри их микроскопических панцирей [38]. Подсчитано, что от 5 до 50% объема диатомеи состоит из жировых (масляных) капелек [39], которые могут быть высвобождены из кремнистых панцирей при внедрении в илы пресной воды и последующем разрушении оболочки из-за возникновения разности давлений (осмотического давления) между наружной средой и внутренней полостью оболочки [40]. У колониальных водорослей Elaeophyton даже в стенках клеток содержатся огромные количества масла или маслоподобных веществ [41]. Это масло [жир] может рассматриваться в качестве среды, в которой хранится питательная энергия организмов, т.е. оно играет ту же роль, что и масла в семенах или орехах.

Обычно в морской воде наблюдается равновесие между разнообразными населяющими ее живыми организмами. Однако это равновесие не стабильно, оно постоянно изменяется в соответствии с изменениями морской обстановки - течений, волнения, прорывов родников, дождя, изменениями температуры и поступления питательных веществ. Время от времени, таким образом, условия становятся особенно благоприятными для развития какого-либо одного организма или группы организмов, которые начинают интенсивно размножаться и, следовательно, нарушают нормальный баланс. Такое резкое увеличение массы микроорганизмов называется цветением. Оно нередко распознается по изменению цвета воды, обычно окрашенной в голубые, красные или зеленые тона, а также по обилию организмов, выбрасываемых волнами на берег. Например, вдоль побережья Копалис-Бич в штате Вашингтон периодически в течение нескольких дней накапливаются огромные массы диатомовых водорослей Aulacondiscus [42].

Крупные «масляные пятна» образуются в августе и сентябре вдоль западного побережья Японии в результате массового размножения диатомеи Rhizoslenia. В сентябре - декабре эти же водоросли сплошным ковром покрывают Азовское море, придавая ему темно-коричневый цвет, гладкую поверхность и запах типичного болота. Одно из следствий цветения - распространение время от времени в морской воде отравляющих веществ, приводящее к гибели огромного количества рыбы. Мертвая рыба опускается на дно или выбрасывается волнами на берег [43]. Дважды в год цветение планктона в районе залива Уолфиш-Бей, западное побережье Африки, приводит к массовому отравлению рыбы ядовитым веществом, выделяемым этим планктоном. Отмирающая органическая ткань осаждается на дне, образуя в анаэробных условиях сапропель¹ [44]. Студенистые скопления диатомеи, удерживающихся на поверхности благодаря многочисленным

¹От греческого слова «сапрос» - гнилой.

пузырькам кислорода - продуктам фотосинтеза, - образуют плавучие островки (mare sporco) в Адриатическом море. Плавающих масс иногда бывает столь много, что они рвут рыболовные сети [45].

Таким образом, в морских водорослях и современном явлении их цветения скрыт тот механизм, посредством которого накапливаются огромные количества вещества, обогащенного углеродом и водородом, в том числе и нефтяными УВ. Хотя нельзя еще точно решить, что именно является основным поставщиком исходного материала для нефти - сами водоросли или продукты их цветения, - несомненно, что мы имеем дело с одним из наиболее вероятных и широко распространенных потенциально нефтематеринских материалов из всех, какие нам известны в настоящее время.

Жизнедеятельность животных. Частично в результате опытов Энглера по перегонке жира американской сельди¹, но главным образом вследствие известной связи нефти и газа с отложениями, содержащими ископаемые организмы, последние, в особенности микроорганизмы, уже давно рассматривались в качестве возможного источника нефти. Приуроченность залежей нефти к известнякам, глинистым сланцам или песчаникам, обогащенным ископаемыми остатками, позволяет предполагать, что по крайней мере какая-то доля мягких частей животных организмов после своего разложения и изменения превратилась в нефть и газ, а скелеты этих организмов сохранились в виде окаменелых остатков. В пользу этого предположения говорят как сами окаменелости, нередко заполненные нефтью или нефте-подобными жидкостями [46], так и присутствие УВ почти во всех живых организмах (см. также стр. 476 и 477: органическое вещество неморского происхождения. - А.Ф.). Животное население современных морей обильно и многообразно, поэтому УВ и растворимое ОВ, производимые только современным животным миром моря, вполне достаточны для обеспечения всего исходного органического материала для нефти и газа.

Сортирующая и транспортирующая деятельность волн и течений может привести к образованию огромных скоплений панцирей и скелетов очень далеко от мест обитания самих животных. Следовательно, порода, состоящая в основном из окаменелых скелетов и панцирей, вовсе не должна быть источником ОВ, как можно было бы предполагать вначале, поскольку эти скелеты и оболочки могли накопиться значительно позже того, как разложилась живая ткань. Масса незащищенной протоплазмы, в силу каких-то причин удаленной из панцирей, плавает повсюду в современных морях, так что большая часть этих панцирей, сохранившихся в породах, по-видимому, уже была пустой ко времени их отложения [47].

Силлиман [48] в своей очень интересной статье, опубликованной в 1846 г., показал, что органическое вещество современных известковых кораллов составляет от 4 до 8% их общей массы. Он отметил также, что при разложении кораллов должны образовываться жирные воскоподобные остатки, растворимые в эфире, но нерастворимые в спирте. Позднее Кларк и Уилер [49] подтвердили это наблюдение, показав, что содержание ОВ в оболочках морских организмов варьирует в пределах 2-10% для всех беспозвоночных. В оболочках многих редко встречающихся беспозвоночных содержится до 40-45% ОВ. Бергман и Лестер [50] изучили химический состав этого вещества и установили, что оно содержит стеролы, цетиловый спирт, углеводороды с низкой точкой кипения и небольшое количество кетонов. Выход растворимых в эфире восков составил 0,3-0,5% по весу от общей массы коралла или около 10% веса ОВ. Органический материал глубоко пронизывает всю структуру коралла. Таким образом, рифовые постройки представляют собой огромные хранилища потенциального материнского вещества для нефти и газа.

¹Рыба, водящаяся в водах вдоль Атлантического побережья США и используемая для производства рыбьего жира и удобрений.

Органическое вещество неморского происхождения
Большое количество органического вещества сносится в моря реками. Как показано в табл. 11-1, содержание органических веществ в общей массе сносимого реками материала может превышать 50% [51].

Таблица 11-1

Содержание органического материала в твердых веществах, растворенных в речных водах (%)1

	Река
	Содержание ОВ
	Река
	Содержание ОВ

	Дунай
	3,25
	Амазонка
	15,03

	Джемс
	4,14
	Мохок
	15,34

	Моми
	4,55
	Делавэр
	16,00

	Нил
	10,36
	Лох-Hex, Ирландия
	16,40

	Гудзон
	11,42
	Шингу
	20,63

	Рейн
	11,93
	Тапажос
	24,16

	Камберленд
	12,08
	Ла-Плата
	49,59

	Темза
	12,10
	Негру
	53,83

	Дженеси
	12,80
	Уругвай
	59,90


¹С1аrk, Bull. 770, U.S. Geol. Surv., p. 110, 1924.

По-видимому, наиболее вероятным потенциальным материнским веществом из всего обилия биохимических органических соединений, которые образуются на суше и сносятся в океан реками, является гумусовый материал, состоящий из гуминовой кислоты (С20Н10О6), галлеина (С20Н12О7) и ульминовой кислоты (С20Н14О6). Эти гумусовые вещества образуются при медленном разложении лигнинов в торфе и нередко встречаются в почве, обогащенной разложившимися остатками растений [52]. Огромное количество гуминовой кислоты постоянно образуется в заболоченных районах, в особенности в тропиках, и сносится в океаны и моря как в растворенном, так и в коллоидальном состоянии. Смешивание пресных и соленых вод приводит к выпадению органического вещества в осадок [53]. При температуре 6°С растворимость гуминовой кислоты в воде составляет 1/8333, а при 100°С ‑ 1/625. Следовательно, даже одно только изменение температуры может оказаться достаточным для интенсивного осаждения части органического вещества, растворенного в морской воде.

Воск и смолы - продукты жизнедеятельности многих наземных растений. Обычно они более устойчивы к разложению, чем другие органические остатки и, видимо, являются исходным веществом для растворимых в бензоле восков, получаемых промышленным путем из лигнитовых углей в Европе и США. Аналогичный воск обнаружен также в некоторых торфяных отложениях. Он представляет собой типичное органическое вещество, но из-за тесной связи с породой его обычно относят к так называемым «минеральным воскам», таким, например, как озокерит и парафиновые углеводородные соединения. В состав этого воска входят эфиры, кислоты, спирты, кетоны, углеводороды и смолы [54]. Средний состав (в %) по пяти анализам растворимых в бензоле восков из США и Европы представлен»ниже [55]:

	Водород
	11,9

	Углерод
	79,4

	Азот
	0,1

	Сера
	0,4

	Зола
	0,2

	Кислород
	7,8


Исходное вещество УВ образуется, видимо, в самой верхней части почвы, откуда оно вымывается грунтовыми водами и попадает в реки. Мак-Дермотт (личное сообщение) исследовал органический материал, распространенный в самой верхней части почвы и на глубине 5-7 футов (1,5-2 м) в округе Тейлор, Техас, и установил следующий состав воска (%):
Верхняя часть почвы

На глубине5-7 футов
Водород


10,6



11,9

Углерод


71,5



75,2

Кислород


10,8



12,4

Азот



0,0 



0,5

Зола



7,1 



0,0

Молекулярный вес

170,0



475,0

Температура плавления
32-36°С


33-38°С

Воска нерастворимы в воде и обычно тесно связаны с частичками почвы. Их содержание в приповерхностных условиях изменяется в очень широких пределах и в среднем составляет около 300 ч. на млн. (0,03%), но в образцах из более глубоких горизонтов ‑ порядка 75 ч. на млн. (0,0075%) при весьма небольших отклонениях от этой средней величины. По мнению Мак-Дермотта, воска образуются частично из углеводородных газов, мигрирующих снизу и концентрирующихся в приповерхностной зоне, частично же в результате фотосинтеза. Кроме того, они могут образоваться и в самом почвенном слое, хорошо прогреваемом солнцем и потому обогащенном микроскопическими растениями. Понижение концентрации восков с глубиной можно объяснить вымывающим действием грунтовых вод.

Если бы все поверхности несогласий в геологическом разрезе пород, находящихся в субаэралыгых условиях, служили местом накопления подобных углеводородов, то существовал бы постоянный источник органических веществ, поставляемых в океаны, пока на Земле светило бы солнце и развивалась бы жизнь микроскопических растений.

Разложившиеся остатки травы и корней в верхней части почвы содержат непредельные УВ и все предельные УВ до С6. Спектрографический анализ свидетельствует о теснейшей связи этих УВ с растительностью. Иными словами, почвенные УВ, если не полностью, то по крайней мере частично, являются производными этой растительности, а не результатом миграции УВ из нижерасположенных залежей (на последнем предположении основаны геохимические методы поисков нефти и газа). Кроме того, это доказывает, что ОВ, сносимое потоками в моря, может содержать огромное количество УВ, которые без дальнейших существенных изменений могут превратиться частично в нефтяные УВ осадочных отложений [56].

Кейт [57] утверждает, что процесс оподзоливания или передвижение органического материала, металлов и глинистых частиц вниз по разрезу почвенного профиля может сопровождаться каталитическими реакциями, способствующими превращению частп ОВ в битуминозные компоненты, включая уголь [?] н нефтяные УВ. Хотя такие процессы и очень сложны, они тем не менее возможны п должны учитываться в качестве вероятных источников нефтяных УВ и асфальтово-смолистых веществ.

Переотложенная нефть. Нефтяные УВ и связанные с нимп асфальтово-смолистые вещества в процессе эрозии нефтяных залежей пли скоплений других нафтидов на суше могут, по-видимому, сноситься реками в океаны и моря и переотлагаться вместе с другим осадочным материалом, образующим в последующем как коллекторы, так и неколлекторы. Возможны два основных источника эродированных нафтидов: 1) нефть, рассеянная в глинах и карбонатных породах-неколлекторах [т.е. первичная дисперсная микронефть], 2) нефть, содержавшаяся в месторождениях, подвергшихся в послепалеозойское время размыву. К этой нефти добавляются углеводороды, которые образовались на поверхности земли, по-видимому, в результате фотосинтеза и впоследствии были эродированы. По всей вероятности, более устойчивые тяжелые УВ и асфальтово-смолистые вещества микронефтей в материнских породах и нефтей из нефтеносных коллекторов значительно легче сохраняются и переоткладываются. Возможно, именно этим объясняется то обстоятельство, что нефти молодых третичных отложений обычно отличаются повышенной плотностью. [Совершенно неправдоподобное предположение. Главный фактор утяжеления нефтей - их гипергенные изменения в залежах]. Олеофильные свойства некоторых глин и нерастворимого [в органических растворителях] ОВ способствовали переносу этих углеводородов [в составе микронефтей] из областей эрозии в океаны. Объем этого источника нафтидов [УВ] огромен, и вполне допустимо предполагать, что по крайней мере часть их сохранилась от разрушения (в данном случае основного процесса) на всем пути от областей эрозии до океана и вошла в состав осадков.

Превращение органического вещества в нефть и газ

Помимо углеводородов, в живых организмах имеются также производные углеводородов с гетероэлементами, сходные по составу с асфальтово-смолистыми компонентами нефтей и легко превращающиеся в нефтяные УВ. Это преобразование, по-видимому, происходит частично за счет все новых притоков нефти; оно, по всей вероятности, имело место и раньше, а именно когда процессы диа- и катагенеза осадков уже закончились. Это подтверждается широким распространением рассеянных углеводородов в неколлекторских породах. Содержание этих УВ и их соединений в породах относительно ничтожно, но сам объем пород настолько велик, что общее количество рассеянных в них нефтяных У В [микронефти] значительно превышает возможное количество промышленной нефти на всем земном шаре1.

Превращение первичного ОВ в нефть и газ начинается с момента его отложения в осадках в восстановительных условиях, при этом необходимы следующие источники энергии: 1) деятельность бактерий, 2) температура и давление, 3) каталитические реакции, 4) энергия радиоактивного распада.

Деятельность бактерий

Доказательством значения жизнедеятельности бактерий для образования нефтяных УВ может служить хорошо известный, происходящий на наших глазах процесс разложения ОВ под действием бактериального брожения, одним из продуктов которого является метан. В природе происходят очень многие биохимические реакции с участием бактерий; часть этих реакций воспроизведена в лабораторных условиях. Одни бактерии для своей жизнедеятельности нуждаются в свободном кислороде (аэробные бактерии), другие используют только связанный кислород и не могут существовать в присутствии свободного кислорода (анаэробные бактерии), третьи живут как в аэробных, так и в анаэробных условиях (факультативные бактерии). Бактерии размножаются очень быстро при самых различных температурах и давлениях, в пресных и минерализованных водах, в почве, ручьях, озерах и болотах. Быстрый распад ОВ в поверхностных условиях - в основном следствие интенсивного размножения аэробных бактерий. И наоборот, одной из главных причин медленного разложения ОВ или даже полного отсутствия этого разложения в восстановительных условиях является незначительное количество бактерий в результате недостатка кислорода. Основные источники кислорода ‑ растворенные в воде воздух и углекислота. Ниже поверхности дна моря содержание свободного кислорода в осадках резко снижается и начинают преобладать анаэробные бактерии как основной восстанавливающий фактор в процессе диагенеза осадков и, возможно, еще длительное время после их захоронения. Обнаружение сульфат-восстанавливающих анаэробных бактерий в скважинах [59] свидетельствует о продолжающемся восстановлении после захоронения осадков. [Микрофлора в пластовых водах в скважинах может не быть уна​следованной или ископаемой, а является вторичной, привнесенной в недра вместе с инфильтрационными водами.]

¹По расчетам советских и американских ученых, микронефти в 30-100 раз больше, чем нефти. - Прим. ред.

Бактерии выполняют, видимо, различные функции, но все они в конечном счете приводят к преобразованию продуктов распада ОВ в нафтиды. Доказательством этого служат как данные лабораторных опытов, так и результаты полевого наблюдения.

Исследователи по-разному интерпретируют степень участия бактерий в процессе нефтеобразования: одни полагают, что бактерии могут полностью превращать ОВ в нефть и газ, другие считают, что они способны только частично изменять ОВ, делать его нефтеподобным [создавать пред-УВ]. Бактерии, в частности, способны восстанавливать некоторые виды ОВ, увеличивать содержание в нем азота (вернее, содержание аммония), связы​вать свободную серу, продуцируя сероводород. Современные лабораторные эксперименты показали, что бактерии генерируют из органического вещества только метан; вопрос продуцирования бактериями тяжелых углеводородов находится еще в процессе изучения. [В составе протоплазмы многих бактерий обнаружены метановые, нафтеновые и ароматические УВ.]

Значительный вклад в изучение роли бактерий в образовании нефти и газа внесен Зобеллом и его сотрудниками в Скриппсовском океанографическом институте в Ла-Холья, Калифорния [60]. Они обнаружили большое количество живых бактерий в современных осадках океанического дна. Количество жизнеспособных бактерий измерялось тысячами на 1 г осадка в слое мощностью свыше 20 футов (6 м). Эти бактерии или их энзимы (ферменты), действующие как органические катализаторы, способны вызывать многочисленные химические изменения в органическом веществе.

На распределении различных видов микроорганизмов сказываются географические и геологические условия [61], определяющие тип ОВ, являющегося пищей для микроорганизмов, и влияющие на их активность. Например, в 3-4 футах ниже поверхности дна дельтовые глинистые илы обогащены бактериальной флорой несравнимо больше, чем карбонатные осадки.

Огромное количество бактерий обнаружено также в древних отложениях и в нефтяных залежах на глубинах нескольких тысяч футов. Правда, в этих случаях никогда нет полной уверенности, что бактерии не занесены в скважину глинистым раствором в процессе бурения. Однако бактерии обнаружены и в нефтях из таких скважин, которые эксплуатируются уже много лет, что указывает на рост бактерий, по крайней мере в настоящее время, в самих нефтеносных горизонтах. Зобелл приходит к выводу, что в нефти жизнедеятельность этих бактерий, многие из которых являются факультативными, не прекращается ни в условиях повышенной солености, ни при давлении до 150 000 фунт/кв. дюйм (10 500 атм), ни при температуре до 85°С.

В высоковосстановительной среде бактерии способствуют превращению растительных и животных остатков в нефтеподобные вещества, отщепляя от различных органических соединений кислород, азот, серу и фосфор. Общее направление этих реакций показано в табл. 11-2. Повышенное содержание кислорода в морском сапропеле обусловливает развитие в нем аэробных бактерий; по мере погружения содержание
Таблица 11-2 Содержание кислорода в различных материалах (%)

	Вещество
	Элемент

	
	углерод
	водород
	кислород
	азот
	фосфор

	Морской сапропель Современные осадки Древние осадки Нефть
	52
58
73

85
	6

7

9

13
	30
24
14
0,5
	11

9

0,3

0,4
	0,8
0,6
0,3
0,1


кислорода уменьшается, что приводит к смене аэробных бактерий анаэробными [62].

Бактерии не только принимают непосредственное участие в образовании ОВ и превращении его в нефтяные УВ, но могут также способствовать дальнейшему развитию этих углеводородов иными путями. Некоторые из процессов такого рода описываются ниже.

Высвобождение водорода. Брожение органического вещества в условиях отсутствия свободного кислорода, как показал Зобелл [63], может привести к высвобождению заметных количеств водорода. Этот процесс воспроизведен и в лабораторных условиях. Брожение, вызываемое анаэробными бактериями, к образованию свободного водорода не приводит. Можно назвать три возможных причины отсутствия свободного водорода. Во-первых, водород может связываться углекислым газом, давая метан:

СО2+4Н2- → СН4+2Н2О.

Во-вторых, некоторые бактерии в присутствии водорода способствуют восстановлению сульфатов с образованием сероводорода:

SО4+5H2-→ H2S+4H2О.

И наконец, бактерии усиливают процесс гидрогенизации непредельных (ненасыщенных) органических соединений.

Во всех этих реакциях анаэробные бактерии, широко распространенные в морских осадках, играют роль органических катализаторов. Таким образом, в морских отложениях продукты восстановительных реакций (метан, сероводород, предельные углеводороды) доляшы встречаться несравненно чаще, чем свободный водород. В этом смысле очень показательно, что ненасыщенные соединения в нефтях и газах не обнаружены.

Высвобождение нефти из осадочных пород. Известно несколько способов высвобождения бактериями нефти, связанной в нефтенасыщенных породах: 1) растворение карбонатов при воздействии Н2СО3 и органических кислот, генерируемых бактериями; нефть высвобождается при образовании в известняках и доломитах пор и каверн растворения; 2) углекислый газ, один из продуктов жизнедеятельности бактерий, насыщает нефть и, снижая ее вязкость, способствует ее движению; 3) углекислый газ, продуцируемый бактериями in situ, способствует увеличению внутреннего давления газа, что в свою очередь приводит к вытеснению нефти из отдельных «карманов» через поры в породе; 4) некоторые бактерии сильнее прикрепляются к твердым поверхностям, чем нефть, и поэтому «оттесняют» ее от стенок пор. Это так называемые тигмотаксные [стремящиеся к соприкосновению] бактерии. Существуют бактерии, которые продуцируют детергентные (моющие), или поверхностно-активные, вещества, высвобождающие нефть с твердых поверхностей главным образом вследствие изменения межфазного натяжения.

Бактериальное высвобождение нефти из растений. Некоторые растения синтезируют заметные количества углеводородов [био-УВ, или фито-УВ]. Селективное (выборочное) разложение этого растительного материала бактериями может привести к высвобождению таких био-УВ и аккумуляции их в осадках.

Бактериальное окисление. Большая часть нефтяных УВ в определенных условиях легко окисляется бактериями. В морских осадках обнаружены многочисленные микроорганизмы, потребляющие углеводороды. Их всегда очень много также в почве вокруг нефтехранилищ, нефтяных скважин и естественных выходов нефти и газа. Нефть в приповерхностной зоне почв может быть полностью разложена этими бактериями в течение нескольких месяцев, в то время как под водой она может сохраняться без изменений в течение многих лет. Длинноцепочные алифатические (парафиновые) соединения окисляются значительно быстрее, чем соответствующие ароматические и нафтеновые соединения.

Теплота и давление

Давление совместно с теплотой или даже одно давление оказывает существенное влияние на превращение ОВ в нефть и газ. [Основным фактором образования УВ из ОВ пород является температура.] Этот процесс может происходить как при участии катализаторов, так и без них (см. стр. 484-485). В свое время Рич показал, что «нефть возгоняется из карбонатных пород в результате высокотемпературного крекинга и затем мигрирует латерально в более холодные зоны под воздействием газов, генерирующихся в процессе возгонки нефти» [64]. Экспериментальные исследования Сейера позволили ему сделать вывод о том, что «трансформация воскообразных веществ может быть приравнена к крекингу, который протекает при низкой температуре и высоком давлении и основными продуктами которого являются циклические углеводороды» [65].

Твердое ОВ, как, например, обнаруживаемое в горючих сланцах и «материнских породах», представлено пиробитумами. Для разложения его на жидкие и газообразные вещества необходима температура порядка 662-752°F (350-400°С)¹. В связи с этим становится весьма спорным распространенное мнение о том, что присутствие в нефтях порфиринов служит доказательством того, что температура в них никогда не превышала 392°F (200°С) [66]. Но роль температуры может сыграть время. В этом случае следует согласиться со значением порфиринов как «геологического термометра» и принять, что максимально высокой в нефтегазоносных пластах была температура 200°С. В залежах замерены температуры до 113°С, а наиболее высокая температура, равная 325°F (163°С), определена в непродуктивной разведочной скважине в округе Саблетт, Вайоминг, в песчаниках Фронтиер (мел) на глубине 20 521 фут (6250 м). Пластовые температуры большинства нефтяных залежей в настоящее время не превышают 200°F (93°С), а во многих из них температура никогда не превышала эту величину и раньше.

Трейбс и другие [67, 68] показали, что реакции, протекающие за геологически длительный период времени, требуют значительно более низких температур, чем те же реакции в обычных лабораторных условиях. Манер и Зиммерли обнаружили, что переход керогена в горючем сланце в битум, растворимый в четыреххлористом углероде, зависит не только от температуры, но и от времени. Другими словами, реакция идет при любой температуре, но при низкой температуре требуется более длительное время. Однако даже при крайне медленном течении реакции за геологическое время может образоваться значительное количество ее конечного продукта. Если бы время не играло такой роли в процессе низкотемпературной трансформации органического вещества, то даже ничтожная часть современного количества ОВ могла бы дать огромную массу нефтяных УВ. Как и во многих геологических проблемах, в этом случае время - фактор, практически не поддающийся учету.

Хотя при разложении керогена нефтяные УВ и не образуются, многочисленные жидкие углеводороды и нефтеподобные производные углеводородов [асфальтово-смолистые вещества], входящие вместе с твердым ОВ

¹Разложение начинается при более низких температурах (около 170°С), но протекает очень медленно (при экспериментах образование заметного количества битумоида при 180°С потребовало нескольких месяцев). В природе этот процесс за миллионы лет может осуществляться при еще более низких температурах (но, по-видимому, не менее 65-70°С). - Прим. ред.

в состав керогена, могут быть в конечном счете преобразованы в нефть и газ, а температура и давление могут в значительной степени способствовать этому процессу. Кероген же остается в породе в виде ненефтяного остатка.

Изменение нефти под влиянием теплоты и давления

Эмпирически можно считать доказанным, что состав и плотность нефти со времени ее образования неоднократно изменялись в соответствии с изменениями давления и температуры. По крайней мере часть первичного продукта, видимо, была представлена асфальтово-смолистыми и нафтеновыми соединениями, позднее также изменившимися под воздействием температуры и давления. Однако каким образом происходит первичная трансформация ОВ, пока неизвестно. Можно говорить о двух видах изменения характера нефти под влиянием температуры и давления: 1) изменении химического состава по мере увеличения глубины погружения залежи, как было показано впервые Бартоном [70], а позднее Хантом; 2) изменении плотности нефти в результате регионального метаморфизма [катагенеза], как это изложено Уайтом в его теории углеродного коэффициента [71] (см. также стр. 577- 581).

Изменения состава. Прогрессирующее изменение состава нефти и газа при увеличении температуры и давления с глубиной изучалось Бартоном [70], Бруксом [72], Праттом [14] и Глошеком [73]. Они полагали, что первичная нефть - протонефть (protopetroleum) - состояла из нафтеновых и асфальтово-смолистых соединений, более тяжелых, чем конечная нефть, образовавшаяся в результате последующих изменений протонефти. На фиг. 11-1 приведен график изменения состава нефти из третичных месторождений провинции Галф-Кост с глубиной. На графике видно, что в неглубоких залежах нефти более близки по составу к органическому веществу, в то время как с глубиной в них постепенно увеличивается содержание парафиновых соединений. Если экстраполировать этот график вверх, до поверхности осадконакопления, то окажется, что по крайней мере часть органического материала начинает превращаться в нефтеподобные вещества даже при крайне низких температурах и давлениях. Изменение состава нефти под влиянием возрастающих температуры и давления по мере погружения залежи называется «созреванием» («maturing») нефти [74]. Следует учитывать, что аналогичные изменения в составе нефти могут быть вызваны не только увеличением глубины залегания, но и другими факторами, в частности фациальными: с изменением фаций от континентальных, мелководных и песчаных к морским, глубоководным и глинистым связано обычно и увеличение плотности нефти [75].

Известны многочисленные исключения из установленной "закономерности увеличения с глубиной количества низкокипящих фракций в нефти (см. стр. 190), однако в большинстве случаев эти исключения связаны с несогласиями и перерывами в разрезе, с резким изменением фаций и т.п. Разрез третичных отложений провинции Галф-Кост почти полностью прослеживается вплоть до современных осадков. В связи с этим все отмеченные изменения состава нефтей месторождений этого района обусловлены главным образом изменением температуры и давления. Даже в современных осадках дна Мексиканского залива близ побережья Мексики намечаются ранние изменения органического вещества; с глубиной или, возможно, с возрастом в них увеличивается содержание нефтеподобных веществ [10]. На глубине 3-4 фута (~1 м) УВ составляют всего 7,5% общего количества экстрагированного из осадка ОВ, 92,5% которого представлено асфальтово-смолистыми и сложными органическими соединениями. В образцах с глубины 102-103 фута (30-31 м) количество УВ увеличивается до 30,9%, а асфальтово-смолистых и сложных органических соединений снижается до 69,1%.

Хант [76] показал, что плотность нефтей мезозойских и палеозойских отложений Вайоминга уменьшается с глубиной. На месторождении Тенслип, например, где все остальные параметры продуктивных пластов, кроме глубины залегания, относительно постоянны, более глубоко залегающие нефти содержат больше газолина, а менее глубокие ‑ тяжелого остатка. 

Изменения плотности нефти. Если теория углеродного коэффициента, предложенная и развитая Уайтом [77], справедлива, то можно полагать, что небольшое увеличение температуры и давления, как это можно установить по углеродному коэффициенту углей, представляет возможность разложения нефти. Теория углеродного коэффициента подтверждает правильность представлений о прогрессирующей трансформации ОВ нефти при низких температурах и давлениях, приводящей в конечном счете к образованию низкокипящих углеводородов, входящих в состав газовых залежей. Эта теория имеет большое значение для поисков нефти и газа и подробно рассматривается в гл. 14.

Каталитические реакции. Катализаторы - это вещества, которые вызывают или ускоряют химическую реакцию, но сами участия в ней не принимают. Их состав после окончания реакции остается тем же самым, что и до ее начала. Органические катализаторы называются энзимами или ферментами. Катализ - явление сложное,
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Фиг. 11-1. Изменение состава 70 различных нефтей из миоценовых отложений Луизианы в зависимости от глубины залегания (Brooks, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 33, p. 1604, Fig. 3, 1949).

Маленькие кружки обозначают газолин и лигроин; расстояние от левой линии - их процентное содержание; расстояние от кружков до треугольников обозначает процентное содержание керосина и газойля, от треугольников до квадратов - содержание масел, от квадратов до правой линии - содержание тяжелого остатка. Видно постепенное увеличение с глубиной газолино-лигроиновых фракций и уменьшение содержания тяжелых фракций.

связанное с наличием свободной поверхностной энергии. Следовательно, увеличение площади соприкосновения катализатора с реагирующим веществом усиливает его воздействие на скорость реакции. Атомы различных веществ, будучи адсорбированы катализатором, становятся необычайно активными и начинают взаимодействовать, образуя новые сочетания. Вот почему увеличение свободной площади катализатора ускоряет химические реакции. Огромная поверхность тонкозернистых минеральных частиц пород-коллекторов и насыщающие эти породы сложные химические вещества обусловливают высокую эффективность каталитических явлений в процессе преобразования ОВ в нефть и газ или по крайней мере в нефтеподобные вещества. Основное значение катализаторов заключается в том, что они способствуют низко​температурному течению реакций, которые без катализаторов возможны только в условиях очень высоких температур. Этот принцип широко используется в нефтепереработке и нефтехимии. Но и в естественных условиях катализаторы следует считать одним из возможных агентов преобразования ОВ в нефть и газ.

Термический крекинг нефти в заводских условиях без применения катализаторов происходит при температуре 850-1150°F (454-620°С) и давлении от атмосферного до 1600 фунт/кв. дюйм (110 атм). Использование катализаторов не только ускоряет реакцию, но и снижает температуру термокрекинга до 750-1000°F (400-538°С), а давление до 100 фунт/кв.дюйм (7 атм) и менее. При этом происходят такие реакции, как полимеризация, ароматизация, изомеризация, гидрогенизация и дегидрогенизация, циклизация и т.д. [78]. Все эти реакции очень быстрые и сложные. В качестве катализаторов используются глины, синтетические шарики и синтетические «жидкие» катализаторы.

Некоторые катализаторы встречаются в виде соединений в нефти. Например, ванадий, молибден, никель ‑ элементы, наиболее часто встречающиеся в зольном остатке различных нефтей, ‑ являются активными катализаторами в лабораторных опытах по синтезу УВ. Эти элементы, по-видимому, извлекаются морскими организмами из воды и впоследствии принимают активное участие в процессе разложения ОВ.

Органическое вещество в глинистых осадках может встречаться в виде отдельных частиц, перемешанных с частицами глин, или в виде молекул, адсорбированных глинистыми минералами, в особенности на базальных поверхностях слоев [79]. Воздействие глинистых минералов на ОВ заключается в их катализирующей активности вследствие тесного соприкосновения этих минералов с органическими соединениями. Адсорбцию органического вещества глинами и заполнение им кристаллической решетки глинистых минералов можно рассматривать как изменение ОВ, превращение его в нефть и газ. Это явление следует считать одним из самых важных в общей цепи превращений ОВ в нефть или нефтеподобные вещества.

Очень часто в качестве катализатора в реакциях, требующих изменения характера нефти, используется фуллерова земля - непластичная жирная слабосцементированная глина, сйльнокремнистая и содержащая большое количество гидроалюмосиликатов. Она обладает свойством избирательно адсорбировать некоторые органические красящие вещества из растительных и минеральных масел. Эта селективность - следствие в основном поверхностной активности частиц глины, характеризующихся коллоидальными размерами [80]. Другими промышленными адсорбентами являются обработанные кислотой бентониты, обезвоженные силикагели и бокситы. Гайер [81] экспериментально установил, что добавление раздробленных образцов пород из самых различных горизонтов (силурийских глин Силван из Оклахомы, меловых «зеленых песчаников» из Нью-Джерси и Техаса, миссисшь ских глинистых сланцев Стенли из Оклахомы, кембрийских песчаников Риган из Техаса, пенсильванских песчаников Калвин из Оклахомы) существенно способствовало полимеризации пропилена (С3Н6) при температуре 35°С, т.е. значительно более низкой, чем обычная температура крекинга. Следовательно, огромное количество широко распространенных природных веществ обладает каталитическими свойствами.

На существенное значение катализаторов для преобразования ОВ в нефть и газ или по крайней мере в нефтеподобные вещества указывают два фактора: отсутствие в нефтях, как правило, олефинов и обязательное присутствие ароматических углеводородов (аренов) [82]. Олефины, содержащиеся в органическом веществе, в присутствии катализаторов образуют парафины, причем при температуре, значительно меньшей, чем температура крекинга [83]. Таким образом, олефины органического вещества, гидрогенизируясь, превращаются в парафины нефти, причем любая реакция гидрогенизации является каталитической. В пластах-коллекторах роль катализаторов наиболее часто играют глинистые частицы. С другой стороны, арены отсутствуют в исходном ОВ морского происхождения, но встречаются в гуминовых кислотах. Они были получены экспериментально из парафинов в присутствии активных катализаторов при температурах не выше 80°С. Франсис [84] подчеркивает, что при температуре ниже 550°С без катализаторов происходят совершенно иные реакции, чем в присутствии последних, и никогда не могут образоваться ароматические углеводороды из парафинов, даже за геологическое время. Эрдман [85] пришел к выводу, что ароматические углеводороды могли образоваться из органических соединений путем дегидрогенизации и небольших изменений порядка молекулярных связей. Этого, в частности, оказалось достаточно для преобразования терпена в один из низкомолекулярных ароматических углеводородов.

Возможность преобразования воднорастворимого ОВ в нефтяные УВ при температурах ниже 135°С подтверждена Уайтхедом и Брегером [86]. Нагревая воднорастворимые фракции ОВ из современных осадков побережья Кубы до 135°С, они получили сложные смеси газов, содержащих углеводороды С4, С5 и С6. Механизм этого низкотемпературного пиролиза морского ОВ, продуктом которого явились УВ, неясен. Не исключена возможность присутствия в осадках каких-то катализаторов.

Наттинг [87] описал еще один каталитический эффект, связанный с преобразованием ОВ. Когда растительная пли животная ткань непосредственно контактирует с рассеянным кремнеземом и силикатами в присутствии некоторого количества окислов, например, алюминия или железа, то она становится объектом воздействия интенсивных разлагающих сил вследствие стремления к перемещению некоторых водородных и углеводородных радикалов. В результате этого растительная и животная ткань превращается из гидрофильной в олеофильную, а продукты реакции, будучи растворимыми, обнаруживают тенденцию к гидролизу. Давление в породах еще более увеличивает степень раздробленности. Этот процесс, по-видимому, должен происходить при разложении растительного ОВ в почве, и именно им можно объяснить реакции, которые иногда приписывают деятельности бактерий.

Радиоактивность. Широкое распространение радиоактивных минералов в земной коре и многочисленные химические реакции, вызванные влиянием радиоактивного излучения, позволяют рассматривать радиоактивность в качестве дополнительного источника тепла, способствующего или даже обусловливающего преобразование органического вещества в нефть и газ. Линд и Бардвелл [88] впервые показали, что небольшие количества радиоактивного материала, рассеянного в земной коре, оказывают непосредственное влияние на образование нефти и газа. Эта идея привлекла внимание многих исследователей. Большая часть приводимых ниже данных взята из статей Белла, Гудмана и Уайтхеда [89], Бирса [90], Линда [91], Рассела [92], Шепарда [93], Бирса и Гудмана [94].

Атомные ядра природных радиоактивных элементов, таких, как уран, торий и калий, неустойчивы. Они способны к самораспаду через ряд промежуточных элементов вплоть до образования стабильных элементов. В процессе распада некоторые атомы испускают электроны, обладающие высокой скоростью и называемые бета-частицами, другие атомы испускают очень высокоскоростные альфа-частицы - атомные ядра гелия. Альфа-частицы заключают в себе более 75% энергии земных радиоактивных элементов [95]. После альфа- и бета-частиц испускаются гамма-лучи, представляющие собой глубоко проникающие электромагнитные волны, аналогичные рентгеновским лучам, но несколько короче их. Гамма-излучение горных пород используется в радиоактивном каротаже буровых скважин (см. стр. 87-89: глава 3, радиоактивный каротаж. – А.Ф.).

При распаде урана-238, по-видимому одного из наиболее изученных природных радиоактивных элементов, образуются уран-234, ионий-230 и радий-226. Распад радия-226 приводит к образованию радона-222, одного из устойчивых инертных благородных газов, также радиоактивного, с периодом полураспада около 4 дней. Радон в процессе своего распада испускает альфа-лучи, в связи с чем он является основным источником альфа-частиц в лабораторных экспериментах. Распад радона приводит к образованию радия-218, радия-214, радия-210, полония-210 и, как конечного продукта, свинца-206. Хотя скорости распада урана и радона одинаковы, равновесие между этими двумя элементами достигается только примерно через 30 дней. Количество радона остается постоянным, поскольку количество распадаю​щихся и продуцирующих радий-218 атомов радона равно количеству рас​падающихся и продуцирующих радон атомов радия. Радон более устойчив в органических жидкостях, например в нефтях, чем в воде, в связи с чем нефти обычно содержат радон в больших количествах, чем этого можно было ожидать, если судить по количеству урана, присутствующего в этих нефтях. Около 90% высвобождаемой в процессе распада радия энергии заключено в кинетической энергии альфа-частиц. Когда альфа-частицы проникают в вещество, эта энергия проявляется в виде тепла. Глубина проникновения альфа-частиц измеряется несколькими сантиметрами в газах и тысячными долями сантиметра - в твердых телах и жидкостях, но это проникновение приводит к ионизации атомов вещества и некоторым его химическим изменениям [96].

Наиболее важными радиоактивными элементами, обнаруживаемыми в осадочных породах, являются уран, торий и калий [90, 94]. Они встречаются: 1) совместно с тяжелыми минералами песков и песчаников, 2) в виде активного изотопа калия К40 в эвапоритах, минерализованных водах нефтяных месторождений, глинах, сланцах и калийсодержащих минералах, 3) в виде урано-ториевого компонента глин, глинистых сланцев, известняков (с примесью глин) и органических веществ.

Бирс установил, что чистые известняки и чистые кварциты практически нерадиоактивны, в то время как черные органогенные глинистые сланцы характеризуются высокой степенью концентрации всех трех основных радиоактивных элементов. Рассел [92], изучивший радиоактивность 510 образцов осадочных пород, обнаружил, что морские глинистые породы значительно более радиоактивны, чем любые другие морские отложения, что глинистые сланцы палеозойского возраста в среднем более радиоактивны, чем кайнозойские, и что колебания в степени радиоактивности различных древних стратиграфических подразделений более резкие, чем молодых.

При облучении предельных жирных кислот типа RCOOH, например пальмитиновой кислоты (C15H31COOH), альфа-частицами были получены парафиновые углеводороды [97]. Облучение альфа-частицами нафтеновой кислоты (циклогексанкарбоксиловой кислоты) привело к образованию циклических углеводородов (циклогексана) [98]. Это очень существенные результаты, поскольку жирные кислоты достаточно широко распространены в ОВ осадочных отложений. Однако эффективность этого процесса низкая, и скорость преобразования жирных кислот в УВ небольшая. Для образо​вания таким путем значительных количеств УВ потребовалось бы геологи​чески очень длительное время. При бомбардировке альфа-частицами метана и других газообразных УВ в лабораторных условиях было получено большое количество водорода и непредельных углеводородов [99]. Облучение жидких углеводородов также приводит к повышению концентрации водорода и, видимо, непредельных углеводородов, однако последние не обнаружены в нефтях в сколько-нибудь заметных количествах.

Линд [100] указал, что термодинамические связи между предельными углеводородами в общем требуют лишь очень незначительного количества свободной химической энергии. Это значит, что в обычных условиях эти углеводороды крайне инертны по отношению друг к другу, так как отсутствуют силы, способствующие их взаимодействию. Это значит также, что нет значительных противодействующих сил, которые нужно было бы преодолевать в каких-либо реакциях, и что теплота этих реакций низкая. Поэтому при наличии соответствующего количества энергии, очевидно, эти реакции будут последовательно развиваться во всех направлениях. Линд полагает, что таким путем могут образовываться довольно сложные соединения из относительно простых исходных компонентов и что в термодинамических условиях верхней части земной коры любой парафиновый углеводород может быть преобразован в комплекс углеводородов, из которых состоят нефти и газы. В качестве дополнительных источников энергии, по его мнению, могут выступать электрические разряды, альфа-излучение, ультрафиолетовое излучение, способствующие взаимодействию углеводородов. Линд отмечает интересный факт: все эти виды энергии обусловливают конденсацию низкокипящих УВ, превращение их в жидкие и твердые вещества, причем конденсируется лишь столько газообразных УВ, сколько необходимо для предотвращения образования химически перенасыщенной системы. Поскольку ни электрические разряды, ни ультрафиолетовое излучение не наблюдаются в земной коре, эти факторы следует исключить из числа вероятных источников энергии для трансформации простых УВ в сложные. Альфа-излучение характерно для очень многих горных пород, хотя бы в небольшой степени.

Возражения против участия радиоактивности в процессах преобразования ОВ. Основное возражение против радиоактивного преобразования ОВ в нефть и газ под воздействием альфа-излучения заключается в том, что водородные атомы, по крайней мере в лабораторных опытах, во время их бомбардировки альфа-частицами отщепляются [101]. За геологическое время это должно было бы привести к возникновению более тяжелых нефтей с высоким отношением углерода к водороду, в то время как в природе превращение ОВ в нефть и газ в общем случае характеризуется постоянным увеличением отношения водорода к углероду. Образующийся свободный водород, видимо, использовался в каких-то других реакциях преобразования ОВ, требовавших дополнительных количеств водорода.

Второе возражение связано с наличием высокорадиоактивных черных органогенных сланцев типа хорошо известных нижнемиссисипских и верхнедевонских глинистых сланцев Антрим-Чаттануга-Вудфорд в США [94]. Если бы радиоактивность действительно имела большое значение в преобразовании ОВ, то за период, прошедший с верхнедевонского времени, в этих глинистых сланцах в трещинах и мелких пустотах должна была бы скопиться свободная нефть, а органического вещества должно было бы остаться мало. Между тем эти глинистые сланцы богаты органическим веществом, нацело пиробитумииозным, за исключением некоторых участков, где скопился природный газ, а содержание в них нефти ничтоишо или равно нулю. Природный газ действительно мог образовываться благодаря радиоактивным процессам, но весьма неравномерное его распространение по сравнению с очень высокой радиоактивностью и высоким содержанием органического вещества этих сланцев свидетельствует о том, что основное газообразование связано с какими-то иными процессами.

Заключение

Проблема происхождения нефти и газа теряет в какой-то мере свое значение в качестве обязательной предпосылки для постановки поисковых работ¹. Причиной является то, что нефть и нефтеподобные УВ обнаружены почти во всех неколлекторских породах. Количество остаточной нефти [микронефти], находящейся в рассеянном состоянии в этих породах, превышает все разведанные запасы нефти и газа на земном шаре. Следовательно, нет необходимости искать особые материнские породы. Практически любые, если не все, тонкозернистые отложения могут содержать исходное для нефти и газа органическое вещество.

Можно следующим образом суммировать наши представления о происхождении нефти и газа:

1. Основным источником нефти и газа являются углеводороды и асфальтово-смолистые соединения, связанные с ОВ керогенного типа и распространенные в глинистых сланцах и карбонатных породах (неколлекторах).

2. Эти углеводороды сходны с теми, которые образуются в живых растительных и животных организмах, как морских, так и наземных. При обычных процессах разложения ОВ они без существенных изменений переходят в состав нефти [таких УВ относительно немного].

3. Помимо этого масса нефтеподобных производных УВ преобразуется в нефтяные УВ и асфальтово-смолистую фракцию в результате различных химических и биохимических реакций.

4. Существует несколько источников энергии, необходимой для трансформации растворимого сложного ОВ в нефть и газ: деятельность бактерий, температура и давление, каталитические реакции и радиоактивность. Эти источники энергии способствуют также образованию более сложных компонентов нефти.

5. Все эти вещества вместе с нефтью и газом в рассеянном состоянии распространены практически во всех тонкозернистых породах-неколлекторах. Следовательно, необходимые для образования нефти и газа реакции могли происходить как до, так и во время диагенеза этих отложений.

6. Нерастворимое органическое вещество ‑ кероген - не может считаться исходным материалом для нефти и газа. Оно более тесно связано с углем, чем с нефтью. [Если понимать под керогеном все органическое вещество в породах, что правильнее во всех отношениях, то утверждение автора необоснованно. Часть керогена, особенно сапропелевого, путем мягкого термолиза и (или) термокатализа переходит в битуминозное вещество, содержащее УВ.]

Нефть и газ образуются в восстановительных условиях.

¹Этого несколько парадоксального утверждения не было в первом издании книги. После установления почти повсеместного распространения микронефти в породах стратисферы проблема генезиса нефти действительно потеряла свою остроту, но только в отношении исходного сырья для нефти. - Прим. ред.
7. Углеводороды нефтяного ряда образуются в современных осадках. Они найдены в илах Мексиканского залива и бухты Сан-Франциско [102].

Некоторые нефтяные углеводороды могут быть переотложенными (recycled). Эрозия тонкозернистых пород, не являющихся коллекторами [и содержащими микронефть], или нефтяных залежей может привести к потере огромных количеств углеводородов, часть которых, однако, попадает в моря и снова захороняется в осадках.
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пропуск стр. 490-494
Глава 12 Миграция и аккумуляция нефти и газа

Геологические условия. Дальность миграции. Первичная миграция: выжимание воды из глин; циркуляция воды; осадочная (седиментационная) и переотложенная (recycled) нефть. Вторичная миграция: перенос частиц нефти и газа водой; капиллярное давление; давление вытеснения; плавучесть; влияние растворенного газа; аккумуляция; наклонные водо-нефтяные контакты; литологические барьеры; вертикальная миграция; время аккумуляции; приток нефти и газа.

Нефть и (или) газ приобретают промышленное значение, когда они, попав в коллекторы, концентрируются в залежи. Как мы видели, нефть и газ вначале находились в рассеянном состоянии в глинистых и карбонатных породах в виде растворенных частиц в нерастворимом органическом веществе. К концу периода диагенеза¹ осадков большая часть нефтяных углеводородов, по-видимому, уже превратилась в нефть и газ (petroleum). Во время и после диа- и катагенеза вода отжималась из уплотнявшихся осадков в коллекторы, захватывая с собой нефть и газ, рассеянные в породах². Этот процесс, очевидно, был длительным. Какая-то часть УВ могла быть отложена непосредственно в самих коллекторах. Процесс движения нефти и газа из уплотняющихся материнских пород в коллекторы называется первичной миграцией в отличие от вторичной миграции, под которой понимается концентрация углеводородов и аккумуляция их в залежи нефти и газа.

Проблема миграции и аккумуляции нефти и газа очень многогранна. Сложность этой проблемы, дающая большие возможности для разнообразных умозрительных построений, вызвала к жизни огромное количество различных теорий для объяснения этих явлений. К сожалению, удовлетворительного ответа на вопрос о природе миграции и аккумуляции нефти и газа в настоящее время мы еще не имеем, и в связи с этим снова необходимо напомнить, что самого процесса образования залежи никто и никогда непосредственно наблюдать не мог. Всю информацию об этом процессе мы получаем в период разработки месторождений и при изучении материалов отдельных скважин. Ежегодно поступают новые данные бурения, которые, несомненно, позволят утвердиться некоторым идеям, ныне представляющимся сомнительными.

Нефть и газ, поступающие вместе с водой, которая выжимается из уплотняющихся отложений, в коллекторы, находятся в этой воде в коллоидальном или взвешенном состоянии в виде микроскопических частиц, а некоторая часть нефти и газа может быть растворена в воде. В случае отсутствия каких-либо сил, побуждающих нефть и газ к движению, они могут оставаться в неподвижном состоянии в течение неопределенно длительного времени и могут даже оказаться погруженными на значительную глубину. Местные изменения температуры или потенциала флюида могут привести к ограниченным перемещениям нефти и газа, однако для того, чтобы произошла региональная миграция, необходимы и региональные нарушения или изменения
¹Американские авторы трактуют диагенез очень широко, включая в это понятие и катагенез, частично или полностью. - Прим. ред.

²Автор допускает здесь терминологическую неточность - несколько раз употребляет сочетание слов «petroleum and petroleum hydrocarbons» (т.е. нафтиды и входящие в их состав углеводороды). Между тем, согласно его же определению (стр. 618)г petroleum - это те же углеводороды и их производные с гетероэлементами. - Прим. ред.
первоначального равновесия. Это может быть региональное складкообразование или региональный наклон, горообразование или значительное нагревание (как результат, например, магматической деятельности), или различные изменения гидродинамических условий. Геологическая история большинства осадочных регионов характеризуется множеством подобных процессов, нарушавших равновесие пластовых флюидов и в какой-то степени обусловливавших их движение.

Прежде чем перейти к рассмотрению различных теорий миграции и аккумуляции нефти и газа, необходимо остановиться на двух основных аспектах этой проблемы: 1) геологические условия миграции и аккумуляции и 2) дальность миграции нефти и газа (можно ли ограничить возможность перемещения нефти и газа очень короткими расстояниями, например менее одной мили?).

Геологические условия миграции и аккумуляции 
Наши знания о геологической обстановке, преобладающей в нефтегазоносных районах, позволяют построить схему граничных геологических условий, в которую должна укладываться любая теория миграции и аккумуляции нефти и газа. Эти условия включают в общем случае множество различных переменных, как известных нам, так и неизвестных. Они могут быть сформулированы следующим образом.

1. Прежде всего каждая залежь нефти и газа находится в водной среде. Вода может быть свободной или связанной, краевой или подошвенной. Это значит, что проблема миграции теснейшим образом связана с движением воды, изменениями пластового давления и другими вопросами гидрогеологии. Наличие гидродинамического градиента давления между скважинами свидетельствует о том, что вода, насыщающая коллектор в виде непрерывной фазы, находится в движении. Вода движется в направлении снижения гидравлического потенциала, и скорость этого движения зависит как от разницы в величинах гидравлического потенциала областей питания и разгрузки, так и от пропускной способности (проницаемости) водоносных пластов. Скорость воды может быть очень небольшой и измеряться несколькими дюймами или футами в год, но влияние общих гидродинамических условий на миграцию нефти и газа почти всегда очень велико.

2. Нефть и газ обычно не смешиваются с водой и обладают меньшей плотностью, чем окружающие их воды.

3. Нефтегазоносные породы-коллекторы значительно отличаются друг от друга. Их возраст изменяется от докембрия до плиоцена, состав ‑ от кварцевого до карбонатного, происхождение - от осадочного до магматического, пористость ‑ от 1 до 40%, проницаемость ‑ от 1 миллидарси до многих дарси.

4. Характер ловушек для нефти и газа также очень разнообразен. Образование ловушки может быть обусловлено структурным фактором, стратиграфическим фактором или их комбинацией. Одним из существенных факторов улавливания нефти и газа может оказаться градиент потенциала флюида, создающий барьер на пути движения флюидов.

5. В широких пределах изменяются такие сложные факторы, как размер пор, характер их сообщаемости и степени извилистости, определяющие величину пористости и проницаемости, а также химические особенности пород.

6. Минимальное время, необходимое для образования нефти и газа, их миграции и аккумуляции в залежи, по-видимому, не превышает 1 млн. лет (см. стр. 59: часть «. Природный резервуар. – А.Ф.). Доказательством может служить установленный факт, что в некоторых плиоценовых залежах ловушка сформировалась ранее плейстоценового времени. С такими ловушками, в частности, связаны залежи нефти и газа на месторождении Кетлмен-Хиллс в Калифорнии. Залежи приурочены к формации Темблор (миоцен). Однако складка не могла образоваться раньше, чем в плейстоцене, поскольку отложения формации Темблор залегают практически параллельно плейстоценовым породам, выходящим на дневную поверхность [1]. Это говорит о том, что данная залежь сформировалась в позднеплейстоценовое или даже в постплейстоценовое время, т.е., вероятно, в промежутке 1000 000-100 000 лет назад. Примером, показывающим, что для приспособления залежи к изменению гео​логических условий требуется относительно небольшой промежуток времени, служит наклонная залежь месторождения Кейро в Арканзасе [2] (см. фиг. 12-8). Наклон водо-нефтяного контакта образовался за 10-12 лет. Если бы смещение залежи продолжалось с такой же скоростью в течение еще нескольких лет, вся нефть, без сомнения, оказалась бы в конечном счете вытесненной из ловушки. Таким образом, время, необходимое для аккумуляции нефти в залежи, может быть геологически коротким, вплоть до тысяч и даже сотен лет.

7. Верхней границей или кровлей любой залежи, образованной в результате действия структурного, стратиграфического, гидродинамического факторов или их комбинаций, является относительно непроницаемая изогнутая поверхность, обращенная выпуклостью вверх. Исключения из этого положения крайне редки и могут быть признаны только в случае бесспорности всех имеющихся данных.

8. Температура в породах-коллекторах может изменяться в пределах 50-100°С (122-212°F), хотя в некоторых нефтегазоносных районах она достигает 163°С (325°F).

9. Пластовое давление также значительно изменяется во времени в зависимости от геологической истории района. Замеренные величины пластовых давлений варьируют от 1 до 1000 атм и более. В течение геологического времени пластовое давление могло неоднократно возрастать и снижаться.

10. Геологическая история ловушки может изменяться в широких пределах - от единичного геологического «эпизода» до комбинации множества различных явлений, накладывавших в течение длительного геологического времени свой отпечаток на залежь. При этом залежи в известняках или доломитах характеризуются теми же особенностями соотношения пластовых флюидов, положения водо- и газо-нефтяных контактов и границ ловушек, что и залежи в терригенных коллекторах. Однако химические соотношения пород и насыщающих их флюидов, явления растворения, цементации, уплотнения и перекристаллизации в этих двух типах природных резервуаров совершенно различны.

Дальность миграции 

Одним из основных вопросов в проблеме формирования залежей нефти и газа является дальность миграции: формируется ли залежь в основном из местной нефти или эта нефть поступила со стороны и какова тогда вероятная дальность миграции - одна миля или много миль? Некоторые исследователи полагают, что миграция может происходить лишь в очень незначительных масштабах, т.е. нефть и газ образовались фактически на месте своего теперешнего залегания [3]. Если это так, то целиком снимается проблема вторичной миграции, и разведочные работы должны направляться на поиски благоприятных ловушек в областях нефтегазообразования.

Лучшим доказательством местной миграции нефти из вмещающих материнских пород, очевидно, могут служить залежи нефти и газа в изолированных линзах пористых и проницаемых пород, связанных с зонами фациальных замещений, рифовыми и песчаными зонами. Эти линзы возникали, как правило, в высокобитум инозных материнских породах и представляли собой в течение длительного времени наиболее близко расположенный коллектор. Нефть и газ отжимались в этот коллектор вместе с водой по мере уплотнения вмещающих глин и других пород и занимали наиболее крупные поры, поскольку капиллярное давление в этом случае было недостаточным для того, чтобы оттеснить воду из тонкозернистых осадков и заместить ее нефтью. Таким образом, в этих случаях нефть и газ как бы профильтровывались сквозь тонкозернистые породы и аккумулировались в более проницаемых зонах.

С другой стороны, имеется немало доказательств миграции нефти и газа на довольно значительные расстояния до их аккумуляции в залежах. Рич [4], один из наиболее выдающихся сторонников гипотезы дальней миграции, полагает, что нефть выжимается из пород в мобильных, интенсивно деформирующихся зонах земной коры и заполняет водонасыщенные пласты, которые он назвал «пластами-переносчиками». В этих пластах нефть и газ движутся до тех пор, пока не попадут в ловушки.

Можно привести несколько доводов в пользу представлений о способности нефти мигрировать на значительные расстояния по проницаемым породам от областей нефтеобразования в зоны концентрации и аккумуляции, где могут формироваться залежи.

1. Непосредственным указанием на способность нефти и газа к движению являются их естественные выходы на поверхность. В некоторых случаях можно наблюдать движение нефти и газа вместе с водой или даже независимо от последней.

2. Добыча нефти и газа из залежей ‑ тоже доказательство способности нефти и газа двигаться сквозь проницаемые породы. Дальность этого перемещения зависит от расстояний между скважинами, обычно составляющих ¹/8-½ мили (200-800 м) для нефтяных скважин и около 1 мили (1,5-2 км) для газовых скважин. Если период разработки залежи достаточно длителен и сеть скважин редкая, расстояние, которое должны пройти нефть и газ, чтобы быть извлеченными на поверхность, без сомнения, окажется очень большим. Внутри ствола скважины нефть и газ могут двигаться вместе с водой или без воды. Пласты, содержащие до 50% поровой воды, иногда в течение длительного времени отдают чистые нефть и газ.

3. Структурные ловушки нередко образуются значительно позже, чем коллекторы. Залежи, сформированные в ловушках позднего заложения, обычно приурочены к регионально выдержанным пластам. Нефть, сконцентрированная в таких ловушках, несомненно, прошла путь, более длинный, чем нефть, скопившаяся в изолированных линзах внутри толщи битуминозных глин.

4. Размеры и типы ловушек во многих случаях остаются неизменными на протяжении всего периода геологического развития региона. В то же время такие процессы, как повторное складкообразование, сбросообразование, наклон слоев, эрозия, поднятие, отложение новых толщ осадков, растворение и цементация, действующие регионально по всему осадочному бассейну или провинции, могут привести к самым различным изменениям гидродинамических условий, температуры и давления и многих других физических свойств пород и флюидов. Изменение каждого из этих факторов вызывает увеличение или уменьшение объема нефти и газа, способного удержаться в ловушке, или изменение положения залежи в этой ловушке. Все это также свидетельствует об относительно свободном перемещении нефти и газа в коллекторе.

Мы знаем, что распределение в настоящее время нефти и газа в залежи по их плотности соответствует современным условиям в ловушке, включая ее современную форму и современный гидродинамический градиент. Если это соответствие справедливо теперь, оно должно было быть справедливым; и в течение всей геологической истории залежи. Иными словами, гравитационное распределение пластовых флюидов в ловушке во все времена должно было соответствовать положению ловушки и изменяться при изменении этого положения. Для того чтобы гравитационное равновесие в залежи сохранялось при изменении пластовых условий, нефть и газ должны более или менее свободно перемещаться по пласту, причем в некоторых случаях дальность такого перемещения может измеряться милями.

Палеозойские отложения в Техасе, Оклахоме и Канзасе характеризуются региональным наклоном на запад. Положение многих залежей изменилось в соответствии с изменением региональной структуры, но гравитационное распределение пластовых флюидов сохранилось. На фиг. 12-1, А
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Фиг. 12-1. Схематические разрезы, показывающие залегание пород в пермское (А) и настоящее (Б) время, северная Оклахома [5, стр. 1122, фиг. 7].

Длина разрезов около 75 миль (120 км).

показана структура северной части Оклахомы ко времени отложения пермских осадков; подошва перми в данном случае принимается за горизонтальную плоскость. К началу пермского времени мисспсппскпе известняки были регионально наклонены на восток-юго-восток; пенсильванские песчаники, залегающие между пермскими и миссисипскгош отложениями, также оказались наклоненными в восток-юго-восточном направлении. Нефть и газ, находившиеся в этих песчаниках, должны были переместиться в наиболее высокие участки пластов, т.е. к их западным границам. В предмеловое время регион испытал наклон на запад (фиг. 12-1, Б). Пенсильванские песчаники Бербанк-Бартлсвилл-Гленн, ранее погружавшиеся в восточном направлении, в настоящее время погружаются, причем более интенсивно, на запад. Нефтяные залежи в связи с этим ныне располагаются вдоль восточных, наиболее приподнятых границ этих песчаников. Таким образом, в период от пермского до настоящего времени нефть в пенсильванских песчаниках мигрировала от западных границ их распространения до восточных в соответствии с изменением направления погружения слоев [5] (см. также фиг. 7-12). С другой стороны, изменение наклона нижнепенсильванских песчаников Датчер было относительно невелико, направление их погружения все время оставалось восточным, и современные залежи нефти обнаруживаются, как правило, вдоль западной границы их распространения. Следовательно, можно сделать вывод, что в одних случаях совершенно очевидна миграция нефти и газа на короткое расстояние, тогда как в других случаях столь же очевидна их миграция на большое расстояние. По-видимому, если нефть и газ будут перемещаться даже с очень небольшой скоростью, дальность этого перемещения за геологическое время может составить десятки и даже сотни миль, в зависимости от расстояния от области нефтегазообразования до ближайшей ловушки. Если это расстояние невелико, как это обычно бывает, миграция нефти и газа также будет короткой. Когда передвигающиеся нефть и газ не встречают на своем пути препятствия, они мигрируют до тех пор, пока не достигнут ловушки или экрана, способ​ных их удержать, или не выйдут на дневную поверхность. Дальность этого перемещения может измеряться десятками и сотнями миль, однако маловероятно, чтобы на всем этом пути нефть и газ не встретили какой-либо ловушки.

Первичная миграция 
Наиболее общий случай первичной миграции - это увлечение нефти и газа водой, выжимающейся из глин в процессе их диагенеза, и в меньшей степени - водой, циркулирующей в породах уже после окончания диагенеза. Нефть и газ находятся в воде в виде субмикроскопических и коллоидальных частиц или в растворенном состоянии. Объем их составляет около 10-50 ч. на млн. (0,001-0,005%) от объема воды. В данном случае исключается движение больших масс нефти в результате эрозии нефтяных залежей или обогащенных углеводородами пород (см. стр. 477-478: глава 11, переотложенная нефть. – А.Ф.). Такая нефть иногда может быть снова переотложена непосредственно в будущих коллекторах, например рифах, песчаных барах и т. п.

Предложено несколько теорий первичной миграции нефти и газа вместе с движущейся водой. Это:

1) гидравлическая теория Манна [6], 
2) теория всплывания Рича [7], Мразека [8] и Дэли [91, 
3) теория седиментационного уплотнения Кинга [10], Монне [11] и Льюиса [12], 
4) теория Чени [13], учитывающая как гидравлический фактор, так и уплотнение.
Все эти теории сходятся в одном: предполагается перемещение огромных масс воды, несущей нефть и газ в диспергированном состоянии в ловушки, в которых они аккумулируются в залежи.

Перенос нефти и газа в растворенном состоянии в пластовых водах также изучался многими сторонниками теории первичной миграции. Растворимость природного газа в воде изменяется от 4 куб. фут /баррель при давлении 400 фунт/кв. дюйм до 22 куб. фут/баррель при давлении 2000-6000 фунт/кВ .дюйм [14]. Легкие компоненты нефти также растворимы в воде, причем растворимость их возрастает с увеличением давления. При атмосферном давлении она равна 0,014 куб. фута нефти на 100 баррелей воды и значительно возрастает при давлении 1100 фунт/кв. дюйм [15]. При снижении давления нефть выпадает из раствора. Нефть и газ, встречающиеся в поверхностных водах при опробовании скважин, могут быть именно теми нефтью и газом, которые выделились из пластовых вод при снижении давления от пластового до давления на устье скважины.

Вода, выжимаемая из глин и сланцев
Если в процессе первичной миграции вода, содержащая нефть и газ, отжимается из глинистых отложений в коллекторы, она замещает в этих коллекторах воду, находившуюся там ранее. Это должно привести к течению воды по коллекторам в сторону понижения пластового давления вплоть до выхода ее на дневную поверхность. Толща глинистых отложений мощностью в 1 милю и площадью 100×100 миль будет обладать объемом 10 тыс. куб. миль. На ранней стадии диагенеза половину общего объема толщи, т.е. около 5 тыс. куб. миль, может составлять вода. В настоящее время в результате диагенетического уплотнения и деформации объем воды в толще уменьшился до 25%, в результате чего общий объем толщи сократился до 6666 куб. миль. Иными словами, из начального количества воды, содержавшегося в этой толще, 3334 куб. миль было выжато и 1666 куб. миль осталось. Большая часть выжатой воды, видимо, просачивается вверх по поверхностям напластования, образовавшимся в процессе диагенеза, и в конечном счете попадает в океан. Однако некоторая часть выжатой воды, примерно ⅓, или 1111 куб. миль, позднее, когда глины погрузились на большую глубину и превратились в глинистые сланцы, могла мигрировать лате-рально в окружающие пористые породы. В конечном счете латеральная миграция должна была стать более интенсивной, чем вертикальная. Часть углеводородов, отложенных или образовавшихся в глинах, должна была уноситься поступающей в коллекторы водой как в растворенном состоянии, так и в виде мельчайших, субмикроскопических рассеянных коллоидных частичек.

По мере движения воды по коллектору захваченные ею частички нефти и газа флоккулируют и переносятся вместе с водой до тех пор, пока не образуется их непрерывная фаза и не начнется всплывание нефти и газа в верхние слои воды. Такие скопления углеводородов в виде линз длиной до нескольких футов и толщиной в несколько молекул могут создаваться и До их всплывания; они будут двигаться в воде в виде отдельной фазы.

В процессе миграции в виде дискретной (отдельной) фазы внутри гидрофильного коллектора нефть и газ будут стремиться занимать только наиболее крупные поры, поскольку замещение воды в мелких порах требует слишком большого давления вытеснения. Таким образом, в гидрофильных породах, характеризующихся различной пористостью, нефть будет скапливаться в крупных порах, а вода - в мельчайших. В конечном счете должна произойти концентрация нефти в грубозернистых и более проницаемых породах, в которых миграция в ловушки относительно облегчена, а вода будет продолжать двигаться сквозь менее проницаемые породы.

Теория замещения, предложенная Мак-Коем [16], основана на вытеснении нефти из глин и тонкозернистых пород водой в смежные более пористые и грубозернистые породы. Этот процесс замещения происходит вследствие того, что в мельчайших капиллярных порах силы сцепления между породой и водой значительно больше, чем между нефтью и породой или между нефтью и водой. Вода отделяет нефть от породы и заставляет двигаться из капиллярных пор глинистых сланцев в крупные поры песчаников. Мак-Кой считает, что этот процесс является главной причиной перемещения нефти и что зоны, в которые была вытеснена таким путем нефть, становятся площадями современных нефтяных месторождений. Это значит, что ко времени первичной миграции нефти из глинистых сланцев в коллектор ловушка уже должна была быть сформированной.

Циркуляция воды
К концу диагенеза осадков все поровое пространство пород, как коллекторов, так и неколлекторов, по-видимому, заполнено водой. Устанавливается региональная циркуляция этой воды, непрерывно изменяющаяся в связи с изменением гидродинамических градиентов. В зонах, где градиент гидравлического потенциала отсутствует, флюиды находятся в статическом состоянии. В разные периоды геологического времени движение насыщающих коллектор вод, несомненно, происходило в различных направлениях и с различной скоростью. Исключение могут представлять лишь более молодые осадки, в которых современный градиент гидравлического потенциала практически не отличается от начального градиента. То, что такая циркуляция происходила во всех отложениях, от древних до современных, в течение длительного времени после литификации и диагенеза осадков, доказывается современными локальными и региональными градиентами гидравлического потенциала, наблюдаемыми во многих пластах.

В большинстве осадочных бассейнов причины, вызывающие изменения пластового давления и градиента гидравлического потенциала, могут быть самыми различными. Это могут быть диастрофизм, горообразование, эрозия, осадконакопление, осмотические явления. Сбросо- и складкообразование и вторичная цементация могут повлиять на проницаемость и изменить направление движения вод. Глубокие каньоны изменяют характер областей
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Фиг. 12-2. Схематический профиль, показывающий движение воды из области питания А к зоне разгрузки В через антиклинали и синклинали.

Пластовое давление в точке F должно поднять столб воды до уровня, соответствующего точке G. Это давление меньше, чем в точке D, где оно способно поднять столб воды до точки Е, или в точке Н, в котроой столб воды поднимается до точки I. АВ - потенциометрическая поверхность, наклон которой обусловливает движение воды от точки А к точке В.

разгрузки и приводят к возникновению новых направлений движения подземных вод. Хемогенные отложения, такие, как соли и ангидриты, практически непроницаемы и, несомненно, оказывают большое влияние на гидравлическую систему. На движение флюидов воздействуют также вулканическая деятельность и другие явления, влияющие на региональные изменения температуры.

Миграция и аккумуляция нефти и газа теснейшим образом связаны с подземной водой. Эта вода представляет собой закрытую систему, так же, например, как вода в городском водопроводе в противоположность открытым системам вод озер или рек. В закрытой системе вода может двигаться вверх или вниз, или наклонно. Скорость и направление такого потока зависят от величины гидродинамического градиента - высоты области питания над нулевой плоскостью, обычно уровнем моря. Они не пропорциональны степени изменения гидростатического давления вдоль водного потока. Например, вода будет двигаться из участка с низким пластовым давлением к участку с высоким пластовым давлением в соответствии с понижением в этом направлении пьезометрической поверхности (падением напора). На фиг. 12-2 показан схематический профиль, совпадающий с направлением потока и изменения давления в закрытой водной системе. Циркуляция воды может быть вызвана любыми причинами, обусловливающими возникновение градиента гидравлического потенциала между двумя участками, что выражается в наклоне потенциометрической поверхности (см. также гл. 9).

Одним из факторов, безусловно оказывающих влияние на движение нефти и воды через породу-коллектор, является уменьшение вязкости этих флюидов и межфазного натяжения в связи с увеличением количества растворенного в нефти газа при повышении температуры и давлении с глубиной [17]. Нефть, насыщенная газом при температуре 70°F (21°С) и давлении 500 фунт/кв. дюйм (35 атм), обладает вполовину меньшей вязкостью, чем та же нефть, насыщенная газом в поверхностных условиях. При увеличении давления до 1800 фунт/кв. дюйм (125 атм), что соответствует глубине 4100 футов (1250 м), вязкость газонасыщенной нефти примерно равна вязкости керосина при атмосферном давлении. Вязкость воды значительно снижается при увеличении температуры: на глубине 10 000 футов (3000 м) вода может двигаться сквозь породы в три раза свободнее, чем на поверхности, а на глубине 20 000 футов (6000 м) ‑ в шесть раз [18].

Седиментационная и переотложенная нефть
Еще одним способом передвижения нефти на большие расстояния является перенос ее вместе с породой. Источниками такой нефти могут быть: 1) эродированные нефтяные залежи, 2) эродированные глинистые породы и известняки, не являющиеся коллекторами. Такие участки приурочены, как правило, к орографически наиболее приподнятым районам, в которых интенсивная эрозия приводит к быстрому высвобождению нефти. Необходимым условием этого процесса должно быть совпадение нефтеносных участков с более высокими участками рельефа. Подобные случаи встречаются очень часто. Нефтенакопление, связанное с огромными потенциальными возможностями такого источника нефти, заслуживает внимательного изучения.

Ниже рассматриваются три района в США из многих других, удовлетворяющих указанным условиям.

В позднемеловое и раннетретичное время район Скалистых гор был приподнят и представлял собой серию крупных куполов и антиклиналей. Эрозия, начавшаяся в тот период, продолжается до настоящего времени. Продукты разрушения сносились главным образом в Мексиканский залив, где они были переотложены и образовали третичную нефтеносную формацию провинции Галф-Кост. По всей вероятности, эти приподнятые осадочные горы, простирающиеся от Мексики до Монтаны, некогда содержали большое количество крупных нефтяных месторождений (в настоящее время здесь обнаружено много складок со следами бывших нефтяных залежей) и многие тысячи кубических миль нефтеносных сланцев. Вполне возможно, что десятки и даже сотни миллиардов тонн нефти, заключенной в этих залежах и сланцах, позднее были эродированы и унесены вместе с осадками. Что стало с этой нефтью? Не могла ли хотя бы часть ее попасть в осадок и способствовать впоследствии образованию протонефти провинции Галф-Кост?

В пределах шельфовой зоны юго-восточного Канзаса п северо-восточной Оклахомы [19] встречается большое количество нефтяных залежей в формации Чероки (пенсильваний), образовавшейся за счет эрозии гор Немаха. Эти горы представляют собой спльнонарушенное антиклинальное поднятие, простирающееся через весь Канзас в Небраску и сложенное раннепалеозойскими и докембрийскими породами, в настоящее время погребенными под пенсильванскими отложениями. Девонские, силурийские и ордовикские отложения, эквивалентные тем породам, которые были снесены с верхней части гор в черокское время, широко распространены к югу от этого района, в Оклахоме, где в них обнаружены многочисленные богатые месторождения нефти (см. фиг. 13-13 и 14-6). Поднятие Немаха, до того как началась эрозия, было достаточно большим, чтобы содержать огромные скопления нефти.

Зона поднятий Уичито - Амарильо, простирающаяся на несколько сот миль в западной Оклахоме и Техасе, в пенсильванское время была эродирована до докембрийского гранитного фундамента. Продукты разрушения отлагались вдоль северного окончания этой зоны (см. фиг. 3-8). В настоящее время в этих отложениях обнаружено много нефтяных месторождений. Вполне возможно, что нефть мигрировала сюда вместе с размытыми породами.

Возможность образования нефтяных залежей за счет нефти, принесенной с осадками, впервые рассмотрена Мерреем [20]. Он обратил внимание на радужные пленки нефти, которые переносились вместе с водами реки Иравади на 1-2 мили от места высачивания нефти. Проделав опыты с речной водой, загрязненной нефтью и илом, Меррей установил, что пленки нефти осаждаются на дно вместе с глинистыми частицами. Это позволило ему сделать вывод, что осаждению нефти в смеси с глиной способствует разрушение ее на отдельные частицы и образование сферических капель благодаря межфазному натяжению между нефтью и несмешивающейся с ней водой. Эта смесь представляет собой водонефтяную эмульсию, тогда как частицы пород остаются гидрофильными. Капли нефти не могут объединиться, так как они разделяются мелкими частицами глины и в таком виде переносятся и осаждаются вместе с этими частицами.

Позднее Пуарье и Тиль [21] изучили возможность осаждения нефти вместе с различными типами глин в искусственно минерализованной воде. Оказалось, что объем осаждающейся нефти зависит от природы этих глин и обратно пропорционален размеру минеральных зерен. Полученные этими исследователями результаты приведены в табл. 12-1. Пуарье и Тиль в отличие от Меррея пришли к заключению, что причиной осаждения нефти является не механическая смесь, а скорее увеличившийся вес нефтяных капель вследствие прилипания к ним глинистых частиц. Они обнаружили, что капли нефти находятся в свободном состоянии, в то время как глинистые частицы обычно прилипают к ним. Присутствие в воде органических кислот уменьшает возможность осаждения, по-видимому, вследствие снижения межфазного натяжения между гидрофильными поверхностями.

Таблица 12-1

Распределение различных видов осадков в порядке убывания объема осаждающейся нефти (в каждом случае использована эмульсия воды и 1 г осадка) [21]

	Осадок
	Максимальное количество нефти, см³


	Среднее количество нефти, см³
	Преобладающие минералы

	Каолин
	2,50
	1,21
	Глинистые

	Голубые илы
	2,10
	1,33
	Кварц

	Мергель
	1,50
	1,11
	СаСО3

	Диатомовая земля
	1,50
	1,00
	Кремнезем

	Глинистые породы (ордовик)
	1,37
	0,70
	Серицит, глинистые минералы

	Бентонит
	1,35
	0,68
	Монтмориллонит

	Песчаные илы
	1,25
	0,75
	Кварц, серицит

	Карбонатные глинистые породы
	1,15
	0,70
	СаСО3, серицит

	Карбонатные илы
	1,12
	0,85
	СаСО3, кварц

	Керогеновые глинистые породы
	0,70
	0,60
	Серицит, органическое вещество

	Гумус
	0,00
	0,00
	Органическое вещество


В геологическом прошлом благодаря эрозии, несомненно, высвобождались огромные объемы нефти. Что стало с этой нефтью? Может быть, она была разрушена вследствие окисления и деятельности бактерий или какая-то часть ее была унесена реками в океаны? Пока не будет изучено детально это явление, мы не можем отказаться от концепции переноса нефти глинистыми частицами [однако эта концепция не может серьезно приниматься во внимание].

Кроме эрозии нефтяных залежей, источниками поступления нефтяных углеводородов в океаны могут быть: 1) подводные выходы нефти и 2) раннее преобразование части органического вещества морского дна в нефть и газ еще в процессе диагенетического превращения илов в глинистые сланцы и выделение этих углеводородов в океанские воды. Высокая концентрация УВ в самой верхней части почвы (см. стр. 476) свидетельствует о возможности возникновения их в субаэральных условиях на поверхностях несогласий и дальнейшем переносе (в результате эрозии приповерхностных образований) водными потоками в океаны. Большая часть нефти, тем или иным путем попавшей в океан, поднимается на поверхность воды и сносится волнами и течениями в пределы прибрежных баров и пляжей, а также в зоны развития органогенных рифов. Иногда потенциально продуктивные пласты, содержащие даже незначительное количество нефти, могут иметь большее значение как исходный нефтепроизводящий материал, чем илы и глины, заключающие огромные массы органического вещества. [Заключение чисто умозрительное, не подтверждаемое многочисленными битуминологическими анализами современных осадков.]

Вторичная миграция 
При рассмотрении вторичной миграции нефти и газа через коллекторы и аккумуляции их в залежи, так же как при изучении первичной миграции, возникает множество разнообразных проблем. Эти проблемы касаются: 1) переноса нефти и газа водой в процессе вторичной миграции, 2) явлений, связанных с капиллярным давлением и давлением вытеснения, 3) плавучести нефти и газа, 4) влияния растворенного газа на миграцию нефти, 5) аккумуляции нефти и газа в залежи, 6) наклонных водо-нефтяных контактов, 7) стратиграфических барьеров, 8) вертикальной миграции, 9) времени аккумуляции. Некоторые из этих вопросов рассматриваются ниже.

Перенос частиц нефти и газа водой
Воды в любом водоносном горизонте, который можно рассматривать в качестве потенциально нефтегазоносного пласта, находились или находятся и в настоящее время в движении. Скорость и направление движения воды определяются разницей величин гидравлического потенциала зон питания и разгрузки, водопропускной способностью пласта и расположением области минимального гидравлического потенциала. II скорость, и направление движения воды, несомненно, неоднократно менялись в течение геологического времени в результате постоянных изменений структуры, деформации слоев, эрозии и геохимических условий. Движение флюидов находится в зависимости от распространения пористых и проницаемых пород, зон тектонических нарушений и несогласий или систем трещин. Микроскопи​ческие и субмикроскопические частички нефти и газа, захваченные движущейся водой, должны переноситься до тех пор, пока не будет встречено препятствие в виде структурной или литологической ловушки, либо пока в результате изменения давления, температуры и объема смеси не произойдет отделение нефти и газа от воды и объединение их в более крупные частицы и агрегаты, обнаруживающие уже способность к всплыванию (плавучесть).

Явления, связанные с капиллярным давлением и давлением вытеснения
Основным условием миграции крупных скоплений нефти в гидрофильном коллекторе является превышение величины капиллярного давления на контакте нефть - вода над величиной давления вытеснения воды из крупных пор, трещин, капилляров и т.п. При любом сочетании нефти, воды и порового пространства величина давления вытеснения Pd является постоянной. С другой стороны, капиллярное давление зависит от степени плавучести нефти, градиентов давления, длины и степени непрерывности нефтяной фазы. Всякий раз, когда эти силы оказываются достаточными для того, чтобы капиллярное давление превысило давление вытеснения, водо-нефтяной контакт будет двигаться сквозь смежные поры, т.е. будет происходить миграция нефти.

Для количественной оценки условий миграции нефти необходимо вычислить разницу между капиллярным давлением на переднем крае движущейся нефти и в тыловой ее части. На фиг. 12-3 показан случай, когда силы, вызывающие миграцию 
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Фиг. 12-3. Нарушение первоначальной формы нефтяной капли, необходимое для про талкивания ее через сужение в соседнюю пору.

изолированной капли нефти, отсутствуют или влияют очень слабо. В левойчасти фигуры капиллярное давление равно[image: image242.png]__ 2ycos
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и примерно одинаково в точках А, В и С, о чем свидетельствует почти одина​ковый радиус кривизны r в каждой точке. В правой части фигуры видно нарушение первоначальной формы капли, сужение ее в точке А, предшествующее началу миграции этой капли в соседнюю справа пору. В этом случае капиллярное давление на переднем крае начинающей двигаться капли выразится как[image: image243.png]P
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а капиллярное давление в тыловой части капли ‑ 
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где rс ‑ эффективный радиус капилляра, соединяющего смежные поры, а rр ‑ эффективный радиус поры. Разница в величинах капиллярных давлений в передней и тыловой частях капли ∆Рc равна
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Если предположить, что средний радиус капилляра, соединяющего смежные поры, rс составляет от ½ до ¼ радиуса поры rр, то величина ∆Рc будет лежать в пределах
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Если принять rс равным ⅓×rр, то величина ∆Рc станет равной 4γ×cosΘ / rр.

При краевом угле смачивания Θ, равном 60°, cosΘ = ½ и ∆Рc = 2 γ / rр.

Таблица 12-2 
Разница капиллярных давлений, необходимая для миграции нефти, дин/см²
	Межфазное натяжение γ, дин/см
	∆Рc = 2 γ / rр

	
	Очень грубо зернистый песок, rр=0,02 см
	Грубозернистый песок, rр=0,01 см
	Среднезернистый песок, rр=0,005 см
	Тонкозернистый песок, rр=0,002 см
	Очень тонкозернистый песок, rр=0,001 см

	30
	3000
	6000
	12 000
	30 000
	60 000

	25
	2500
	5000
	10 000
	25 000
	50 000

	20
	2000
	4000
	8 000
	20 000
	40 000

	10
	1000
	2000
	4 000
	10 000
	20 000

	5
	500
	1000
	2 000
	5 000
	10 000

	1
	100
	200
	400
	1000
	2 000


В табл. 12-2 приведены результаты расчета этой средней величины разности капиллярных давлений, необходимой для осуществления миграции нефти в различных условиях.

Рассмотрим возможность возникновения необходимой разницы капиллярных давлений в результате движения воды в коллекторе. Если, как показано на фиг. 12-3, нефть присутствует в виде изолированных капель в отдельных порах и если вода движется горизонтально, то разница в капиллярных давлениях эквивалентна величине падения давления от данной поры до следующей. Нормальный гидродинамический градиент 2 м/км (10 фут/миля² приводит к образованию разницы в капиллярных давлениях от 0,1 дин/см) для грубозернистых песков до 0,02 дин/см² для тонкозернистых песков. Максимальный гидродинамический градиент 20 м/км (100 фут/миля) должен создать разницу в капиллярных давлениях соответственно от 1,0 дин/см² до 0,2 дин/см². Сравнивая эти данные с данными, приведенными в табл. 12-2, можно видеть, что обычные гидродинамические градиенты слишком малы для того, чтобы вызвать миграцию нефти. Необходимы силы в тысячи раз более мощные, чтобы изолированные капли нефти началрг мигрировать из одной поры в другую.

Сила всплывания (плавучести) сама по себе тоже недостаточна для миграции изолированной нефтяной капли. Давление всплывания (pw‑pо) gz дин/см², образует разницу в капиллярных давлениях для капли нефти плотностью 0,876 (30°API) всего 7,4 дин/см² в грубозернистых песках и 1,5 дин/см² в тонкозернистых песках (z ‑ вертикальный интервал, занятый нефтяной фазой). Таким образом, чтобы нефть мигрировала, силы плавучести должны быть в тысячи раз мощнее или сама нефтяная фаза должна быть значительно больше, чем изолированная в единичной поре капля. На фиг. 12-4 показано значение степени непрерывности нефтяной фазы для эффекта плавучести нефти, который способствует ее миграции.

Обычный гидродинамический градиент и силы плавучести неспособны обеспечить миграцию изолированной в одиночной поре нефтяной капли, но они легко приводят в движение более значительные сплошные массы нефти, занимающие тысячи пор. Например, если нефтяная фаза распространяется по вертикали на 5,4 м, градиент потенциометрической поверхности в 2 м/км образует разницу в капиллярных давлениях до 10 000 дин/см², что вполне достаточно для миграции этой нефти. Силы плавучести для нефти плотностью 0,876 образуют такую же разницу капиллярных давлений в случае, если распространение нефтяной фазы по вертикали достигает всего 68 см. Следовательно, протяженность непрерывной нефтяной фазы в 1-10 м обеспечивает условия, необходимые для миграции этой нефти под воздействием обычных сил, существующих в природе.

Был проведен и записан на кинопленку [22] интересный опыт, показывающий природу микроскопического движения нефти сквозь сосуд, заполненный стеклом и шариками люцита (органического стекла). Когда нефть и вода двигались со скоростью 0,5-300 м в сутки, было видно, что движение каждой жидкости происходило по самостоятельной сетке пор и каналов. Несмотря на то что эти скорости были больше, чем те, которые можно ожидать в природе, опыт хорошо иллюстрирует особенности движения жидкостей в случае преодоления капиллярного давления.

Плавучесть
Любое тело, жидкое или твердое, будучи погруженным в воду, выталкивается из нее с силой, равной весу вытесненной жидкости. 
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Фиг. 12-4. Последовательные стадии развития эффекта плавучести (опыты Дж. Хилла). 

Прямоугольный сосуд размером 6 футов×4 дюйма×1 фут наполнен водонасыщенным песком. Передняя стенка сосуда стеклянная, и происходящие в нем явления можно наблюдать в ультрафиолетовом свете. В стадию А в сосуд были введены три капли нефти на расстоянии нескольких дюймов одна от другой; капли нефти на этой стадии оставались во взвешенном состоянии. Добавление новых порции нефти в стадию Б приводит к объединению этих капель и началу их движения вверх. В стадию В сплошная масса нефти движется к верхней части сосуда, за исключением некоторой части остаточной нефти, удерживающейся в песке в виде небольших скоплений. В стадию Б силы плавучести становятся достаточными для преодоления сопротивления движению вверх, удерживающего капли нефти на месте в стадию А. Нефть начинает собиратьсякрупные скопления и в течение нескольких часов из стадии Б переходит в стадию В.
Флюиды, с которыми имеет дело геолог-нефтяник, это - природный газ плотностью 0,00073-0,000933, нефть плотностью 0,7-1,0 и вода плотностью 1,0-1,2. В резервуаре, содержащем все три компонента, газ займет самую верхнюю часть, нефть расположится непосредственно под газом,а вода останется в самой нижней части ловушки. Такое распределение газа, нефти и воды является общим законом для всех без исключения залежей, а следовательно, оно характерно не только для конечного равновесия всех флюидов и залежи, но также и для начальной концентрации рассеянных частиц нефти и газа, всплывающих в указанном порядке в воде.

Движение нефти и газа вверх под действием сил плавучести может начаться при условии достаточной концентрации этих флюидов (см. фиг. 12-4). если в какой-либо ограниченной части пласта-коллектора скапливается значительное количество нефти, то эта нефть приобретает свойство плавучести, т.е. силы всплывания становятся большими, чем капиллярные силы, препятствующие проникновению нефти в водонасыщенное поровое пространство. Сплошная масса нефти или газа, по-видимому, способна продвигаться в вертикальном направлении через сообщающиеся крупные поры вплоть до наивысшей точки пласта, и если пласт этот наклонен или погружен - двигаться вверх по наклону вдоль кровли проницаемого пласта непосредственно под непроницаемой покрышкой. Миграция нефти будет продолжаться до тех пор, пока капиллярное давление будет оставаться равным или превышать входное давление пород, вмещающих эту нефть. Начавшееся движение нефти и газа должно сопровождаться увеличением размеров их скоплений в результате захвата по пути других рассеянных в воде нефтегазовых частиц и в конечном счете ‑ увеличением плавучести этих скоплений. Скорость миграции будет возрастать на участках повышенной крутизны слоев, т.е. в местах пониженного давления вытеснения. Количество нефти, остающейся позади движущегося скопления, или количество остаточной нефти, зависит от размера пор, смачиваемости пород коллектора, капиллярных свойств нефти и воды и скорости движения. Небольшие изменения давления, например вызываемые землетрясениями, могут резко нарушить неустойчивое равновесие между капиллярным и входным давлением как во фронтальной, так и в тыловой части движущегося нефтяного скопления. Таким образом, количество остаточной нефти может быть и очень малым, и весьма значительным. Некоторые пласты иногда почти полностью насыщены остаточной нефтью, в то время как в других пластах остаточная нефть образует лишь тонкие непрерывные пленки в кровле проницаемой части пласта или прерывистые скопления в непродуктивных участках между залежами.

Силы плавучести способствуют улавливанию нефти и газа в ловушках в двух случаях.
1. Когда частички и капли нефти или пузырьки газа, захваченные водой, достигают антиклинальной зоны, их плавучесть приводит к возрастанию сопротивления дальнейшему движению вместе с водой, в особенности когда они достигнут сводовой части антиклинали. В конечном счете нефть п газ скапливаются в наиболее высокой части структуры, как это показано на фиг. 12-5. Нефть и газ высвобождаются из воды, движущейся через структурную ловушку, в точке наименьшей потенциальной энергии, т.е. в гипсометрически наиболее высокой точке коллектора. Если величина гидродинамического градиента давления вкрест простирания структуры достаточно велика, водонефтяной контакт оказывается наклоненным в направлении
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Фиг. 12-5. Механизм улавливания нефти и газа в антиклинальной структуре при влиянии гидродинамических сил на миграцию и аккумуляцию нефти и газа. I ‑ плавучесть усиливается под действием гидродинамических сил; II ‑ плавучесть направлена против действия гидродинамических сил; III ‑ плавучесть усиливается под действием гидродинамических сил; 
1 ‑ направление движения воды и понижения гидравлического потенциала; 2 ‑ направление движения нефти и газа под действием сил плавучести.

течения воды, причем этот наклон иногда бывает настолько значительным, что нефть полностью удаляется (вымывается) из ловушки. как это показано на стр. 520 (глава 12, литологические и стратиграфические барьеры. А.Ф.). Чем выше плотность нефти, тем больше угол наклона водонефтяного контакта.

2. Несколько иная ситуация возникает в случае выклинивания коллектора¹, когда его проницаемость уменьшается вверх по восстанию. Под влиянием сил всплывания нефть и газ мигрируют вверх по наклону пласта до тех пор, пока плавучесть или капиллярное давление не станут меньше, чем давление вытеснения в тонкозернистых породах. Если при этом вода течет вниз по наклону пласта, барьерный эффект усиливается. Это положение показано на фиг. 12-6. Если же течение воды направлено вверх по восстанию пласта, совместное действие гидродинамических сил и сил всплывания приведет к тому, что нефть и газ будут занимать все более и более мелкие поры и во многих случаях в конце концов смогут просочиться сквозь литологический барьер, в результате чего перед этим барьером если и сохранится залежь, то лишь очень небольшая (фиг. 12-7).

¹См. ссылку на стр. 520. (глава 12, литологические и стратиграфические барьеры. А.Ф.)
Экранирующий эффект нисходящего движения воды рассматривался в гл. 7. Там говорилось об аналогии с поплавками (см. фиг. 7-63), которым можно уподобить отдельные частицы или скопления нефти и газа. Сужение сосуда соответствует уменьшению мощности проницаемой зоны, а размер скопления поплавков ‑ высоте столба нефти. Если направление потока флюидов изменится на обратное, образования скоплений как поплавков, так и нефти или газа, естественно, не произойдет. Кроме того, если система гидростатическая, аккумуляция будет очень незначительной.
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Фиг. 12-6. Влияние нисходящего движения воды через литологический барьер зоны; пониженной проницаемости и высокого давления вытеснения.

В этом случае влияние сил плавучести уменьшено гидродинамическими силами, и нефть и газ удерживаются перед барьерной зоной. I - сила плавучести направлена против действия гидродинамических сил; II - эффективность сил плавучести уменьшается под действием гидродинамических сил; 
1 - направление движения воды и понижения гидравлического потенциала; 2 - направление движения нефти и газа под действием сил плавучести.

Рассмотренное явление предполагает наличие непрерывной фазы, позво​ляющей флюидам двигаться за пределы проницаемой зоны. Здесь не возникает никакой проблемы, когда нет нарушения сплошности коллектора. т.е. он считается сообщающимся, даже если связь между порами осуществляется через мельчайшие каналы. Проблема становится значительно более сложной в случае фациальных изменений, когда пески переходят в глины или доломиты в известняки. Вероятно, глины и известняки содержат воду в непрерывной фазе, что позволяет воде двигаться даже сквозь зоны с высоким сопротивлением этому движению. Далее, тонкие песчаные прослои и мелкие несогласия в напластовании могут послужить путями проникновения нефти и газа сквозь воду, занимающую эти пустоты, т. е. просачивание нефти и газа через литологический барьер (экран).

Гидродинамические градиенты давления, столь широко распространенные в природе, также должны рассматриваться в качестве потенциальных барьеров на пути миграции нефти и газа, по-видимому столь же эффективных, как и горные породы. Наиболее частым случаем движения подземных вес является нисходящее движение, которое усиливает улавливающую способность зон пониженной проницаемости и роль этих зон как экранов, препятствующих дальнейшему восходящему продвижению нефти и газа. Если скопление нефти достаточно велико, чтобы капиллярное давление могло превысить экранирующее влияние давления вытеснения, наступает предел
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Фиг. 12-7. Влияние восходящего движения воды через литологический барьер зоны относительно повышенного давления вытеснения и пониженной проницаемости.

В этом случае гидродинамические силы действуют в том же направлении, что и силы плавучести, способствуя проникновению нефти и газа в мельчайшие поры барьерной зоны и уменьшая тем самым ее удерживающую способность. I - плавучесть усиливается под действием гидродинамических сил; II - эффективность сил плавучести резко повышается под действием гидродинамических сил; 
1 - направление движения воды и понижения гидравлического потенциала; 2 - направление движения нефти и газа под действием сил плавучести.

удерживающей способности экрана. Если движение воды направлено вверх по наклону, оно усиливает капиллярное давление, способствуя продвижению нефти и газа сквозь зоны с повышенным давлением вытеснения.

Влияние растворенного газа на миграцию нефти
Практически во всех нефтяных залежах присутствует газ, в тех или иных количествах растворенный в нефти. Чисто нефтяные залежи, совершенно лишенные растворенного газа, встречаются настолько редко, что должны рассматриваться как аномальные. Природный газ обладает крайне низкой вязкостью и очень высокой плавучестью, не идущими ни в какое сравнение с вязкостью и плавучестью воды и нефти. Изменения объема газа при изменении пластовой температуры и давления также несравнимо больше, чем изменения объема воды и нефти. Сжатый газ обладает огромной потенциальной энергией, легко высвобождающейся при изменении объема газа в соответствии с изменением пластовых условий. Расширение сжатого газа вслед​ствие снижения пластового давления - один из важнейших факторов, спо​собствующих движению нефти из пласта в скважины в процессе разработки залежи. Возникает вопрос, не играет ли газ активную роль в процессе миграции, обусловливающем концентрацию нефти в залежи?

О значении газа для движения нефти по продуктивному пласту говорил еще в 1912 г. Джонсон [23]. Он указал на необычную легкость концентрации газа и полагал, что именно благодаря наличию газа нефть может двигаться сквозь поровое пространство горных пород. Джонсон считал, что нефть образует вокруг газовых пузырьков тонкую пленку и передвигается вместе с ними.

Впоследствии классические эксперименты Тиля [24] и работы Эммонса [25] показали, что в лабораторных условиях присутствие даже небольших количеств газа в нефте-водопесчаной смеси приводит к концентрации газа и нефти в верхней части сосуда, в то время как в случае отсутствия газа никакой концентрации не происходит¹.

Позже исследование движения нефти в присутствии газа проводил Додд [26]. Он обнаружил, что в случае движения воды, содержащей небольшое количество растворенного газа, через водонасыщенные пески, в которых содержится рассеянная нефть, последняя начинает мигрировать вверх по восстанию пласта.

Миллс [27], проводя опыты с газом и рассеянной в водонасыщенном песке нефтью, заключенными в запечатанный стеклянный сосуд, установил, что каждый раз, когда сосуд лопался, в образовавшиеся трещины немедленно начинал бурно выходить газ, а затем и нефть с водой; это продолжалось до тех пор, пока давление внутри и вне сосуда не выравнивалось².

Миллс предположил, что, когда нефть, газ и вода находятся в смеси в одном сосуде, газ, будучи под давлением, начинает диффундировать сквозь нефть и воду. Когда сосуд трескается, газ расширяется и устремляется к месту пониженного давления (трещине), увлекая за собой нефть. Такое же явление должно происходить и в случае образования тектонической трещины в природном резервуаре. Большая часть нефти должна будет уйти через эту трещину вместе с газом; меньшая часть, лишенная газа, останется в пласте вследствие своей высокой вязкости. Миллс указал на то обстоятельство, что многие минералы, обычно встречающиеся в сбросовых зонах в виде жил (кальцит, барит, гипс, включения озокерита), нередко обнаруживаются в нефти, поступающей из скважины. Действительно, эти примеси в нефти очень часто доставляют много хлопот эксплуатационникам.

Логичный вывод из всех этих экспериментов заключается в следующем. Основным результатом снижения давления до величины, близкой к величине давления насыщения, является увеличение объема газо-нефтяной смеси, образование пузырьков и капель, соединяющихся в непрерывную фазу,

¹В экспериментах Тиля нефть разбавлялась на ⅓ ее объема керосином (для понижения вязкости), морской водой, подкисленной 0,5% уксусной кислотой и смешивалась с раздробленным кварцитом, пропущенным через сито. Вся эта смесь помещалась в трубку диаметром 2,54 см и длиной 120 см, изогнутую в виде миниатюрной антиклинальной складки. Затем с обоих концов трубка на 10 см заполнялась дробленым доломитом и концы запечатывались. Образующийся в результате реакции между уксусной кислотой и доломитом углекислый газ начинал двигаться в «присводовую» часть трубки, увлекая за собой нефть. В «своде» трубки уже через 24 часа наблюдалось разделение нефти и газа, еще более четко проявившееся через 48 часов. В таком же опыте, но не сопровождавшемся образованием углекислого газа, концентрации нефти в изогнутой части трубки не происходило.

Различные модификации этого эксперимента описал Эммонс. В некоторых случаях применялся газолин и смесь подогревалась, чтобы создать давление газа; в других случаях делали дополнительные изгибы трубки, имитируя структурные террасы. Кроме того, использовался песок с различным размером зерен для воссоздания различных условий проницаемости. В каждом случае нефть концентрировалась в локальной ловушке, и движение нефти изучалось при различных давлениях. Минимальное количество нефти составляло несколько унций (28,3 г) на кубический дюйм (~16 см³), а минимальный наклон (изгиб трубки) ‑ 0,5-1°.

²Исследуя это случайное открытие, Миллс проделал следующий опыт. Он смешал нефть с жидкостью, вызывающей брожение (смесь воды, яблочного сока, сахара и дрожжей), и тонкозернистым гидрофильным песком. Этой смесью он доверху заполнил несколько пивных бутылок, запечатал их и оставил стоять на три дня. Наблюдалось лишь незначительное гравитационное разделение флюидов. Практически весь образующийся газ растворялся в воде или нефти. Затем в крышках бутылок были проделаны отверстия. Газ начал немедленно выходить через эти отверстия, а нефть – двигаться вверх и отделяться от воды. Через 2 минуты нефть с небольшим количеством воды начала струей бить из каждой бутылки. Аналогичный результат был получен и в том случае, когда бутылки находились в лежачем положении: нефть двигалась в сторону точки выхода газа.

повышение плавучести и подвижности газо-нефтяной смеси и в конечном счете - движение этой смеси в направлении снижения давления. Растворенный в нефти газ обусловливает расширение рассеянных капелек нефти до тех пор, пока они не соединятся и не образуют скопления, достаточно большие, чтобы силы плавучести могли привести их в движение. Такое нефтяное скопление может двигаться сквозь воду или вместе с ней, однако в любом случае присутствие газа значительно облегчает это движение (см. также стр. 553-559: фиг. 13-12 – 13-18).

Если нефть и газ перемещаются независимо от воды, то это движение может как совпадать с направлением потока воды, так и быть направленным против него. На фиг. 12-2 видно, что вода движется от точки А к точке В вследствие разницы их высот. Вода может нести и нефть и газ в коллоидальном, дисперсном или растворенном состоянии. Всплывание нефти и газа слева от точки Н в направлении точки F будет направлено против течения воды, а справа от точки Н в направлении точки В - совпадать с потоком воды. Высокая скорость движения воды может привести к тому, что эффект всплывания станет обратным, однако в большинстве случаев эта скорость, по-видимому, достаточно низка и должна лишь несколько замедлять движение нефти и газа.

Аккумуляция
Конечным этапом формирования залежи является концентрация нефти и газа из рассеянного в пластовых водах состояния в промышленное скопление. Иногда пластовые воды не представляют собой непрерывную взаимосвязанную систему. В этих случаях движение нефти и газа, видимо, также является ограниченным, т.е. формирование их скоплений происходит в непосредственной близости от зоны нефтегазообразования. Большая часть ловушек, однако, характеризуется наличием свободной воды, находящейся как в статическом состоянии, так и в движении. Но переносятся ли нефть и газ водой или перемещаются независимо от нее вследствие плавучести, их движение всегда происходит у кровли проницаемых пород, вероятно, в виде тонких пленок толщиной в несколько молекул или несколько пор. Доказательством этому служат многочисленные выходы нефти и газа, наблюдаемые в верхней части водоносных пород-коллекторов в нефтяных провинциях. Миграция нефти и газа продолжается до тех пор, пока не встретится какое-либо препятствие, т.е. ловушка.

Размер скопления нефти или газа может ограничиваться: 1) количеством исходного вещества, 2) физическими особенностями участка аккумуляции, 3) сочетанием обоих этих факторов. При этом предполагается, что каждая ловушка заполнена нефтью и газом настолько, насколько это возможно при существующих пластовых условиях - давлении, температуре, градиенте гидравлического потенциала, относительных плотностях нафтидов и воды, наклоне пластов, проницаемости и ее изменчивости.

Там, где пластовые воды находятся в гидростатическом равновесии, нефть и газ в конечном счете скапливаются в наиболее приподнятой части ловушки (т.е. там, где потенциальная энергия наименьшая), а водонефтяной контакт является горизонтальным.

В общем случае ловушка представляет собой область с пониженной потенциальной энергией [28], в направлении которой обладающие плавучестью нефть и газ движутся из областей высокой потенциальной энергии. Нефть и газ отделяются друг от друга (сепарируются) в соответствии с их плотностями и удерживаются в ловушке до тех пор, пока ловушка остается областью наименьшего значения уровня потенциальной энергии, т. е. до тех пор, пока не изменятся пластовые условия в результате тектонических нарушений, изменения регионального наклона слоев, а следовательно, и скорости движения пластовых вод или, наконец, пока залежь не будет вскрыта скважиной - все эти факторы приводят к возобновлению движения нефти и газа и снижению эффективной емкости ловушки.

Когда огромные объемы воды с рассеянными в ней нефтью и газом попадают в ловушку, в последней удерживаются лишь нефть и газ, а вода удаляется. Легче всего вода проходит через купола и антиклинали. Тектонически экранированные и многие литологические и стратиграфические ловушки [ловушки выклинивания] обычно запечатаны с одной или нескольких сторон, и в связи с этим они отклоняют или даже останавливают движение флюидов, достигающих этих ловушек. Объем воды, несущей незначительные количества нефти и газа и мигрирующей через ловушки, редко бывает настолько большим, чтобы заполнить ловушку этими углеводородами до ее современного уровня. Поэтому наиболее вероятно, что большая часть нефти и газа, содержащаяся ныне в залежах, попала в ловушки независимо от движения воды. Основной транспортирующей силой нефти и газа, по-видимому, является их плавучесть, обусловливающая миграцию нефти и газа в наиболее высокие участки продуктивных пластов как по направлению движения пластовых вод, так и против него.

Складкообразование не только приводит к возникновению приподнятых локальных участков, характеризующихся относительно пониженным пластовым давлением, но способствует снижению пластового давления и в дальнейшем, так как при смятии в складки кластических пород они растрескиваются и меняется соотношение в них несцементированных зерен, что обусловливает локальные увеличения объема пород. Расширение горной породы приводит к соответствующему увеличению объема порового пространства, а это влечет за собой снижение пластового давления [29]. Можно допускать, что пластовое давление в связи с этим уменьшается по направлению к своду антиклинали. Если такое уменьшение достаточно интенсивно, оно будет действовать в том же направлении, что и силы всплывания нефти и газа, т.е. будет способствовать их аккумуляции.

Наклонные водонефтяные контакты
Во многих залежах водо-нефтяной контакт наклонный. Наклон контакта обычно измеряется несколькими футами на милю, но иногда достигает 800 футов на 1 милю и даже больше, т. е. примерно соответствует наклону в 8°. Наклон контакта нефти и газа с водой приводит к смещению залежей вниз, в сторону одной из периклиналей ловушки; это может оказаться весьма существенным фактором для разведки залежи: если наклон водо-нефтяного контакта (ВНК) установлен на ранней стадии разведки, можно избежать бурения излишнего количества непродуктивных скважин. Если наклон ВНК очень велик, то залежь может быть смещена так далеко, что наиболее высокая часть структуры окажется непродуктивной или будет содержать только газ, а вся нефтяная залежь расположится на периклинали структуры. В процессе поисковых работ такие залежи могут быть пропущены, если скважины ориентировались лишь на присводовую часть структуры. В некоторых случаях наклон ВНК становится настолько большим, что залежь нефти или нефти и газа полностью вытесняется из данной структуры. Такая ловушка называется промытой и является непродуктивной. Ниже приводятся некоторые примеры наклонных ВНК.

Залежь Кейро в округе Юнион, штат Арканзас, представляет особенный интерес, поскольку наклон ВНК в этой залежи произошел, по-видимому, в результате искусственно созданного градиента гидравлического потенциала, образовавшегося вследствие разработки в течение 10-20 лет расположенного по соседству месторождения Шулер [2]. Залежь Кейро расположена примерно в 3 милях (5 км) выше по региональному наклону от крупного месторождения Шулер, хотя гипсометрически эта залежь ниже, чем сводовая часть месторождения Шулер. В обоих случаях продуктивны оолитовые известняки Рейнолдс формации Смаковер (юра). Однако месторождение Шулер было открыто на 20 лет раньше, чем залежь Кейро. В течение этого времени
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Фиг. 12-8. Залежь Кейро,, округ Юнион, Арканзас [2, стр. 1956, 1966, 1972]. Сплошными линиями показана кровля продуктивных юрских известняков Смаковер (сечение изолиний через 25 футов), пунктиром ‑ положение ВНК (сечение изолиний через 50 футов). Вверху приведен разрез центральной части залежи; стрелкой удесь показано направление движения воды; 1 - начальное положение BHK; 2 - современное положение BHK. Наклон плоскости BHK произошел, по-видимому, в течение двадцатилетнего периода, прошедшего от момента открытия месторождения Шулер до открытия залежи Кейро.

пластовое давление в разрабатываемом горизонте месторождения Шулер снизилось на 35 атм и здесь было добыто свыше 7 млн. баррелей нефти и 10 млн. баррелей воды. Очевидно, снижение пластового давления на месторождении Шулер привело к образованию градиента гидродинамического потенциала в направлении этого месторождения, распространившегося во все стороны от него и захватившего район залежи Кейро: после открытия этой залежи оказалось, что плоскость ВНК в горизонте Рейнолдс наклонена в сторону месторождения Шулер. Наклон ВНК составляет примерно 100 футов на 1 милю. Структурная карта залежи Кейро, положение наклонного ВНК и разрез залежи приведены на фиг. 12-8.
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Фиг. 12-9. Продольный разрез нефтяного месторождения Нортуэст-Лейк-Крик [30]. Черным цветом показано положение нефтяных залежей, стрелкой - направление движения воды.
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Фиг. 12-10. Структурная карта и геологический разрез месторождения Колс-Леви, Калифорния (Davis, Journ. Petrol. Technol., pp. 12, 13, Figs. 1, 2, 1952).

Изолинии кровли репера «N» проведены через 200 футов. Залежь 21-1 приурочена к одному из выклинивающихся вверх по восстанию песчаных пластов зоны Стивене (миоцен). На разрезе виден наклон водо-нефтяного контакта в восточном направлении. Смещение ВНК видно также и на структурной карте.

Залежь на месторождении Нортуэст-Лейк-Крик в бассейне Биг-Хорн в Вайоминге приурочена к известнякам Фосфориа и песчаникам Тенслип, смятым в длинную узкую антиклиналь (длиной 7 миль и шириной 0,5 мили). Залежь нефти в песчаниках Тенслип смещена вниз по погружению складки в северо-западном направлении [30], как это показано на фиг. 12-9. Еще один пример смещенной залежи приведен на фиг. 12-10: песчаники зоны Стивене (верхний миоцен) на месторождениях Норт-Колс-Леви и Саут-Колс-Леви, округ Керн, Калифорния. Наклонные ВНК установлены на месторождениях Френни и Сейдж-Крик в Вайоминге [31] (фиг. 12-11 и 12-12), в залежи Уит в округе Ловинг в Техасе [32] и на месторождении Кашинг в округе Крик, Оклахома [33].

Причины образования наклонных водо-нефтяных контактов могут быть различными [34]. Одной из таких причин считали запаздывание приспособления первоначального ВНК к последнему региональному наклону слоев. Однако это объяснение не вполне удовлетворительно, поскольку во многих регионах последнее складкообразование произошло миллионы лет назад, т.е. прошло достаточно много времени для того, чтобы приспособление положения ВНК к новым гидродинамическим условиям полностью закончилось, в особенности если иметь в виду столь короткое время, которое потребовалось для образования наклонного ВНК в залежи Кейро в Арканзасе.
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Фиг. 12-11. Структурная карта и положение залежи Френнн в Вайоминге (Wyoming Geol. Assoc, Wyoming Oil and Gas Field Simposium, 1957). Пример смещения залежи и наклонного водонефтяного контакта.

В некоторых случаях наклон ВНК только кажущийся. Неправильное положение ВНК, обусловленное различными причинами, ошибочно принимается за его наклон. Например, в одних скважинах подошвенная вода может вскрываться на более высоком уровне, чем в других, в результате различных фациальных изменений коллектора, развития мелких разрывов и трещин, неравномерности темпа отбора жидкости в разных скважинах, негерметичности обсадных труб, прорыва краевых вод и образования конусов обводнения. В других случаях в одной и той же залежи, характеризующейся различной водонасыщенностью из-за изменений пористости и проницаемости пород, гипсометрически более высокие скважины могут давать только воду, тогда как другие скважины, вскрывшие пласт несколько ниже, ‑ чистую нефть.

Как показывают специальные исследования¹, наклон водонефтяного контакта, обусловленный влиянием капиллярных сил, обычно невелик.

¹G.A. Hill, неопубликованное сообщение, Станфордский университет, март, 1951.
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Фиг. 12-12. Структурная карта и положение залежи Сейдж-Крик в Вайоминге (Wyoming Geol. Assoc, Wyoming Oil and Gas Field Simposium, 1957).

Пример смещения залежи и наклонного водонефтяного контакта.

В случае отсутствия пор капиллярного размера водо-нефтяной контакт в гидростатических условиях представляет собой гладкую ровную поверхность, которую можно назвать плоскостью свободной воды или нулевой плоскостью капиллярного давления. В капиллярных порах вода поднимается до различной высоты под воздействием капиллярного давления. Высота подъема зависит от размера пор над нулевой плоскостью и от плотностей воды и нефти в соответствии с уравнением

h = 2γ cos Θ / (ρw‑ρo)rg ,
где h - высота подъема воды над нулевой плоскостью (см), Θ - краевой угол смачивания, ρw и ρo - плотности воды и нефти, γ ‑ межфазное натяжение между нефтью и водой, g - ускорение силы тяжести (930 см/сек²), r ‑ радиус капилляра (в см). Из этого уравнения видно, что высота подъема воды, преодолевающей сопротивление нефти, обратно пропорциональна радиусу капилляра при условии, что другие параметры остаются неизменными (фиг. 12-13).

Основным фактором, обусловливающим наклон водонефтяного или газоводяного контактов, является, по-видимому, гидродинамический градиент, проявляющийся в залежи и обусловливающий наклон потенциометрической поверхности. В этих условиях плоскости ВНК и ГВК наклоняются в направлении водного потока. Интенсивность наклона определяется величиной гидродинамического градиента и разностью в плотностях флюидов. (Более подробно с явлениями, связанными с наклонным положением водо-нефтяных и газо-водяных контактов, читатель может познакомиться в других специальных работах [40]).
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Фиг. 12-13. Подъем в капиллярной трубке воды, преодолевающей сопротивление нефти в гидростатических условиях (S.Т. Yuster, Tech. Paper 3564. Trans. Am. Inst. Мin. Met. Engrs., 198, p. 150. 1953).
В трубке с меньшим радиусом вода поднимается выше, чем в трубке с большим радиусом. До тех пор пока сохраняются гидростатические условия и не изменяется размер капилляров, водо-нефтяной контакт будет представлять собой ровную гладкую плоскость. Если вдоль водо-нефтяного контакта наряду с грубозернистыми песчаниками располагаются и тонкозернистые разности, ВНК начинает подниматься на несколько футов или более в направлении тонкозернистых песчаников.
Если потенциометрическая поверхность горизонтальна, то пластовое давление во всех точках на одной высоте одинаково и водо-нефтяной контакт горизонтален. Когда потенциометрическая поверхность наклонена, действует гидродинамический градиент, направленный перпендикулярно этой поверхности.

Вода в этом случае движется сквозь породы вниз по наклону потенциометрической поверхности (см. фиг. 12-2). На фиг. 12-14 показано, что наклон потенциометрической поверхности составляет h футов на расстоянии АС (I), или dh/dl. Это значит, что вода движется по пласту от точки F к точке G, поскольку уровень потенциометрической поверхности в точке G ниже, чем в точке F. Небольшое различие в плотностях нефти и воды приводит к тому, что наклон водо-нефтяного контакта становится большим, чем наклон потенциометрической поверхности, но направление этих наклонов совпадает. Вода продолжает двигаться, а нефть остается в положении статического равновесия. Степень наклона водо-нефтяного контакта может быть выражена уравнением[image: image259.png]az P dh
dT = pp—po dl’





где pw и ро - плотности воды и нефти, dZ/dl ‑ наклон водо-нефтяного контакта, dh/dl ‑ наклон потенциометрической поверхности. Если последняя величина известна, можно рассчитать наклон ВНК. На фиг. 12-15 показана номограмма для графического определения угла наклона ВНК при различных значениях наклона потенциометрической поверхности и различных значениях плотности нефти. В нижней части фигуры приведен порядок величины скорости водного потока для различных значений проницаемости песчаных коллекторов. На графике видно, что угол наклона увеличивается с увеличением плотности нефти. Для легких нефтей и газов наклон этот относительно невелик. Векторная диаграмма фиг. 12-16 показывает, что тяжелые нефти характеризуются большим наклоном при одном и том же гидродинамическом градиенте. В гидростатических условиях поверхность водо-нефтяного контакта горизонтальна, т.е. направлена под прямым углом к вертикальному направлению сил всплывания.

[image: image260.png][HeBHAA MOBEPXHOCTL

TMoTeHyHOMETPHYECHAR
NOBEPXHOCTE





Фиг. 12-14. Схематический разрез, показывающий соотношения между наклонами плоскости ВНК и потенциометрической поверхности.

Стрелками показано направление движения воды.

Литологические и стратиграфические барьеры¹
Литологическими барьерами (экранами) называются такие препятствия на пути миграции нефти и газа, которые связаны с уменьшением проницаемости латерально вверх по восстанию пластов. Эти барьеры могут быть как самостоятельными ловушками, так и дополнительными факторами, способствующими удержанию нефти 
¹Данный раздел в английском оригинале называется «Stratigraphic Barriers». Это требует пояснения. А. Леворсен, как и другие американские авторы, называет ловушки выклинивания коллекторов (не связанного с экранированием тектоническими разрывами) стратиграфическими. В СССР среди такого рода ловушек различают собственно литологические, связанные с фациальным, первичным выклиниванием коллектора (или потерей породой коллекторских свойств), и стратиграфические, связанные с перерывами в седиментации и обусловленные вторичными выклиниваниями пластов.

Соответственно «стратиграфические барьеры» (экраны) А. Леворсена отвечают нашим литологическому (в одних случаях) и стратиграфическому (в других случаях) выклиниванию. - Прим. ред.
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Фиг. 12-15. Номограмма для определения угла наклона водонефтяного контакта для различных наклонов потенциометрической поверхности и различной плотности нефти (в градусах API) (G.А. Hill, неопубликованное сообщение). Внизу приведены величины скорости движения воды для различных значений проницаемости песчаников (K - в миллидарси).
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Фиг. 12-16. Векторная диаграмма, показывающая влияние гидродинамических условий на различные нафтиды.

Гидродинамические силы (ρw×g×dh/dl) характеризуются векторами, параллельными пластам (BF, CG, DH), соответственно для нефтей с плотностями 40°API (0,934) и 20°API (0,825) и для газа. Силы плавучести характеризуются вектором, направленным вертикально вверх. Его величина варьирует в соответствии с изменением разницы в плотностях воды и нефти (ρw‑ρо)g. Чем больше разница в плотностях, тем больше и силы плавучести. AD ‑ вектор плавучести для газа (плотность 80°API) в водной системе; АС ‑ вектор всплывания для нефти плотностью 40°API; AB - вектор всплывания для нефти плотностью 20°API. При совместном действии гидродинамических сил и сил плавучести результирующими векторами для нефтей с плотностью 20 и 40°API и газа с плотностью 80°API являются соответственно векторы AF, AG и АН. Плоскости водонефтяных контактов (JO, KN и LM) перпендикулярны этим результирующим векторам.
и газа в ловушках других типов. Фациальные изменения, трансгрессивное залегание слоев, вторичная цементация, растворение, трещиноватость ‑ все это может привести к изменениям проницаемости коллектора, отражающимся тем или иным образом на залежи нефти и газа. Чтобы образовался литологический экран, совсем не обязательно полное исчезновение проницаемости. Даже небольшое уменьшение проницаемости может привести к такому повышению входного капиллярного давления, что подобный участок становится барьером, приостанавливающим дальнейшее движение нефти и газа. [Возникает ловушка выклинивания].
Вертикальная миграция
Такие флюиды, как вода, нефть и газ, могут мигрировать и вертикально (вкрест напластования), как снизу вверх, так и сверху вниз, в зависимости от местоположения зоны пониженного гидравлического потенциала. Если песчаный пласт, характеризующийся высоким значением величины гидравлического потенциала, расположен в разрезе данного участка выше, чем пласт с пониженным гидравлическим градиентом, движение флюидов будет направлено вниз, в сторону пласта с пониженным градиентом, по любому пути, по которому будет возможно такое движение¹. Различие в гидравлических градиентах разных пластов устанавливается различными методами, в том числе непосредственными замерами пластовых давлений и путем расчетов обычных гидростатических градиентов для этих пластов (см. стр. 384-389: глава 9, аномальные пластовые давления).

Зоны повышенного или пониженного давления по сравнению с нормальным гидростатическим градиентом обнаруживаются также в процессе бурения скважин (выбросы бурового раствора или, наоборот, потеря его циркуляции, т.е. уход раствора в зоны пониженного давления). Выход водных источников на земной поверхности свидетельствует о том, что потенциометрическая поверхность располагается выше поверхности земли.

Можно говорить о трех основных путях вертикальной миграции флюидов.

1. В процессе диагенеза осадков флюиды отжимаются из илов и мигрируют вверх, в воды, залегающие непосредственно на уплотняющихся осадках. По мере усиления диагенеза и в процессе катагенеза вертикальная проницаемость отложений постепенно уменьшается; в конечном счете боковая миграция начинает преобладать над вертикальной и флюиды двигаются в основном латерально, вдоль напластования отложений.

2. Сбросообразование может привести к возникновению зон повышенной или пониженной проницаемости. Частая приуроченность водных источников к зонам тектонической нарушенности свидетельствует о том, что последние нередко характеризуются повышенной проницаемостью и что флюиды могут двигаться вдоль этих зон. Таким образом, если в результате тектонической нарушенности начнут сообщаться пласты с повышенным и пониженным градиентом гидравлического потенциала, флюиды будут двигаться вверх или вниз в зависимости от локального градиента гидравлического потенциала, установившегося между этими пластами (см. фиг. 9-6).

3. Сообщение высоконапористых пластов с низконапорными может произойти и в случае несогласного срезания первых и перекрытия их последними. В этом случае, как видно на фиг. 9-6, направление движения флюидов может измениться вплоть до обратного.

¹Возможность миграции нефти и газа сверху вниз, как якобы противоречащая законам физики, отрицается столь же категорически, сколь необоснованно, некоторыми «неорганиками», например Н.А. Кудрявцевым. - Прим. ред.

Время аккумуляции 
В ряде случаев можно достаточно обоснованно говорить о весьма раннем времени аккумуляции нефти и газа в залежах, а это в свою очередь проливает свет на условия миграции нефти и газа. Следует отметить два существенно различных момента [35].

Закон газового состояния. Этот закон говорит о том, что объем газа изменяется прямо пропорционально температуре и обратно пропорционально давлению. Поскольку влияние температуры на объем газа несравнимо меньше, чем давления, то ею можно пренебречь. В этом случае закон газового состояния применительно к рассматриваемой нами проблеме позволяет утверждать, что эффективный объем ловушки для газа есть функция давления, т.е. что ловушка, целиком заполненная газом при данном давлении, не может вместить дополнительное количество газа до тех пор, пока это давление сохраняется постоянным. Поскольку в большинстве случаев пластовое давление примерно соответствует глубине залегания продуктивного горизонта, то это означает также, что ловушка не может быть целиком заполнена газом до тех пор, пока осадконакопление в данном районе (т.е. погружение) не закончится.

Возьмем для примера некоторый объем газа в условиях, характерных для начального периода образования осадка ‑ температура 60°F и давление 14,7 фунт/кв. дюйм (1 атм). По мере погруягения возрастающее пластовое давление будет обусловливать уменьшение объема газа, а возрастающая температура - увеличение его объема. Общим результатом действия обоих этих факторов будет уменьшение объема газа. При давлении 2250 фунт/кв. дюйм (153 атм) и температуре 160°F, что соответствует в общем случае глубине 5000 футов, объем газа окажется в 143 раза меньше, чем в поверхностных условиях¹. Следовательно, если мы обнаруживаем на глубине 5000 футов ловушку, целиком заполненную газом, то можем полагать, что все это количество газа не могло попасть в ловушку до того, как пластовое давление в ней достигло 2250 фунт/кв. дюйм, поскольку при меньшем давлении ловушка будет заполнена и соответственно меньшим количеством газа. С увеличением давления увеличивается емкость ловушки для газа. Другими словами, емкость ловушки представляет собой прямую функцию пластового давления. Газ, заполняющий в настоящее время ловушку, мог вместиться в нее только после того, как она погрузилась на глубину 5000 футов. Однако для того, чтобы ловушка постоянно была заполненной газом до замка складки, были необходимы непрерывная миграция газа и пополнение им этой ловушки по мере ее погружения и роста пластового давления. Принципиальная схема изменения объема газа с глубиной приведена на фиг. 12-17.

Ловушка может оказаться целиком заполненной газом и в том случае, если этот газ образовывался в самом продуктивном пласте из нефти или органического вещества в результате распада тяжелых углеводородов под действием биохимических, термических и каталитических процессов, протекавших в пласте в течение геологического времени вследствие изменения температуры, давления, химических условий и условий жизнедеятельности бактерий. Однако этот способ менее вероятен, чем заполнение ловушки газом из внешнего источника, поскольку температуры и давления, необходимые для крекинга тяжелых углеводородов, могут быть достигнуты только в лабораторных или заводских условиях, а в природе они несравненно ниже. Более того, если бы внешних источников газа не было и весь газ образовывался
¹Пластовое давление увеличивается с глубиной со скоростью 45 фунт/кв. дюйм на 100 футов (1 атм на 10 м), а температура ‑ 2°F на 100 футов (3,3°С на 100 м). Первоначальный объем газа на поверхности принят за единицу. При постоянной температуре объем газа при давлении 2250 фунт/кв. дюйм составит 0,0065 или ¹/154 первоначального объема, а при пластовой температуре 160°F (60°+100°) ‑ 0,0077 или ¹/129 первоначального объема.

лишь из нефти, содержавшейся в той же ловушке, то не только все древние нефти к настоящему времени должны были бы превратиться в газ, но и большая часть, если не все, нефтяных залежей, в особенности в древних породах, должны были бы полностью насытиться газом и содержать газовые шапки. Все нефтяные залежи содержат какое-то количество растворенного газа, а многие нефти полностью насыщены газом или близки к полному насыщению им. Этот факт позволяет подойти к суждению о времени аккумуляции нефти. Нефть наиболее подвижна, если ее вязкость наименьшая, а плавучесть наивысшая, т.е. при давлении, равном давлению насыщения. Если нефтяная залежь полностью насыщена газом, имеет газовую шапку и заполняет всю ловушку до замка складки, это означает, что аккумуляция нефти и газа должна была закончиться здесь ко времени достижения современного пластового давления или, в общем случае, ко времени достижения современной глубины залегания этой ловушки как в результате осадконакопления, так и в результате эрозии. С другой стороны, если нефть недонасыщена растворенным газом, можно сделать вывод, что формирование залежи закончилось раньше, чем была достигнута глубина, соответствующая давлению насыщения¹.
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Фиг. 12-17. Изменение объема газа с глубиной.

Газ показан точками. А - газ целиком заполняет сосуд, находящийся в условиях поверхностных давления и температуры; Б - в связи с ростом давления объем газа значительно уменьшился и большую часть сосуда занимает вода; В - дополнительное поступление газа приводит вновь к заполнению всего сосуда газом (эффективная емкость сосуда при повышении давления значительно выше, чем в поверхностных условиях, следовательно, наличие целиком заполненной газом ловушки при высоком давлении является доказательством миграции в эту ловушку дополнительных ко​личеств газа по мере повышения пластового давления); Г - в результате эрозии и снижения пластового давления газ расширяется, объем его увеличивается и избыточное количество газа удаляется из ловушки.

На месторождении Ист-Тексас давление насыщения нефти, заключенной в песчаниках Вудбайн (верхний мел), составляет 53 атм, а пластовое давление - 100 атм. Величина давления насыщения соответствует глубине погружения 530 м, что примерно равно мощности перекрывающих залежь пород до поверхности несогласия между меловыми и третичными отложениями. Следовательно, к началу периода эрозии меловых пород ловушка в песчаниках Вудбайн уже была сформирована и емкость ее была достаточной, чтобы удержать всю нефть и газ, содержащиеся ныне в этой залежи [36]. Поскольку наиболее благоприятные условия для миграции
¹Подобное объяснение не однозначно. Недонасыщенность нефти растворенным газом в современных условиях может быть обусловлена и тем, что нефтяная залежь, сформировавшаяся при пластовом давлении, равном давлению насыщения, затем погрузилась на большую глубину, а дополнительного подтока газа в эту ловушку со стороны не было. Это следует, кстати, и из приводимого ниже автором примера. - Прим. перев.

создаются при пластовом давлении, приближающемся к давлению насыщения, можно полагать, что формирование залежи в песчаниках Вудбайн закончилось ко времени отложения третичных осадков, потому что после этого времени дополнительные количества свободного газа в эту залежь уже не поступали. Последующие тектонические движения привели только к изменению положения залежи в соответствии с изменившимися пластовыми условиями после образования регионального южного наклона продуктивного горизонта Вудбайн.

Еще одно объяснение различного содержания нефти и газа в соседних ловушках предложено Гассоу [37]. Вкратце оно сводится к следующему. Если структурная ловушка заполняется нефтью и газом, то нефть расположится в нижней части ловушки. Последовательность такого заполнения ловушки показана на фиг. 12-18. В конечном счете нефть может вообще вытесниться газом из данной ловушки и переместиться в следующую по восстанию ловушку, как это показано на фиг. 12-19, 
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Фиг. 12-18. Избирательное улавливание нефти и газа [37].

Стадия 1: нефть и газ располагаются выше замка складки и удерживаются в ловушке до тех пор, пока вся вода не будет вытеснена из ловушки и водо-нефтяной контакт не достигнет замка. Стадия 2: газ продолжает удерживаться в ловушке, в то время как нефть оттесняется из нее и движется вверх по восстанию пласта. Стадия 3: газ целиком заполняет ловушку, и избыточное количество его также мигрирует вверх по восстанию пласта.

А, где ловушка 1 соответствует стадии 2 на фиг. 12-18. В последовательной стадии ловушек, показанной на фиг. 12-19, В, наиболее погруженная ловушка 1 оказывается целиком заполненной газом, следующая по восстанию ловушка 2 содержит как нефть, так и газ, ловушка 3 - только нефть и. наконец, самая последняя ‑ только воду. Однако ловушка 4 также в конце концов может оказаться заполненной нефтью, оттесненной из ниже расположенных ловушек 1, 2 и 3.

Время образования ловушек. Совершенно очевидно, что аккумуляция нефти и газа не может происходить до тех пор, пока не будет сформирована ловушка. Следовательно, если мы знаем время образования ловушки, мы знаем и время, раньше которого аккумуляция нефти и газа происходить еще не могла. Ловушка может быть образована в течение одного геологического этапа непосредственно вслед за отложением будущих продуктивных осадков или значительно позднее. Кроме того, ловушка иногда формируется на протяжении всей истории коллектора с перерывами и повторными видоизменениями. Таким образом, первичная аккумуляция нефти в ловушке может происходить как на ранней, так и на поздней стадии отложения продуктивных пород. Первичные залежи местами заполняют как весь эффективный объем ловушки, так и только часть его, в зависимости от того, какая часть ловушки сформировалась раньше, или от того, была ли ловушка сформирована в течение одного или нескольких геологических этапов. Трудно представить себе, чтобы нефть и газ образовывались точно на том же самом месте, где много времени спустя сформировалась и ловушка. Почему, например, аккумуляция нефти и газа в ордовикских песчаниках должна была происходить точно на том же месте, где первые признаки складкообразования появились только в Пенсильвании? Нефть и газ не могли быть такими «предусмотрительными». Но тогда мы должны предположить, что нефть и газ поступили в ловушки откуда-то со стороны уже после того, как эти ловушки начали формироваться (в нашем примере - после первого пенсильванского складко​образования), и что окончательная емкость ловушки была достигнута только после последнего образования складок и регионального наклона слоев.
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Фиг. 12-19. Схема вытеснения нефти в серии последовательных ловушек [37].

А - ловушка 1 находится в положении стадии 2 фиг. 12-18, нефть из этой ловушки оттесняется в ловушку 2, ловушки 3 и 4 заполнены пластовой водой. Б - нефть из ловушки 1 полностью переместилась в ловушку 2, последняя заполнена этой нефтью до предела, поэтому избыточное количество нефти мигрировало в ловушку 3; ловушка 1 нацело заполнена газом. В - ловушка 1 остается без изменений, а в ловушке 2 образовалась газовая шапка за счет избыточного количества газа, мигрировавшего в нее из ловушки 1; ловушка 3 целиком заполнена нефтью, а ловушка 4 - водой, однако ловушка 4 является ближайшей к ловушке 3 и будет заполняться нефтью по мере удаления ее из этой ловушки.

Время образования ловушки можно установить разными способами. Один из графических способов показан на фиг. 12-20. Ловушка 1 образована выклинивающимся песчаным пластом. Время ее образования относится к моменту перекрытия песка вышележащими глинами, т.е. ко времени а. Это наиболее ранняя ловушка. Ловушка 2 сформировалась после образования сброса в течение времени, прошедшего до образования поверхности несогласия, т.е. до времени b. Коллектор ловушки 3 возник во время перерыва в осадконакоплении, в период эрозии, а сама ловушка - после отложения перекрывающих глин, т.е. ко времени с. Ловушка 4 образовалась в песчаной линзе ко времени d, а ловушки 5 и 6 - во время складкообразования, т. е. после образования пласта е, поскольку он параллелен обеим этим складкам. В это же время сформировалась и ловушка 7, но нефть через этот участок уже прошла ранее и заполнила ловушку 1 в течение периода е, вследствие чего ловушка 7 оказалась пустой: в короткий период от времени отложения пласта е до настоящего времени нефть и газ в нее не поступали.

Пример определения возраста тектонически экранированной ловушки приведен на фиг. 12-21. До образования сброса ловушки в известняках Эдварде не было. Ловушка, а затем и залежь нефти образовались после отложения глин формации Индио, в настоящее время обнажающихся на поверхности. Другой пример - одно из типичных месторождений грабена Суэцкого залива - приведен на фиг. 12-22. Предмиоценовое сбросообразование привело к формированию ловушек в меловых и каменноугольных известняках и песчаниках. Позднее эти отложения были эродированы, и большая часть нефти оказалась уничтоженной. Затем ловушки снова были запечатаны несогласно залегающими глинами и ангидритами миоцена. И только тогда эти ловушки стали вместилищами ныне заключенных в них скоплений нефти. Несколько более сложный случай представляет фиг. 12-23, где показан разрез месторождения Вошелл в округе Макферсон, Канзас. На фиг. 12-23, А приведено положение структуры к концу отложения глин Киндерхук. Совершенно очевидно, что к этому времени локальной антиклинальной складки еще не существовало. Однако уже видно выклинивание известняков Хантон (девон - силур), которые в настоящее время образуют стратиграфическую ловушку на южном крыле структуры Вошелл.
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Фиг. 12-20. Схематический разрез, иллюстрирующий метод определения времени образования ловушки.

Цифрами (1-7) показаны ловушки, ныне содержащие залежи нефти.

Сформировалась ловушка и в песчаной линзе Майсенер (миссисипий). На фиг. 12-23, Б показано положение структуры к началу пенсильванского времени (все допенсильванские породы смяты в складку), а на фиг. 12-23, В - положение структуры к концу отложения формации Лансинг. Антиклинальная складка здесь нарушена взбросом. В складку смяты как допенсильванские породы, так и отложения от подошвы Пенсильвания до кровли формации Лансинг. Это складкообразование иаложилось на допенсильванское складкообразование, обусловив формирование значительного количества новых ловушек для нефти и газа. Последующее складкообразование также привело к созданию большого количества новых ловушек. Таким образом, в образовании ловушки в ордовикских отложениях месторождения Вошелл можно выделить три этапа: допенсильванский, предлансингский и предсовременный. Каждый прирост структуры приводил и к соответствующему увеличению эффективного объема ловушки, содержащей в настоящее время основные запасы нефти этого месторождения.

Два периода миграции нефти можно выделить для таких залежей, как Гастингс и Ван в Техасе (см. стр. 146). На разрезе месторождения Гастингс (фиг. 12-24) видна газовая шапка на опущенном по сбросу крыле. Это значит, что первый этап аккумуляции и формирование газонефтяной залежи произошли до сбросообразования, а затем, во второй этап, один из блоков месторождения опустился, и газовая шапка оказалась расположенной гипсометрически ниже, чем чисто нефтяные залежи в других блоках. Единый водо-нефтяной нтакт свидетельствует о хорошей сообщаемости различных пластов продуктивной толщи Коккфилд (эоцен) под перекрывающими породами Марджинулина, несмотря на сложную систему сбросов, разбивающих месторождение на серию приподнятых и опущенных блоков. Центральный грабен препятствует перемещению газовой шапки в более высокую часть структуры (см. на фиг. 8-17 структурную карту месторождения).
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Фиг. 12-21. Разрез месторождения Дарст-Крик, округ Гуаделуп, Техас (МсСа11um, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 17, p. 26, Fig. 3, 1933).

Типичными ловушками в данном регионе являются слабоизогнутые пласты, осложненные сбросами. Так как величина смещения пластов по сбросу одинакова и на поверхности и в продуктивном известняке Эдварде, время образования сброса более позднее, чем возраст отложений, выходящих на поверхность. Следовательно, ловушка образовалась после отложения формации Индио, а залежь нефти - через некоторое время после образования ловушки.
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Фиг. 12-22. Разрез типичного месторождения в миоценовом грабене Суэцкого залива (Weeks, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 36, p. 2118, Fig. 25, 1952). 
Залежи приурочены к миоценовым органогенным рифам, располагающимся выше поверхности несогласия, и к пористым известнякам и песчаникам, залегающим под этой поверхностью. Последние не могли образоваться до запечатывания эродированных известняков и песчаников глинами и ангидритами.
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Фиг. 12-23. История формирования структурной ловушки на месторождении Вошелл, округ Макферсон, Канзас (Bunte, Fortier, Stratigraphic Type Oil Fields, p. 111, 1941).

Один из методов графического определения времени образования ловушки, а следовательно, и нижнего предела времени аккумуляции нефти и газа, показан на фиг. 12-25. Высота прямоугольника соответствует интервалу времени от образования продуктивного пласта до настоящего времени.

Ширина зачерненной части прямоугольника характеризует степень эффективной емкости ловушки, образовавшейся в то или иное время. А - ловушки типа линз, рифов и изолированных песчаных скоплений. Б - ловушки, формировавшиеся в результате неоднократного последовательного складкообразования. Такие ловушки характерны для многих продуктивных пластов ордовика в Мид-Континенте, которые впервые были смяты в складки в течение пенсильванского времени. В - ловушки, сформированные в течение одного
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Фиг. 12-24. Разрез месторождения Гастингс, расположенного к югу от Хьюстона, Техас (На1bоutу, Houston Geol. Soc. Guidebook, 1953).

периода складкообразования. К этому типу относятся ловушки в пенсильванских песчаниках Скалистых гор, образовавшиеся в раннетретичное время. Г - ловушки наиболее позднего заложения, такие, например, как в третичных продуктивных горизонтах Калифорнии, образовавшиеся в течение плейстоценового времени. Светлая часть прямоугольника характеризует отсутствие ловушки, а следовательно, и возможности аккумуляции
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Фиг. 12-25. Метод графического определения времени образования ловушек.

нефти и газа в соответствующий этой части графика период. Возникает вопрос, где же была нефть в этот период?

Из всего изложенного относительно времени аккумуляции должен быть сделан вывод, что формирование некоторых залежей может происходить даже при незначительной миграции, т.е. что источник нефти и газа содержится в самой ловушке или в непосредственной близости от нее. В других случаях нефть и газ безусловно мигрировали извне, причем иногда из областей, расположенных довольно далеко от современных залежей. Эта миграция могла быть ранней или поздней, одно- или многократной, происходившей на разных этапах геологического времени - от времени образования продуктивных отложений до современности.

Приток нефти и газа
Как мы уже видели (стр. 466-471: Органическое происхождение нефти и газа. А.Ф.), нефтяные углеводороды, а также нефть и газ практически содержатся почти во всех глинистых и карбонатных породах, лишенных коллекторских свойств. Ни один из видов пород не может быть исключен из разряда материнских, кроме эвапоритов и красноцветных отложений. Следовательно, любая антиклиналь или другая тектоническая структура должны самым тщательным образом изучаться, если окажется? что они почему-либо не содержат залежей нефти или газа в структурных ловушках, чтобы выявить на данном участке другие типы ловушек. Однако известны случаи, когда некоторые антиклинальные складки оказывались пустыми по всем абсолютно горизонтам, несмотря на наличие целого ряда разнообразных ловушек. Естественно возникает вопрос: почему?

Мы должны четко различать исходный материал (source material) и приток (supply) нефти и газа. Хотя исходный материал практически повсеместен, поступление нефти или газа в какую-либо отдельную ловушку может оказаться весьма незначительным. Можно предложить несколько возможных объяснений этого факта: 1) материнские породы могут содержать значительное количество олеофильных минералов, удерживающих нефть и газ и препятствующих извлечению их циркулирующими водами из пород; 2) олеофильные минералы содержатся в самих коллекторах, частицы нефти прилипают к этим минералам, и только газ может мигрировать дальше. На этом предположении основано одно из объяснений того, почему во мно​гих газоносных пластах нередко обнаруживаются лишь очень небольшие количества жидких углеводородов; 3) тектонические нарушения, фациальные изменения и другие особенности коллектора могли привести к тому, что мигрирующие нефть и газ проходили мимо данной ловушки; 4) ловушка могла образоваться слишком поздно, когда циркуляция вод уже значительно замедлилась или когда основной этап миграции углеводородов, растворенных в этих водах, закончился.

Заключение

Можно говорить о следующих основных факторах, определяющих воз​можность миграции нефти п газа и аккумуляции их в залежи.

1. В процессе диагенеза, а также при последующем катагенетпческом уплотнении осадков происходит выжимание воды из глинисто-карбонатных отложений в коллекторы; вместе с ней выжимаются и углеводороды в количестве порядка нескольких частей на миллион.

2. Расстояние, на которое мигрируют нефть и газ от области нефтегазообразования до ловушек, зависит от а) удаленности ловушки или экрана от области нефтегазообразования и б) наличия в коллекторах или на контакте коллекторов и покрышек олеофильных минералов. Последние задерживают нефть, позволяя газу мигрировать дальше.

3. Некоторые ловушки образуются рано благодаря различным стратиграфическим и литологическим изменениям, например изменениям фациального облика отложений, образования рифов, песчаных баров и русел песчаных и карбонатных линз и т.п., уже существовавшим во время диагенеза вмещающих отложений и обусловившим образование пористого пространства внутри этих отложений.

4. Частицы нефти и газа, мигрирующие вместе с водой, соединяются в более крупные скопления. Этот процесс происходит до тех пор, пока не образуется непрерывная фаза и не начнут действовать силы всплывания. Вначале эти силы приводят к тому что нефть и газ перемещаются к кровле коллектора, а затем способствуют всплыванию крупных масс нефти и газа по восстанию пласта в направлении понижения гидравлического потенциала.

5. Любой барьер на пути движения нефти и газа ‑ структурный, литологический [в том числе и стратиграфический], гидродинамический или их сочетание - должен привести к аккумуляции нефти и газа в залежь.

6. Гидродинамический градиент может способствовать как увеличению, так и уменьшению размеров залежи, в зависимости от воздействия этого градиента на капиллярное давление, т.е. от того, куда направлен водный поток ‑ по направлению всплывания углеводородов или против него.

7. Под воздействием гидродинамического градиента давления залежь нефти в структурной ловушке смещается на ее периклиналь в направлении движения воды. Величина этого смещения изменяется от едва заметной до полного удаления нефти и газа из ловушки в зависимости от направления движения воды, величины градиента гидравлического потенциала и относительной плотности нефти и воды.
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Пропуск стр. 533
Часть пятая Использование данных нефтегазовой геологии на практике
Главная цель изучения геологии нефти и газа ‑ получить руководящие принципы, способные помочь открытию новых нефтяных и газовых месторождений. Открытие в конечном счете происходит в результате бурения, но положение проектируемой скважины устанавливается после анализа многих различных вопросов ‑ геологического, экономического и частного характера.

В заключительной части книги рассматриваются способы выбора точки заложения скважины и вопросы, как и почему мы должны бурить ее в данном месте, а не в каком-либо другом. Чтобы принять решение о месте заложения скважины, следует прежде всего собрать данные из всех доступных источников, например результаты, полученные при бурении других скважин, данные геофизических работ и изучения пластовых температур и давлений. Затем эти данные необходимо свести в виде карт, таблиц, диаграмм и пр., т.е. в такой форме, которая наилучшим образом будет отражать стратиграфию, структурные особенности и пластовые условия в глубоких горизонтах разреза. Выявление уже на ранних этапах работы основных черт геологического строения района, в котором открыта залежь углеводородов, может иметь большое экономическое значение. Ценность таких выводов велика не только потому, что они укажут лучшие методы эксплуатации месторождения, но и потому, что они могут привести к установлению нового региона с промышленными залежами нефти и газа.

Обычно все залежи в данном районе связаны со сходными особенностями геологического строения. В одном районе они могут быть связаны с соляными штоками, в другом ‑ с погребенными песчаными линзами, барами, руслами и другими коллекторами, в третьем районе все залежи могут располагаться под региональной поверхностью несогласия. Регион, в котором все залежи приурочены к подобным геологическим структурам, называется нефтегазоносной провинцией.

Если данные изучения геологических условий позволяют полагать, что в районе может быть обнаружено скопление нефти и газа, решение о том, следует ли бурить разведочную скважину, принимается на основе экономических соображений. Точное положение скважины задается согласно заключению геолога-нефтяника. Разведка нефти и газа начинается с того момента, когда на выбранном участке закладывается скважина¹.

¹В СССР принята несколько иная дифференциация поисково-разведочных работ, и собственно разведка месторождения начинается уже после открытия первой залежи первой же скважиной. ‑ Прим. ред.
Глава 13 Глубинная геология

Глубинные карты: структурные карты; карты изопахит; карты фаций; падеогеологические карты; геофизические карты; геохимические карты; другие типы карт. Сухие скважины.

Общий метраж скважин, которые бурятся ежегодно для целей нефтяной промышленности на всем земном шаре, составляет сотни миллионов погонных метров. Приблизительно ¹/5 этого общего метража приходится на скважины, бурящиеся для поисков новых залежей, а остальные 4/5 ‑ на скважины, бурящиеся на уже установленных залежах и месторождениях. Этот огромный метраж пробуренных скважин представляет собой столько же метров исследованной геологической колонки. В результате изучения буровых разрезов в течение ряда лет накапливается большой объем геоло​гических данных, которые лежат в основе наших знаний о стратиграфии и структуре слоев на глубине, а также о геологической истории, т.е. в основе того комплекса знаний, который называют глубинной геологией [1] в отличие от геологии отложений, развитых на дневной поверхности.

Целью глубинного картирования в геологии нефти и газа является открытие ловушек, содержащих залежи углеводородов. После того как залежь обнаружена, полученные при поисках геологические данные оказывают большую помощь в ее эффективной разведке и эксплуатации. Чем лучше сможет геолог изучить геологию района, тем выше будет качество его работы; каждая новая частица знаний уменьшит затраты на разведку. Информация, полученная при бурении скважин, составляет основу данныхг от которых зависит правильное понимание глубинной геологии. Тем не менее следует учитывать и сведения, получаемые при геофизических работах, а также при изучении пластовых давлении и температур п истории эксплуатации промышленных залежей нефти и газа. Для правильной интерпретации геологических условий района геолог, занимающийся поисками новых или разведкой уже открытых залежей углеводородов, суммирует все имеющиеся в его распоряжении данные, а затем сопоставляет и увязывает их между собой.

В своей практике геолог постоянно сталкивается с огромным разнообазием глубинных геологических условий, но сомнительно, что когда-нибудь он сможет достаточно полно оценить их. Каждая залежь, по-видимому, сформировалась в свойственной только ей обстановке, создавшейся в результате сочетания многих геологических, химических и физических особенностей, большую часть которых можно понять лишь после того, как залежь будет открыта и разведана. Попытка определить с поверхности земли положение залежи, расположенной на глубине многих сотен метров, даже при использовании всех известных методов скорее всего окончится неудачей. Такую попытку можно сравнить с попыткой разыскать с помощью небольшого магнита иголку в стоге сена. Магнит, безусловно, будет чрезвычайно полезен, если удастся приблизиться к иголке. Но для этого необходимо применить все имеющиеся сведения, чтобы знать, где вскрыть стог, ибо он со всех сторон одинаков. Старая поговорка гласит, что «нефть, как и золото, находится там, где ее находят».

Необходимо помнить, что полностью достоверных глубинных карт быть не может. Их можно рассматривать только как документы, отражающие состояние наших знаний к данному моменту времени. Бурение новых скважин или пересмотр материалов по старым скважинам предоставляют новые данные, позволяющие дополнить и уточнить ранее построенные карты. В общем виде региональные геологические условия могут быть установлены на некоторых территориях после бурения всего нескольких скважин. В связи с этим определенную ценность имеют карты всех типов, даже если они составлены на основании всего нескольких контрольных точек. Общий характер региональной структуры, региональных фациальных изменений и региональных поверхностей несогласия может дать важные предварительные указания, способствующие удачному выбору перспективных площадей для дальнейшей разведки. Дополнительная информация, поступающая из года в год при бурении новых скважин, только увеличивает детальность карт. Уточнение последних в конечном счете зависит от получения новых данных от все большего количества скважин.
	Информация
	Способы определения

	Границы формаций, корреляция
	Образцы, шлам и керн, электро- и радиоактивный каротаж, кавернометрия, буровые журналы; геофизическая съемка; механический каротаж



	Литологические особенности формаций
	Образцы шлама; керны; электрокаротаж; кавернометрия; буровые журналы; механический каротаж



	Возраст формаций
	Палеонтологические определения образцов из скважин и кернов

	Абсолютная глубина залегания кровли и подошвы формации
	Вычетание из глубины залегания границ формации в скважине величины альтитуды ее устья или альтитуды поверхности земли в точке заложения скважины

	Пористость
	Лабораторные анализы кернов и обломков; пород из шлама; механический каротаж; электрокаротаж; нейтронный гамма-каротаж


	Проницаемость
	Лабораторные анализы кернов и обломков пород из шлама; определение скорости подъема уровня жидкости в скважинах при опробовании их испытателем пластов или в открытом стволе, как, например, при ударном бурении; электрозонд; пробная эксплуатация скважины

	Содержание флюидов в пористых пластах
	Лабораторные анализы кернов и образцов из скважин; опробование скважины испытателем пластов; электрокаротаж; радиоактивный каротаж; подъем уровня жидкости в скважинах, пробуренных ударным способом; анализы бурового раствора; пробная эксплуатация скважины



	Пластовое давление
	Измерение давления глубинным манометром; высота установившегося уровня жидкости в открытой скважине, как, например, в насосно-компрессорных и обсадных трубах скважин ударного бурения; потеря циркуляции; выбросы в скважинах; опробование испытателем пластов



	Пластовая температура
	Замеры температуры в скважине с помощью спускаемого самозаписывающего термометра



	Несогласия
	Образцы из скважин; керны; перерывы в нормальной последовательности палеонтологических комплексов; базальные конгломераты; некоторые маломощные прослои красноцветных образований, свидетельствующие о процессах выветривания; перерывы в стратиграфической последовательности отложений



	Разломы
	Керны; образцы из скважин; перерывы в нормальной стратиграфической последовательности; корреляция с разрезами других скважин района по кривым электрокаротажа


	Трещиноватость
	Керны; электрокаротаж, акустический каротаж



	Скорость распространения сейсмических волн
	Исследования с помощью сейсмографа, помещенного в скважине против изучаемых формаций



	Магнитная восприимчивость
	Лабораторное изучение образцов из скважин и кернов



	Элементы залегания пластов
	Показания пластового дипметра; ориентированные керны




Региональное геологическое картирование глубинных горизонтов представляет собой геологическую съемку, и к нему следует подходить так же, как и к геологической съемке, проводимой на поверхности земли. Это означает, что уже на ранних этапах любых подземных работ необходимо проводить тщательные детальные исследования разведываемых площадей, по которым уже имеются достаточно полные геологические данные. К таким площадям относятся, например, нефтяные месторождения или хорошо разбуренные участки с большим количеством документированных геологических разрезов. На этих участках можно изучить характер слагающих разрез горных пород и их стратиграфические взаимоотношения, выявить возможные коллекторы нефти и газа, положение и природу поверхностей несогласия, время проявления складчатых и разрывных дислокаций, изменение тектонической структуры с глубиной, а также фациальные изменения закартированных отложений.

Следует изучать, кроме того, нефть и другие нафтиды, содержащиеся в породах; необходимо выявить тип пластовой энергии, возможное направление и скорость движения воды, влияние пластовых флюидов на диаграммы электрического и радиоактивного каротажа, порядок величин, которых могут достигнуть запасы нефти и газа на единицу объема пород, и коэффициенты извлечения этих запасов.

Проведя такое детальное историко-геологическое исследование, геолог будет с гораздо большей уверенностью переходить от уже известного к неизвестному. Только после этого он наилучшим образом сможет применить множество разобщенных данных для уточнения региональной схемы основных геологических соотношений, чтобы сделать ее более полезной и даже необходимой для интенсивной разведки. Тщательное изучение отдельных площадей приводит к повышению достоверности прогнозов как региональных, так и локальных.

Большую часть основных данных для работы геолога-нефтяника получают при бурении поисковых и эксплуатационных скважин. Целесообразно рассмотреть, какие типы сведений может дать бурение одной разведочной и оценочной скважины.

Однако из-за дополнительных расходов значительную часть информации (см. стр. 538: см. выше таблицу без имени об информации и способах её определения) часто вообще не получают, особенно при бурении эксплуатационных скважин, перед большинством которых задача получения этих данных даже не ставится.

Типы глубинных карт
Глубинное картирование применяется главным образом для изучения геологии нефтегазоносных отложений. До развития буровых работ геолог располагал лишь сведениями, полученными по обнажениям на поверхности земли, а также разрезам шахт и карьеров. Однако информация, получаемая из буровых скважин, позволила проводить геологическое картирование в трех измерениях и охватить им обширные территории, на которых отсутствуют обнажения и глубинная геология которых не могла быть поэтому расшифрована старыми методами. На основании этих данных строятся геологические карты многих типов, показывающие разнообразное глубинное строение территории. Затем проводится интерпретация таких карт с целью изучения геологической истории региона и предсказания расположения еще не открытых залежей нефти и газа. Интенсивное развитие бурения требует непрерывной новой интерпретации материалов в свете получаемых геологических данных.

Обычно составляются следующие типы карт глубинного геологического строения: 1) структурные карты и геологические разрезы, 2) карты мощностей (карты изопахит), 3) карты фаций, 4) палеогеологические карты, 5) геофизические карты и 6) геохимические карты. Масштаб и степень детальности всех карт изменяются в широких пределах в зависимости от количества имеющихся в распоряжении геолога данных и целей, ради которых они составляются. Такие карты не противопоставляются одна другой, а используются совместно; каждый их тип имеет важное значение для полного понимания общей картины геологического строения территории [2].

Структурные карты и разрезы

Глубинная тектоническая структура может быть закартирована по любой границе между формациями, поверхности несогласия или продуктивному горизонту, которые удается выделить и скоррелировать по данным бурения. Структуру можно показать на карте в изолиниях абсолютной высоты залегания опорного горизонта или на профильном разрезе. Поскольку большинство формаций в нефтеносных регионах залегает ниже уровня моря, цифры на изолиниях высоты обычно имеют знак минус; сама же цифра показывает глубину относительно этого уровня. Подобные глубинные структурные карты иногда называются «subsea maps». Хотя структурные соотношения, как правило, показывают в глубинах относительно уровня моря, во многих случаях для этой цели с таким же успехом подходит любой произвольно выбранный уровень. Важно лишь показать залегание пластов, разрывные нарушения, складки и т.д. в их современном положении. Таким образом, структурные профильные разрезы представляют собой вертикальные разрезы, показывающие современное положение слоев горных пород по отношению к уровню моря. Выше было уже приведено много структурных разрезов, например на фиг. 7-12, 7-16 и 8-12. Стратиграфический профильный разрез отличается от структурного тем, что за горизонтальный уровень, к которому приводятся все остальные поверхности, в нем принимается какая-либо стратиграфическая граница или поверхность несогласия (см. фиг. 7-3 и 7-45). При этом подразумевается, что во время формирования горизонта, принятого за нулевую поверхность, его кровля в существенной мере представляла собой ровную, вероятно горизонтальную, плоскость и что показанное на разрезе положение всех слоев ниже этой поверхности отражает их положение во время образования последней. Стратиграфические профильные разрезы являются, следовательно, палеоструктурными разрезами того времени, когда нулевая поверхность действительно представляла собой горизонтальную плоскость (см. фиг. 12-1). И структурный, и стратиграфический разрезы могут быть построены в изометрической проекции; в таком виде они известны под названием панельных профилей или блок-диаграмм. Пример блок-диаграммы приведен на фиг. 13-1.

Изолинии равных глубин (изогипсы) должны проводиться через интервалы, выбранные в соответствии с точностью и детальностью имеющихся данных по буровым скважинам. Интервалы между изогипсами меньше 10 футов обычно находятся в границах допустимых ошибок. Поэтому карты, построенные со столь малым интервалом, могут помочь обнаружить аномалии, которые обусловлены не самой структурой, а неточностями при измерениях глубин или при отбивке границ формаций, допущенными в процессе отбора образцов или обработки кривых электрокаротажа. Практически минимальные интервалы между изогипсами, принимаемые даже в регионах с преобладающим пологим падением слоев, составляют 20-25 футов¹.

¹При выборе сечения изогипс необходимо также учитывать глубину залегания опорного горизонта. Так, например, для горизонтов, залегающих на глубине свыше 3000 м, нельзя выбирать сечения в 5 м, поскольку при этом возможна ошибка. Однако для горизонтов, залегающих на глубин 300 м, такое сечение изогипс вполне подходит. - Прим. ред. 

Большинство локальных складок характеризуется развитием разрывных нарушений, с которыми часто связаны ловушки для нефти и газа. При глубинном картировании часто возникает вопрос, являются ли отсутствие какой-либо формации и перерыв в нормальной последовательности палеонтологических комплексов, наблюдаемые в разрезе скважины, следствием разрывного нарушения или они связаны с несогласием. Обычно на этот вопрос невозможно ответить, основываясь лишь на материалах одной скважины. Доказательства существования несогласия скорее всего могут предоставить данные изучения геологической истории рассматриваемого района, в то время как на разрывные нарушения указывают следы дробления в образцах, взятых из буровых скважин. Несогласия и разрывные нарушения, как правило, устанавливаются по материалам бурения нескольких скважин [3].
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Фиг. 13-2. Примеры стратиграфических аномалий в разрезах скважин, пересекающих плоскость разрывного нарушения.

А и Б - скважина пересекает нормальный сброс; В и Г - скважина пересекает взброс, Д и Е - искривленный ствол скважины пересекает вертикальную плоскость нарушения. Следует обратить внимание на подобие разрезов, вскрытых скважинами в случае В и Д, а также в случае Г и Е. Знаком W обозначен ствол скважины.

Особенно это касается несогласия, в наличии которого в разрезах можно быть уверенным только тогда, когда оно подтверждается самыми разнообразными данными - седиментологическими, стратиграфическими, палеонтологическими и структурными. Примеры наиболее обычных стратиграфических аномалий, отмечаемых в скважинах, которые пересекли плоскость разрывного нарушения, показаны на фиг. 13-2. В случае А и Б видно пересечение скважиной нормального сброса, в В и Г - взброса. В случае Д и Е стволы скважин искривлены и отклоняются от вертикали. Если не знать об этом отклонении, интерпретация структуры может быть здесь такой же, как и в случае действительно существующего взброса. На заре развития вращательного бурения многие скважины имели значительную кривизну и отклонялись от вертикали, иногда на 40-50°. В одних случаях об этом отклонении ничего не было известно, в других - кривизна скважин была замерена. Стволы всех скважин, не преднамеренно отклоненные от вертикали, называются искривленными. Позже многие скважины бурились с умышленно искривленными стволами, по мере бурения в них проводились специальные исследования для контроля отклонения их ствола, так чтобы на любом уровне они имели строго определенное, заранее заданное положение. Прекрасным примером направленного бурения, показывающим технические достижения в этой области, служит скважина в Калифорнии, которая бурилась под дно Тихого океана. При общей длине ствола скважины 11 440 футов (3432 м) она достигла абсолютной глубины всего 4240 футов. Забой скважины располагался от ее устья на расстоянии 10 244 фута по горизонтали,
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Фиг. 13-3. Разрез залежи Тайдленд аа месторождении Хантингтон-Бич в округе Орандж, бассейн Лос-Анджелес, Калифорния (Weaver, Wilhelm, Bull. 118, Calif. Div. Mines, p. 330, Fig. 138, 1943).

Видна разбитая разрывным нарушением куполовидная структура. Залежь нефти в своде складки вскрыта скважинами, заложенными [на суше и искривленными в сторону океана. Продуктивна формация Репетто плиоценового возраста.
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Фиг. 13-4. Карта участка нефтяного месторождения Уилмингтон, Калифорния (Stогmant, О. and G. Journ., p. 42, 1954).

Показаны проекции на поверхность земли скважин, пробуренных под дно океана с мола.

а максимальный угол отклонения ствола от вертикали достигал 75° [4]. Одним из месторождений, на котором широко применялось бурение скважин со специально искривленными стволами, является месторождение Хантингтон-Бич в бассейне Лос-Анджелес, Калифорния¹. Здесь скважины, устья которых расположены на суше, задавались с таким искривлением, чтобы они вскрыли залежь Тайдленд, приуроченную к куполовидной складке, находящейся под дном океана. Разрез залежи Тайдленд показан на фиг. 13-3, а на фиг. 13-4 приведена карта участка месторождения Уилмингтон в Калифорнии. Наклонные скважины с искривленным стволом бурят также с надводных платформ, расположенных в открытом море, как, например, на месторождении Креол в Мексиканском заливе у побережья Луизианы (фиг. 6-33).

Если ничего не знать об искривлении ствола скважины и не учитывать его при интерпретации данных бурения, мощности пройденных скважиной формаций окажутся завышенными, а в структурном плане будут наблюдаться отсутствующие в действительности аномалии. Например, на месте сброса можно определить наличие надвига (фиг. 13-2, Д и Е). Если скважина должна быть пробурена вертикально, допустимый угол ее отклонения обычно составляет 2-3°. Такой угол, как правило, не может вызвать значительные искажения при геологической интерпретации материалов, и любая аномалия, отмечаемая в данных какой-либо скважины, сразу возбуждает подозрение, что ствол скважины искривлен.

Карты изопахит ( карты равных мощностей)

На картах изопахит при помощи изолиний показываются изменения мощности интервала разреза, заключенного между двумя определенными поверхностями, обычно между граничными поверхностями слоев горных пород или между поверхностями несогласия. Карты изопахит представляют собой простое средство демонстрации распространения подразделений геологического разреза в трех измерениях. Таким способом могут быть закартированы мощности отдельных формаций, природных резервуаров, коллекторов, групп формаций, а также толщ, ограниченных двумя поверхностями несогласия или поверхностью несогласия с одной стороны и нормальным стратиграфическим контактом - с другой. Чем отчетливее выделяются в разрезе выбранные для построения карты изопахит поверхности и надежнее измеряется глубина их залегания, тем более точной и полноценной будет сама карта². Постепенные и неопределенные контакты в большинстве случаев нельзя использовать для составления таких карт. Карты изопахит можно составлять для небольших участков, например для отдельной залежи или месторождения, и в этом случае на них удается отразить мельчайшие детали строения (фиг. 13-5). Их строят также в целях региональных исследований для территории в тысячи квадратных миль [5]. Количество граничных поверхностей, пригодных для построения карт изопахит, обычно уменьшается по мере увеличения размеров картируемой площади. Это связано с тем, что на обширных территориях корреляция разрезов становится менее определенной и может быть прослежено меньшее количество формаций. Поверхности для составления карт изопахит крупных регионов должны быть выбраны еще до начала построения карт.

¹Скважина № 1531, пробуренная на месторождении Нефтяные камни в Каспийском море, при общей длине 3100 м имеет отклонение по горизонтали 2310 м. - Прим. ред.

²Точность и детальность карт, кроме того, зависит от количества скважин и расстояний между ними. - Прим. ред.
Карты изопахит особенно полезны для установления времени формирования разрывных нарушений и складкообразования (фиг. 13-6). При этом так же как и при анализе стратиграфических разрезов, предполагается, что кровля выбранного для построения карты стратиграфического интервала во время формирования представляла собой приблизительно горизонтальную плоскость. Например, в пермских и пенсильванских отложениях в пределах штатов Небраска, Канзас и Оклахома заключены тонкие пласты известняков мощностью от 2 до 10 футов, прослеживающиеся на сотни миль и не претерпевающие при этом сколько-нибудь заметных изменений. Каждый из таких пластов на всем своем протяжении должен был отлагаться в однообразных условиях и соответственно при одинаковых глубинах моря. Следовательно, во время отложения любой из этих известняковых пластов образовывал приблизительно горизонтальную поверхность. Когда кровля такого пласта принимается в качестве репера для построения карты мощности, изопахиты на карте отражают структурное положение подошвы выбранного интервала к моменту завершения отложения пласта известняков. Поверхности несогласий также могут служить хорошими опорными горизонтами для построения карт изопахит. Правда, при детальном рассмотрении выясняется, что поверхность несогласия может иметь отдельные неровности. Однако, когда картируется обширный регион, эти неровности не имеют большого значения и вся поверхность в общем представляется ровной. Если же перекрывающая формация имеет приблизительно постоянную мощность, можно полагать, что расположенная в ее подошве поверхность несогласия была по
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Фиг. 13-5. Карта изопахит песчаников Буч (пенсильваний) на месторождении Хокинс в округе Юз, Оклахома (D.A. Busch).

Изопахиты через 10 футов. Пунктиром показаны осевые линии русел, заполненных песчаниками. Сравните эту карту с картой равных потенциалов по той же площади на фиг. 3-5.
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Фиг. 13-6. [Схематические 5 рисунки, иллюстрирующие различную интерпретацию уменьшения мощности на карте изопахит как древнюю складку (А) или как древний сброс (Б).

Если карты изопахит используются для того, чтобы выявить древнюю тектоническую структуру, верхний опорный горизонт АА' на обоих стратиграфических разрезах (внизу) принимается в качестве горизонтальной или близкой к горизонтальной поверхности. Он также может рассматриваться как изохронная поверхность. Изопахиты в случае А отражают существование складки в пласте ВВ' во время формирования горизонта АА'. Совершенно аналогично в случае Б изопахиты свидетельствуют о наличии сброса в пласте ВВ' во время формирования горизонта АА'.

существу ровной горизонтальной плоскостью. В качестве примера можно привести поверхность несогласия в подошве глинистых сланцев Чаттануга (миссисипий) и их стратиграфических эквивалентов, мощность которых на огромной территории Северной Америки, измеряемой миллионами квадратных миль, колеблется всего от 50 до 150 футов. Когда интервал разреза, взятый для построения карты изопахит, ограничен сверху поверхностью несогласия, значит, при реконструкции палеоструктуры устраняются все последующие деформации. Такая карта может отражать структурное положение подошвы выбранного интервала во время формирования поверхности несогласия в его кровле. Если поверхность несогласия ограничивает подобный интервал разреза снизу, карта изопахит может рассматриваться, по крайней мере частично, как документ, показывающий рельеф этой поверхности во время, когда сформировались несогласно перекрывающие ее отложения.

Карты изопахит находят широкое применение при региональных исследованиях, направленных на изучение геологической истории территории. При этом важно установить время формирования ловушек, поскольку более длительный период существования ранее сформировавшихся ловушек определяет более благоприятные возможности для аккумуляции в них нефти и газа. Кроме того, в различных провинциях образование скоплений углеводородов связано с определенными этапами тектонических деформаций. По конфигурации изопахит на картах таких регионов можно выявить наиболее перспективные для разведки площади. Наличие участков, характеризующихся уменьшением мощности отложений в рассматриваемом стратиграфическом интервале, позволяет полагать, что во время накопления этих отложений происходило складкообразование. Часто такое локальное уменьшение мощности - первое доказательство существования складки, являвшейся ловушкой для нефти и газа. Например, изучение региональной карты изопахит известняков миссисипия для территории восточного Канзаса показало, что структурно повышенные площади обычно совпадают с участками уменьшенных мощностей этих отложений [6]. Особенно ценны карты изопахит для выявления зон, в которых осадконакопление происходило в условиях шельфа [7]. Шельфовые зоны перспективны для поисков отдельных песчаных тел, органогенных рифов и песчаных русел, формирующих ловушки в прибрежных условиях, благоприятных и для образования нефти и газа.

Карты изопахит используются также при эксплуатационном бурении, особенно для того, чтобы показать мощность продуктивного горизонта (см. фиг. 13-5). После того как скважиной вскрыта кровля опорного горизонта, глубина залегания продуктивного пласта п. следовательно, его структурное положение могут быть определены более точно, чем в случае отсутствия такой карты. Часто такие седиментационные образования, как зоны выклинивания песчаников, рифы, песчаные бары п линзы, отражаются на карте изопахит специфической конфигурацией изолиний мощности. Например, постоянная мощность отложений в интервале между ближайшими к кровле и подошве песчаного пласта стратиграфическими поверхностями может считаться критерием однообразия условий осадконакопления на всей исследованной площади; такого же постоянства условий можно ожидать и на новых площадях. Карты изопахит песчаных пластов, а также горизонтов пористых известняков или доломитов иногда называются «картами песков». Там, где вверх по восстанию выклиниваются пористые и проницаемые отложения, можно встретить участки, перспективные для поисков ловушек и поэтому представляющие особый интерес. Подобное выклинивание иногда обусловлено региональными причинами, такими, как региональное срезание пластов, осадконакопление вблизи береговой линии древнего бассейна или региональное литофациальное замещение. В этом случае условия, отраженные на карте изопахит, могут экстраполироваться на еще не разбуренные и не изученные площади и использоваться для прогнозирования положения на них зон выклинивания проницаемых пород.

Карты изопахит, формаций или групп формаций, которые более или менее постоянно утоняются в одном направлении иногда вплоть до полного выклинивания, часто называются картами схождения (convergence maps) [8]. Утонение может быть обусловлено любой из нескольких причин, таких, как несогласное трансгрессивное или регрессивное прилегание [9], эрозия и срезание отложений, облекание [10], отложение суспензионными потоками и уменьшение количества поставляемых в осадок материалов в направлении сокращения мощности. Различные типы схождения графически показаны на схематических разрезах фиг. 13-7. Схождение может быть постепенным и измеряться всего несколькими футами на милю и менее, но может быть быстрым и достигать сотен футов на милю. На разрезе А здесь показано утонение, обусловленное облеканием или уменьшением количества отложившихся осадков в направлении сокращения мощности пластов. На разрезе В видно трансгрессивное несогласное прилегание
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Фиг. 13-7. Схематические разрезы, показывающие обычные типы схождения и выклинивания седиментационных пластов.

Если поверхность АА' на каждом из разрезов считать приблизительно изохронной, ее можно принять также за горизонтальную плоскость. Тогда линия ВВ' показывает положение соответствующей поверхности во время АА'. Поверхность ВВ' в случаях А и В - структурная, а в случаях Б и Г отражает либо тектоническую структуру, либо древний эрозионный рельеф, либо и то и другое вместе. Разрезы, подобные приведенным, называются стратиграфическими; они могут рассматриваться также в качестве палеоструктурных разрезов, показывающих положение и структуру поверхности ВВ' во время АА'.

слоев в направлении уменьшения мощности, а на разрезе В - результаты образования складки или общего наклона и последовавшего затем трансгрессивного перекрытия. Разрез Г является сочетанием разрезов Б и В. Некоторые геологические явления, к которым приводит схождение слоев, такие, как смещение в плане свода антиклинали, а также уменьшение или увеличение амплитуды складки по мере увеличения глубины, были рассмотрены ранее (см. стр. 233).

На карте изопахит приобретают значение даже самые малые изменения мощности формации. Однако иногда эти изменения мощности обусловлены погрешностями при измерении снаряда в ударном бурении. Зачастую такие ошибки накапливаются в процессе бурения и выявляются только тогда, когда забой скважины оказывается непосредственно над продуктивным пластом, являющимся объектом разведки. Причина этого заключается в том, что измерение глубины с помощью стального троса производится только при достижении скважиной кровли продуктивного горизонта. Поправка глубины (разность между глубиной, замеренной стальным тросом и показанной в буровом журнале) может быть произвольно распределена на границы различных вышележащих стратиграфических горизонтов по всему стволу скважины. Любые единичные аномальные точки, особенно если глубины в них определены по данным замеров бурового инструмента, должны браться иод сомнение. Если же аномалия отмечается в двух или трех скважинах, то, вероятно, она действительно существует, а не является результатом ошибки. Сравнение замеров мощности какой-либо формации, сделанных на поверхности земли, с замерами, произведенными в скважине, вряд ли может принести сколько-нибудь существенную пользу, поскольку ошибки при измерениях на поверхности часто весьма значительны и зависят от местности и характера обнажения. В этом случае также необходимо тщательно проверить единственную точку с аномальными мощностями, прежде чем проводить интерпретацию. Единичные аномальные результаты измерения в скважинах, которые не отражают истинной мощности формации, могут быть обусловлены также непредвиденно крутыми углами падения, развитыми на ограниченном участке, небольшими осложняющими складками, локальными фациальными замещениями или разрывными нарушениями, пересеченными скважиной.

Карты фаций 

Карты фаций [11] бывают нескольких типов [12], но в геологии нефти и газа более всего используются литофациальные карты, т.е. карты, на которых выделены скорее различные литологические типы пород, чем формации [13]. Почти каждая формация или группа формаций ограничена определенными стратиграфическими поверхностями, но между этими поверхностями одни типы пород могут в латеральном направлении замещаться другими. Назначение карты литофаций - показать характер замещения и направление, в котором оно происходит.

Разработано несколько способов отображения на картах изменений фаций горных пород в пределах региона. Один из простейших способов, особенно употребительных в случае недостаточного количества фактических данных, заключается в том, что на месте каждой скважины или обнажения вычерчивается круг, на котором различные типы пород изучаемой формации представлены в виде отдельных секторов (фиг. 13-8). Секторы могут быть выделены особыми цветами или различными штриховками. Диаметр каждого круга пропорционален мощности картируемой формации либо группы формаций в скважине или обнажении. Такая карта наглядно показывает общую тенденцию в изменении мощности, а также изменения в характере и относительном содержании в разрезе различных главных типов пород. Другой тип карты фаций представлен на фиг. 13-9, показывающей распределение грубозернистых обломочных пород в пенсильванских отложениях юго-восточной части Колорадо.

При региональных исследованиях часто производят сравнение содержания в разрезе и характера распространения обломочных и хемогенных отложений. Карты, отражающие результаты такого сравнительного анализа, называются картами коэффициентов обломочных пород [14]. Коэффициенты обломочных пород в данной точке являются частным от деления общей мощности обломочных пород на мощность всех пород иного происхождения.

Коэффициент обломочных пород = (конгломераты+песчаники+глинистые породы)/известняки+доломиты+эвапориты

Разновидностями карт коэффициентов обломочных пород являются карты отношения песчаные ‑ глинистые породы и карты отношения обломочные породы ‑ глинистые породы. Эти отношения можно выразить следующим образом:

песчаники/глинистые породы=(конгломераты+песчаники)/глинистые породы

обломочные породы/глинистые породы=(песчаники+обломочные известняки)/глинистые породы

Карта коэффициентов обломочных пород показывает изменение этого коэффициента на различных участках изучаемой территории, а ее разновидности - изменения соответствующих коэффициентов. Изменения коэффициентов могут быть представлены в виде диаграмм, подобных показанной на фиг. 13-10, или в виде изолиний на карте, соединяющих точки с одинаковыми величинами коэффициентов. Пример карты коэффициентов обломочных пород, построенной для формации Спраберри в западном Техасе, приведен на фиг. 13-11.

Палеогеологические карты

Палеогеология может быть определена как наука, изучающая геологию различных геологических периодов прошлого [15]. Соотношение между палеогеологией и палеогеографией такое же, как между геологией и географией. Изучение палеогеологии требует от исследователя, чтобы он представил себе
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Фиг. 13-8. Упрощенная литофациальная карта, показывающая только существование фациальных замещений в формации или группе формаций.
Диаметр круга соответствует мощности картируемого интервала разреза, а величины секторов указывают на процентное содержание каждого типа пород, sh - глинистые; ls - известняки; ss - песчаные.
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Фиг. 13-9. Карта распространения грубозернистых обломочных пород в пенсильванских отложениях юго-восточного Колорадо (Мaher, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol.. 37, p. 2485, Fig. 10, 1953).

Наблюдается увеличение зерен осадков по направлению к западу, обусловленное, вероятно, расположенным поблизости массивом суши, служившим источником сноса.
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Фиг. 13-10. Треугольная диаграмма, иллюстрирующая применение коэффициента обломочных пород и отношения песчаники - глинистые породы для картирования отложений, представленных разными литологическими типами пород (Sloss, Krumbein, Dapples, Memoir 39, Geol. Soc. Am., p. 101, Fig. 1, 1949). Величины коэффициентов обломочных пород используются в качестве интервалов между изолиниями, которые вместе с различными штриховками наносятся на региональные карты (см. также фиг. 13-11).

[image: image282.jpg]



Фиг. 13-11. Карта коэффициентов обломочных пород; формация Спраберри (пермь) западный Техас (Wilkinson, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 37, p. 258, Fig. 4, 1953). Контур месторождения Спраберри обведен черной линией (см. также фиг. 13-10 и 13-21).

прошлую эпоху и рассматривал геологию поверхности данного района, существовавшую в это время.

Карты, показывающие палеогеологию древней поверхности, например поверхности несогласия, называются палеогеологическими картами. Эта поверхность может быть в настоящее время перекрыта более молодыми формациями; иногда палеогеологические границы на ней восстанавливаются, по крайней мере частично, в пределах территории, где вышележащие толщи полностью эродированы. На палеогеологическую карту наносятся формации, подстилающие и находящиеся в непосредственном контакте с подошвой опорного горизонта, залегающего над эрозионной поверхностью несогласия. Таким образом, для какой-либо территории одна палеогеологическая карта может отражать, к примеру, геологию предмеловой, а другая карта ‑ геологию предмиссисипской поверхности. Для построения карты наряду с данными бурения используются разрезы обнажений на поверхности земли. Когда количество собранных данных оказывается достаточным, на палеогеологическую карту наносятся границы формаций точно таким же образом, как и при составлении обычной геологической карты. Палеогеологическая карта может быть построена по любой поверхности несогласия. Локальные несогласия удобны для построения карт небольших участков, но для составления палеогеологических карт обширных территорий могут быть использованы только регионально развитые эрозионные поверхности. Палеогеологические карты могут охватывать площадь одной нефтяной залежи, седиментационного бассейна или целого континента. Общие принципы их составления и интерпретации во всех этих случаях остаются неизменными.

Палеогеологическая карта локальной площади приведена на фиг. 13-12. На ней показана геология участка вокруг залежи Апач в Оклахоме [16], какой она была к моменту начала отложения пермских пород. Перекрывающие поверхность несогласия пермские формации не были затронуты размывом и сохранились здесь до настоящего времени. Складка, которая сформировалась в предпермское время, создала условия для аккумуляции нефти и газа, образующих здесь промышленную залежь в песчаниках ордовика. Большая часть пород приподнятых слоев была эродирована, что, однако, не привело к разрушению залежи, если она была уже сформирована к тому времени. В результате образовалась почти горизонтальная поверхность, на которой позже отложились пермские породы. Структурное положение слоев в предпермскую эпоху было в основных чертах таким же, как и в настоящее время, что устанавливается по отсутствию деформаций в перекрывающих поверхность несогласия отложениях (см. фиг. 6-5 и 6-19). Как можно видеть по расположению пробуренных скважин, наиболее высокая сводовая часть современной структуры несколько смещена к северо-западу вдоль оси складки. Это, вероятно, обусловлено некоторым наклоном всей толщи отложений к юго-востоку, происшедшим в послепермское время.

В качестве еще одного примера на фиг. 13-13 приведена палеогеологическая карта восточного Канзаса и юго-восточной части Небраски ко времени начала отложения пенсильванских пород. Положение всех границ между формациями, показанных на карте, связано с эрозией и срезанием этих формаций в предпенсильванское время, когда формировалась поверхность несогласия, а не отображает, как это часто интерпретируют, положение древних береговых линий. Рельеф территории был почти полностью выровненным, за исключением невысоких холмов вдоль зоны разлома Немаха. Это доказывается повсеместным отсутствием сколько-нибудь заметных колебаний мощности перекрывающих отложений и резким их утонением в обнажениях вдоль восточного склона гор Немаха [17]. Точечной линией показано современное распространение формации Хантон (девон-силур), пунктирными линиями - аналогичные границы срезания формаций Вайола и Симпсон под предмиссисипской поверхностью несогласия и формации Арбакл (кембрий-ордовик) под поверхностью несогласия, формировавшейся перед началом отложения формации Симпсон. Поскольку все срезаемые формации, залегающие непрерывно от низов кембрия до кровли миссисипия, имеют одинаковые элементы залегания, следует полагать, что разрывные и складчатые деформации происходили на границе между миссисипским и пенсильванским временем. Поднятия вдоль тектонического разлома, ныне известные под названием «погребенный горный кряж Немаха», прослеживаются далеко к югу, в пределы Оклахомы. Может быть подсчитан и объем осадков, снесенных с этих поднятий во время их эрозии. Большая
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Фиг. 13-12. Карта геологического строения района залежи Апач. округ Калло. Оклахома, ко времени начала отложения пермских осадков (Scott. Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 29, p. 104. Fig. 4. 1945).

Эта карта может рассматриваться как палеогеологическая, поскольку она отражает геологию предпермского времени. Пермские отложения и в настоящее время распространены на территории залежи. Если считать, что контакты между формациями соответствуют простираниям формаций того времени, то при сравнении карты с современной структурой подстилающих ордовикских песчаников Бромайд (фиг. 6-5) обнаруживается смещение свода складки к северо-западу. Это, по-видимому, является результатом регионального наклона слоев к юго-востоку в послепермское время. 
DS ‑ девон - силур; М ‑ миссисипий

их часть была отложена юго-восточнее, в морских бассейнах Чероки средне-пенсильванского возраста, которые трансгрессировали в этот регион с юго-востока, из Оклахомы и Арканзаса. Материал, слагающий многие из береговых песчаных баров, рукавообразных песчаных тел и линз песчаников, развитых на территории бассейна Чероки и в области шельфа к юго-востоку от кряжа Немаха, по-видимому, снесен с поднятий главным образом во время этого периода эрозии [18].

При рассмотрении палеогеологической карты, подобной описанной выше, у геолога-нефтяника возникает ряд вопросов: где была в то время нефть, залегающая ныне в допенсильванских отложениях? Какие ловушки, необходимые для аккумуляции скоплений углеводородов, существовали в предпенсильванское время? Каков был характер циркуляции подземных вод и каковы были гидродинамические градиенты до того, как в регионе
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Фиг. 13-13. Палеогеологическая карта восточного Канзаса и юго-восточной частп Небраски ко времени начала отложения пенсильванских осадков (Tulsa Geol. Soc, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 35, p. 324, Fig. 78, 1951). Все показанные на карте границы распространения формаций не являются седиментационными. а образованы последующей эрозией. Пенсильванские отложения и в настоящее время повсеместно распространены на этой территории. Складки, которые существовали в период после отложения миссисипских и до отложения пенсильванских слоев, хорошо видны на карте и располагаются вокруг поля докембрийских пород, известного под названием «погребенный кряж Немаха». По этой карте можно подсчитать объем эродированных в то время отложений. 
1 миссисипские известняки; 2 - Киндерхук (миссисипий); 3 - Хантон (девон - силур); 4 - Вайола-Силван (ордовик); 5 - Симпсон (ордовик); 6 - Арбакл (кембрий - ордовик); 7 - докембрийские граниты; 8 - граница распространения формации Арбакл; 9 - граница распространения формации Хантон; 10 - граница распространения формации Симпсон; 11 - граница распространения формации Вайола-Силван, U - поднятое и В - опущенное крылья сброса.

отложились толщи осадков пенсильванского возраста? Каким было региональное падение слоев? Как бы расположил буровые скважины геолог, если бы он искал нефть, например, в восточном Канзасе, в раннепенсильванскую эпоху? Желательно было бы все это знать, поскольку, если не будут установлены причины, которые могли привести к расформированию залежей, можно и ныне ожидать их открытие в тех участках, где они располагались в начале пенсильванского периода. Огромное количество нефти и газа, должно было быть рассеяно, когда был поднят и эродирован антиклинальный горный хребет Немаха. Не могла ли часть нефти¹ быть вынесена к юго-востоку вместе с обломками горных пород и послужить источником для образования здесь новых скоплений в песчаниках Чероки? На вопросы, подобные этим, можно ответить с разной степенью точности ж полноты в различных регионах. Для этого составляются карты фаций, изопахит и палеогеологические карты, которые в совокупности неизмеримо увеличивают наше понимание геологической истории нефтегазоносных провинций и облегчают тем самым поиски в их пределах новых месторождений нефти и газа.

Палеогеологическая карта для территории целого континента приведена на фиг. 13-14. Здесь показана геология западной части Североамериканского контитента, какой она была к началу мелового периода. Последовательное перекрытие формациями меловой системы разновозрастных отложений - от юрских на западе до кембрийских на востоке - отражает одну из величайших морских трансгрессий в геологической истории Северной Америки. Такое залегание свидетельствует о том, что между юрским и меловым периодами эта обширная территория была наклонена в западном направлении. Положение показанных на карте границ между формациями явилось результатом их размыва и ни в коей мере не соответствует древним береговым линиям (как они часто интерпретируются на палеогеологических картах). Прибрежные зоны бассейнов могли располагаться вблизи этих границ или находиться от них на сотни миль восточнее. Выяснить это можно только после дополнительного изучения фаций вдоль границ современного распространения отложений.

На фиг. 13-15 показан структурный разрез от Нью-Мексико до центральной части Техаса (положение разреза см. на фиг. 13-14). Видно несогласное трансгрессивное залегание меловых отложений на наклоненных и срезанных размывом формациях домелового возраста. На фиг. 13-16 иллюстрируются изменения пластового давления и температуры, происходившие в период поднятия, эрозии и перекрытия эрозионной поверхности трансгрессивно залегающими меловыми осадками. Здесь на верхнем разрезе показано современное соотношение меловых отложений с подстилающими их срезанными формациями, возраст которых с запада на восток (через юго-восток Нью-Мексико к центральной части Техаса) на расстоянии около 700 миль изменяется от юрского до пенсильванского. На крайнем востоке за пределами разреза на выступе Льяно в Техасе меловые отложения залегают непосредственно на докембрийских породах. Срезание домеловых толщ происходило в послеюрское время, поскольку границы всех более древних формаций на палеогеологической карте практически параллельны друг другу и перекрываются эти формации меловыми породами строго последовательно от юрских до докембрийских с запада на восток через всю рассматриваемую территорию. На нижнем разрезе показана та же территория, но здесь реконструирована обстановка, предшествовавшая поднятию и срезанию отложений, т.е. обстановка, существовавшая до накопления меловых осадков.
¹Как отмечалось, вряд ли возможно непосредственное переотложение нефти из более древних осадков в молодые. Наблюдения над современными осадками, особенно в зонах массовых потерь нефти (авария с танкером «Торри-Каньон» и др.), показывают, что такого переотложения нефти не бывает. - Прим. ред.
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Фиг. 13-14. Палеогеологическая карта западной части Северной Америки к началу отложения осадков мелового возраста.

1 - юра; 2 - триас; 3 - пермь; 4 - пенсильваний; 5 - миссисипий; 6 - девон; 7 - силур - ордовик; 8 - миссисипий - девон - силур - ордовик - кембрий; 9 - докембрий.
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Фиг. 13-15. Структурный разрез по линии АА' (см. фиг. 13-14) от Нью-Мексико до района свода Бенд в Техасе. Наблюдается трансгрессивное несогласное залегание меловых отложений (К) на срезанных эрозией более древних формациях от юры (J) на западе до Пенсильвания (Рm) на востоке. Региональный наклон всех домеловых формаций к западу образовался, по-видимому, в послеюрское время.
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Фиг. 13-16. Схематический разрез по линии АА' через юго-восток Нью-Мексико и западный Техас.
На верхнем разрезе показаны геологические условия, существующие в настоящее время, а на нижнем те же условия до поднятия, происшедшего в восточной части разреза, последующего срезания и перекрытия региона формациями мелового возраста. Поднятие пород, содержащих скопление нефти (показано черным кружком), с глубины 8000 футов (на нижнем разрезе) до глубины около 100 футов (на верхнем) обусловило уменьшение температуры и давления, что привело к созданию горизонтальных градиентов температуры и пластового давления и изменению состояния пластовых флюидов в связи с новыми условиями. Это был именно такой период, когда процессы миграции, видимо, протекают наиболее активно, а в имеющихся ловушках происходит аккумуляция залежей нефти и газа (буквенные обозначения см. на фиг. 13-14).
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Фиг. 13-17. Диаграмма, иллюстрирующая результаты регионального наклона коллектора (например, пласта, показанного на фиг 13-15 и 13-16).

Представим себе, что АВ – это запечатанная трубка, содержащая песок, нефть, пузырьки газа и воду и находящаяся под давлением 1000 фунт/кв.дюйм (~70 атм), равным перепаду гидростатических давлений между точками В и В'. Если точку В поднять
до уровня Вʹ, силы плавучести вызовут перемещение пузырьков газа и частиц нефти от А к В при условии, что будет достигнута достаточная фазовая непрерывность, чтобы преодолеть давление вытеснения. Однако, если трубка будет разорвана, например, в точке В' (что соответствует эрозии в природных условиях) то давление флюидов упадет до атмосферного, к силам плавучести добавится гидродинамическая составляющая, возникнет фазовая непрерывность газа от точки С до точки В' и движение газа вверх по восстанию резко ускорится.

Например, пластовое давление в нефтенасыщенных породах, показанных на разрезе черным кружком, достигало примерно 3600 фунт/кв. дюйм, что соответствует глубине залегания около 8000 футов. При региональном воздымании восточной части территории и сопутствующей эрозии пластовое давление падало до тех пор, пока оно не достигло 45 фунт/кв. дюйм на глубине около 100 футов (см. верхний разрез фиг. 13-16). Падение давления, обусловленное поднятием и срезанием пластов, все более увеличивалось в восточном направлении, что привело к созданию наклоненной к востоку потенциометрической поверхности. Вместе с изменением давления и температуры в каждом коллекторском пласте происходили изменения в равновесном состоянии пластовых флюидов. Поэтому можно ожидать, что в период поднятия пород, эрозии и перекрытия их меловыми осадками пластовые флюиды «приспосабливались» к новым условиям. Обладающие плавучестью нефть и газ в это время, по-видимому, испытывали расширение, мигрировали и начали заполнять все существо​вавшие уже ловушки. Ловушки, сформировавшиеся позднее этого времени, вероятно, должны быть непродуктивными. Эффекты, вызванные региональным наклоном, схематично показаны на фиг. 13-17. В связи с этим становится очевидной важность определения времени формирования ловушки по отношению к началу нарушения равновесия пластовых давлений. В истории почти каждого седиментационного бассейна был один или несколько периодов изменения пластовых давлений в результате происходивших поднятий и срезания пластов. Вероятнее всего, именно к этим периодам приурочены основные этапы миграции нефти и газа, вызванные приспособлением к новым условиям.

В результате уменьшения пластовых давлений, как, например, в случае наклона и трансгрессивного перекрытия меловыми отложениями срезанной подстилающей толщи пород на западе Северной Америки, должно высвобождаться огромное количество энергии. Ситуация, показанная на фиг. 3-15, характерна не только для Нью-Мексико и Техаса, но и для всей территории, протягивающейся на север, вплоть до Канады, на расстояние свыше 2500 миль (фиг. 13-18), шириной около 750 миль. В пределах названной территории общей площадью 1 625 000 кв. миль любое скопление нефти и газа было видоизменено в связи с уменьшением пластового давления и изменением гидродинамического градиента. В результате произошло перераспределение залежей в соответствии с новыми условиями. В действительности изменение этих условий могло происходить на гораздо большей по площади территории, чем та, которая показана на карте. Следовательно, каждая региональная поверхность несогласия отражает этап, в течение которого в связи с изменением условий в пластах широко развивались процессы миграции углеводородов, и в каждой залежи нефти, крупной или мелкой, содержащейся в породах, залегающих под несогласием, вновь восстанавливались равновесные условия.

Основываясь на анализе палеогеологической карты, можно сделать важные выводы относительно геологической истории любой рассматриваемой площади. Распространение формаций, залегающих ниже поверхности несогласия, обычно совершенно иное, чем то, которое мы видим на геологической карте современной земной поверхности. Поэтому палеогеологическая карта может рассматриваться как совершенно новая геологическая карта района, но построенная по другой, более древней, чем современная, эрозионной поверхности. Она показывает, какие формации были эродированы на этой древней поверхности, и площади, служившие источниками сноса обломочного материала, а эти данные в свою очередь помогают уточнить положение древней береговой линии. При интерпретации соотношений более древних и молодых отложений устанавливается структура залегающих под поверхностью несогласия слоев в том виде, в каком она существовала во время формирования поверхности. Составленная для определенной территории серия палеогеологических карт, каждая из которых отражает строение одной из нескольких толщ отложений, разделенных поверхностями несогласия, делает возможным отчетливо представить себе основные этапы геологической истории района. Подобная серия палеогеологических карт вместе с картами фаций и изопахит позволяет дифференцировать геологическую историю рассматриваемой области на ряд отдельных составляющих ее этапов и подвергнуть каждый из них количественному изучению. Такой
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Фиг. 13-18. Палеоструктурный разрез через западную Канаду (по линии ВВ' на фиг. 13-14) к концу юрского времени (внизу) и к началу отложения трансгрессивно залегающих меловых осадков (вверху).

Очевидно сходство этих разрезов с разрезами Техаса (фиг. 13-16). находящимися в 2000 милях южнее. Это свидетельствует о том, что наклон к западу, срезание отложений и трансгрессивное перекрытие эрозионной поверхности более молодыми отложениями, происходившие на границе юры и мела, характерны для всей этой части платформы. Буквенные обозначения см. на фиг. 13-14.

совокупный анализ различных карт является не только более совершенным методом изучения геологической истории региона, но и помогает оценить перспективы нефтегазоносности и выбрать направление поисково-разведочных работ.

Геофизические карты
Геофизическое картирование является по существу одним из видов кар​тирования погребенных отложений, проводимых до начала буровых работ. Правда, в ряде случаев для определения основных геофизических параметров требуется, чтобы предварительно было пробурено достаточное количество скважин. Этот вид картирования основывается на измерении различных физических свойств пород, таких, как время распространения волн при использовании сейсмических методов отраженных и преломленных волн, магнитная восприимчивость при магнитометрических работах, плотность пород при гравиметрических работах и их радиоактивность при картировании естественной радиоактивности. Проведенные измерения затем интерпретируются для определения структуры, стратиграфии, глубины залегания и площади распространения отложений. Для выявления общей геолотической картины эти данные могут использоваться совместно с результатами других видов глубинного картирования. Местные изменения геофизических характеристик и отклонения от фоновых их значений называются геофизическими аномалиями и в частных случаях - сейсмическими, магнитными и гравитационными аномалиями. Считается, что локальные аномалии, остающиеся после того, как в результате измерений какого-либо физического свойства вносятся необходимые поправки, отражают некоторые
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Фиг. 13-19. Структурные карты нефтяного месторождения Каюга, округ Андерсон, Техас (Реасосk, in Geophysical Case Histories, Soc. Explor. Geophys., 1, p. 126, Fig. 4, and p. 131, Fig. 7, 1948).

А - структурная карта по кровле писчего мела Остин, выполненная в январе 1934 г. по данным сейсмических исследований методом отраженных волн (скважина-первооткрывательница была закончена бурением 2 марта 1934 г.); изолинии через 100 футов; Б - структурная карта по кровле продуктивных песчаников Вудбайн (верхний мел); карта построена после того, как разбуривание месторождения (заштриховано) было закончено; изолинии через 50 футов.

особенности геологического строения. Правильная интерпретация этих аномалий зависит от степени изученности геологии как всего региона, так и исследуемой площади, а также от опытности и способностей геолога и теофизика.

В задачи этой книги не входит рассмотрение различных геофизических методов и используемой аппаратуры. Начиная с 1915 г., когда геофизические методы были впервые применены для поисков нефти и газа, о них было написано множество книг и отдельных статей [19]. Развитие и усовершенствование геофизических методов освещается в работах, публикуемых в ежемесячном геофизическом журнале Geophysics¹ [20]. Геолог-нефтяник должен разбираться в геофизических исследованиях так же хорошо, как в геологическом картировании, в применении горного компаса и в материалах аэрофотосъемки. Кроме того, определенные электрические

¹Разумеется, в других странах также существуют научные периодические издания, публикующие работы по проблемам разведочной геофизики. - Прим. перев.

и радиоактивные свойства горных пород являются базой для получения основных каротажных данных, необходимых для глубинного картирования. Многие структуры, содержащие залежи нефти и газа, были закартированы с применением геофизических исследований, а для некоторых из них эти исследования были единственным методом глубинного картирования. История ряда таких открытий была изложена в литературе [21]. На фиг. 13-19 и 13-20 приведены две структурные карты, полученные в результате проведения сейсмических работ методом отраженных волн до начала глубокого бурения (см. также фиг. 6-4). Во всех этих случаях залежи нефти были открыты в результате бурения на структурах, обнаруженных сейсмическими исследованиями.

Практическая ценность геофизических методов, использующихся в геологии нефти и газа, заключается в том, что они позволяют измерять такие физические свойства горных пород, которые указывают на возможные ловушки в коллекторах – единственные свойства, имеющие значение при нефтепоисковых работах. Самым точным из всех геофизических методов является сейсмическое картирование,
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Фиг. 13-20. Карты месторождения Полс-Валли, округ Гарвин, Оклахома (Cram, in Geophysical Case Histories, Soc. Explor. Geophys., 1, Figs. 1, 6, 7, 1948).

A - структурная карта по данным предварительных сейсмических исследований методом отращенных волн, выполненных в августе 1930 г.; Б - структурная карта по подошве пенсильванских отложений, построенная после окончания бурения, последовавшего за открытием нефти в апреле 1942 г.; В - структурная карта по кровле продуктивных песчаников Бромайд (ордовик). Структура песчаной толщи в зоне ее размыва в предпенсильванское время (заштрихована) восстановлена. Обращает на себя внимание то, что нарушение, выделяемое в ордовикских отложениях, не проходит выше предпенсильванской поверхности несогласия. Подобные складки с эродированным сводом часто называются «лысыми» структурами.

применяемое, кроме того, в наиболее широком по сравнению с другими методами диапазоне геологических условий. Преимущество сейсмических исследований заключается в том, что они позволяют выбрать для изучения любые границы между формациями. Поэтому становится возможным картирование кровли предполагаемого коллектора или расположенной вблизи нее границы между формациями. Однако надежность результатов сейсмических исследований в значительной мере определяется точностью наших знаний о скоростях распространения отраженных и переломленных волн в породах, слагающих разрез изучаемого района. Непредвиденные изменения разреза, такие, как фациальные замещения, разрывные нарушения, а также присутствие неконсолидированных осадков вблизи земной поверхности могут обусловливать изменения скоростей и таким образом вносить ошибки в структурную интерпретацию сейсмических данных. Гравиметрический, магнитометрический и радиометрический методы геофизических исследований весьма полезны при предварительных рекогнесцировочных работах; с их помощью могут быть закартированы определенные особенности геологического строения, с которыми связаны ловушки в коллекторах. Однако правильная интерпретация полученных данных требует от геолога внимания и большого опыта главным образом из-за невозможности установить при помощи этих методов точное положение закартированных аномалий.

Геохимические карты 

Геохимические карты применяются для того, чтобы показать в плане изменение химического состава пород и содержащихся в них флюидов [22]. На таких картах может быть показано, например, распространение на поверхности земли углеводородов¹, парафинов или потребляющих углеводороды бактерий. Там же, где один или несколько таких показателей дают аномально высокие значения, превосходящие фоновые, можно предполагать, что ниже располагается залежь нефти или газа, из которой углеводороды просачиваются на поверхность. Вертикальная миграция углеводородов, если только такое явление имеет место в природе, представляет собой сложный и не понятый до настоящего времени процесс, обусловленный, вероятно, диффузией. Карты концентрации углеводородов, иногда называемые картами почвенных анализов² и составляемые для участка поверхности, под которым находится нефтяная залежь, являются по существу картами микропроявлений. Полагают, что в одних случаях углеводороды или их остатки концентрируются непосредственно над залежью, в других - зона повышенных концентраций углеводородов располагается на поверхности в виде ореола по краям этой залежи, тогда как площадь над центральной частью залежи лишена нефтегазопроявлений. Основные трудности, с которыми сталкиваются геологи при составлении геохимических карт поверхностных отложений, связаны с крайне низким содержанием углеводородов в обычных осадочных породах, измеряемым частями на миллион или даже частями на миллиард. Ошибки в измерениях, попадающие на карту, по-видимому, превышают действительно существующие аномальные отклонения в содержании углеводородов. Более того, некоторые, а возможно и все, такие отклонения от фоновых значений полностью обусловлены причинами местного характера, связанными с поверхностными процессами: фотосинтезом, разным первоначальным содержанием углеводородов в породах обнажающихся формаций, различными эрозионными процессами и влиянием процессов выветривания.

Другие геохимические карты и разрезы составляют по данным, полученным при изучении кернов и шлама из буровых скважин [23]. В выбуренной породе измеряется содержание этана, пропана, бутана, пентана и более тяжелых углеводородных фракций. Если на нефтяном месторождении отмечается значительное увеличение содержания углеводородов в глинистых породах, непосредственно перекрывающих коллекторы, то продолжение бурения после вскрытия таких пород приводит к открытию нефтяных залежей.

¹Очевидно, здесь под термином «углеводороды» автор понимает все компоненты и производные нефти и газа. - Прим. ред.

²Так в американской литературе стали называть карты, на которых показываются результаты газовой съемки, методика которой разработана в СССР. - Прим. ред.
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Фиг. 13-21. Карта эквипотенциалов залежи Текс-Харви месторождения Спраберри, Западный Техас (см. также фиг. 13-11) (Wilkinson, Bull. Am. Assoc. Petrol. GeoL, 37, p. 264, Fig. 10, 1953).

Линейное простирание эквипотенциалов объясняется наличием вытянутых зон развития трещиноватости, обусловливающих увеличение проницаемости и соответственно продуктивности скважин. Начальные суточные дебиты скважин: 1 ‑ 600 баррелей и более; 2 ‑ 400-600 баррелей; 3 – 200-400 баррелей.

Другие типы глубинных карт

Другие типы глубинных карт составляют для изучения и наглядной демонстрации специфических особенностей геологического строения. На картах эквипотенциалов в изолиниях показывают величины начальных или расчетных суточных дебитов скважин, пробуренных в пределах залежи. Пример такой карты приведен на фиг. 13-21 (см. также фиг. 13-11). Карты изоконцентраций показывают в изолиниях изменения концентрации солей в водах нефтяных месторождений (см. фиг. 5-14, стр. 159). На картах изобар также с помощью изолиний показывают изменения пластовых давлений на площади залежи или месторождения. Эти карты полезны для выявления участков с пониженными давлениями. Характер прогрессивного уменьшения пластового давления устанавливается при составлении серии таких карт через равные промежутки времени. На картах внедрения пластовых вод показывается положение скважин, из которых получают нефть с водой; часто они составляются через равные интервалы времени для того, чтобы показать постепенное наступление фронта пластовых вод. Иногда, если хотят показать глубинное геологическое строение залежи в трех измерениях, сооружаются рельефные, или колышковые, модели. Обычно они применяются в учебных целях. Такие модели строятся при помощи колышков, на которые в масштабе наносятся границы формаций. Для этой цели могут также применяться пластины из прозрачного пластика или стекла, поме​щенные одна над другой, причем каждая пластина представляет какой-либо стратиграфический горизонт. Карты изохор показывают в изолиниях мощность продуктивного горизонта, т.е. мощность части резреза между водонефтяным контактом и покрышкой залежи. Эти карты применяются для подсчета запасов нефти и газа.

Счетно-решающие машины

Как можно было ожидать, широкое применение счетно-решающих машин стало характерной чертой исследований в геологии нефти и газа, причем они используются как при геологических, так и при геофизических работах. Применение счетно-решающих машин в геологии - быстро расширяющаяся область. В конце главы приведены ссылки на некоторые статьи, в которых описаны примеры применения вычислительной техники для решения геологических задач [24]. В любом регионе, где интенсивно проводятся геологические работы, накапливается огромное количество детальных фактических данных, и счетно-решающие машины в этом случае помогают быстро привлечь и обобщить все данные, полученные в самое различное время. Часто фактический материал определенного типа, обработанный с помощью таких машин, может наноситься прямо на карты, что экономит много времени, которое надо было затратить на его сбор и запись. Таким образом иногда удается выявить ряд аномалий, которые не выделяются на картах, построенных в обычных изолиниях. Это в свою очередь способствует выявлению районов, перспективных для дальнейших исследований. Тем не менее, по-видимому, потребуется еще некоторое время для окончательного внедрения вычислительной техники в геологические исследования. Для этого необходимо всячески поощрять публикацию достижений ученых в области применения счетно-решающих машин к решению геологических задач.

Поиски и разведка нефти и газа в акваториях. В последние годы в прибрежных зонах континентальных шельфов всего земного шара открыто много крупных залежей углеводородов. В настоящее время скважины бурятся при глубинах моря до 500 футов, и технические проблемы бурения и эксплуатации залежей нефти и газа в подводных условиях уже в значительной мере решены. В геологическом отношении морское дно в этих зонах является по существу простым продолжением суши или сходно с ней; толща же воды представляет собой особую разновидность поверхностного покрова. Как и на суше, залежи углеводородов здесь могут быть приурочены к соляным куполам, антиклинальным складкам или разрывным нарушениям, а также к стратиграфическим и комбинированным ловушкам¹. При геологических работах в море применяются те же геофизические методы исследований, что и на суше, именно эти методы являются основой для выявления здесь перспективных для поисков залежей аномалий². Иногда оказываются полезными батиметрические карты, отражающие особенности рельефа океанического дна. Они позволяют предполагать существование антиклинальных складок или других структур в подстилающих отложениях. На перспективность района могут в ряде случаев указывать нефте- и газопроявления на поверхности воды. Однако себестоимость нефти и газа, добываемых в водных бассейнах, как правило, в несколько раз выше их себестоимости на суше, и это следует обязательно учитывать при любых оценках перспектив нефтегазоносности акватории³. При морских работах составляются по существу такие же типы глубинных карт, как и при обычных геологических изысканиях на континентах.

Сухие скважины

Разведочные скважины, при испытании которых не удалось получить промышленных притоков нефти или газа, называются сухими скважинами. Из ежегодно бурящихся на территории США скважин в среднем только одна скважина из девяти оказывается продуктивной, а остальные восемь дают при опробовании отрицательные результаты. Это отношение в различных провинциях изменяется, но, как правило, наибольший процент сухих скважин отмечается в тех регионах, где большинство залежей связано не со структурными, а со стратиграфическими ловушками. Отношение числа сухих скважин к числу продуктивных может здесь достигать 20:1. Рентабельность эксплуатации скважины частично зависит от экономических факторов. Так, часто оставляются как сухие скважины, дебит которых составляет 1-1,5 м³ в сутки, или скважины, дающие вместе с нефтью чрезмерно большое количество воды. Может кроме того считаться непромышленной залежь, где глубина залегания продуктивного горизонта велика или

¹Следует отметить, что соляные купола выявлены в настоящее время и на континентальном склоне, и даже в пределах абиссальных равнин (Мексиканский залив). Однако в геологическом строении континентального склона, контпнентального подножия и абиссальной равнины имеется ряд особенностей, не наблюдающихся ни на суше, ни на шельфе. - Прим. ред.

²Геофизические работы в водных бассейнах, как правило (за исключением, может быть, аэромагнитной съемки), проводятся иначе, чем на суше. Проведение значительной части этих методов в водных бассейнах более эффективно, чем на суше, а себестоимость получаемых нефти и газа ниже. - Прим. ред.

³Последние расчеты, приводимые в американских журналах, опровергают это утверждение. Как установлено, затраты на поиски и разработку залежи нефти и газа в водном бассейне в два, а иногда и в 3-4 раза выше (они возрастают с увеличением глубины водного бассейна), чем на суше. Однако вследствие большей продуктивности скважин в море себестоимость тонны нефти или кубического метра газа ниже себестоимости их добычи на суше. Даже в таких водных бассейнах, как залив Кука, в настоящее время нефть, добываемая в море, дешевле нефти, извлекаемой на суше. - Прим. ред.

высоки эксплуатационные расходы и взнос за сухую скважину¹. Напротив, часто оказывается выгодным эксплуатировать неглубокую скважину, дающую всего несколько сотен литров высококачественной нефти в сутки.

Не следует, конечно, любую оказавшуюся сухой скважину принимать за неудачную. Каждая скважина приносит геологу множество данных, всестороннее изучение которых раньше или позже может стать основой для выбора места заложения новой поисковой скважины. Огромное количество поисковых скважин было заложено на участках, на которых благодаря ранее пробуренным сухим скважинам были выявлены структурные поднятия или наличие стратиграфических ловушек. При этом бурение каждой новой поисковой скважины производилось в надежде, что она окажется удачнее расположенной, вскроет перспективный горизонт на еще более высоких отметках и будет продуктивной. Некоторые поисковые скважины закладывались вблизи пробуренных скважин, которые, хотя и расценивались как сухие, имели нефте- и газопроявления или даже давали небольшие непромышленные притоки. Другие располагались вверх по восстанию слоев от уже имевшихся сухих скважин, вскрывших пласт, с расчетом, что они откроют залежь нефти в выклинивающихся песчаных телах. Иногда поисковые скважины бурились вблизи сухих скважин, заложенных в структурно пониженных участках, но позволяющих предполагать наличие разрывного нарушения. Для того чтобы получить подобные геологические данные, приходится затратить значительные средства, поэтому из каждой пробуренной скважины необходимо извлечь максимум возможной информации. Поскольку при геологических наблюдениях на поверхности земли непосредственно определить местоположение залежей нефти и газа невозможно, используются сведения, полученные при бурении сухих скважин, которые часто приводят к открытиям промышленных скоплений углеводородов.

Скважины могут оказаться сухими по одной из многих причин, причем в ряде случаев, устранив эту причину, удается получить промышленные притоки нефти и газа. На основании всех данных, полученных при бурении скважины, всегда следует постараться установить, почему поисковая скважина оказалась сухой. Это даст возможность правильно выбрать расположение последующей скважины, а также избежать ошибок при оценке другого участка. Ниже рассматриваются некоторые из наиболее обычных факторов, определяющих отсутствие промышленных притоков в скважинах. Безусловно, имеется и множество других причин, которые в комплексе определяют каждую сухую скважину как единственную в своем роде, но чаще, по-видимому, встречаются следующие:

1. Отсутствие ловушки во вскрытых скважиной коллекторах. Чаще всего именно в результате этого скважина оказывается сухой. В свою очередь отсутствие ловушки в месте расположения скважины может быть обусловлено несколькими обстоятельствами:

а) Неправильная стратиграфическая корреляция разрезов приводит к ошибкам при поверхностном или глубинном картировании. Она может быть связана с недостаточным количеством и плохим качеством имеющихся данных, с небрежностью при проведении работ или с непониманием геологической ситуации. В результате закартированные на каких-либо участках структурные поднятия или зоны выклинивания коллекторов бурением не подтверждаются.

¹Прежде чем бурить поисковую скважину, производитель работ может заключить контракт с арендатором прилегающего участка земли. Если поисковая скважина оказывается сухой, то по этому контракту арендатор соседнего участка выплачивает производителю работ обусловленную сумму денег, так называемый «взнос за сухую скважину» (dry hole contribution), поскольку пробуренная скважина выявляет перспективы и соседних земельных участков.

б)
В результате ошибок, допущенных по небрежности исполнителя работ, может быть неправильно определена абсолютная высота устья скважины или глубина залегания опорных горизонтов разреза. Это приводит к появлению на картах «антиклинальных структур», существование которых затем опровергается бурением разведочной скважины.

в)
Выявляющиеся неожиданно для геолога фациальные замещения коллекторов могут обусловить как наличие, так и отсутствие перспективной для поисков нефти и газа ловушки. Фациальные замещения вызывают также изменения скоростей сейсмических волн, а проявляющиеся в результате этого сейсмические аномалии могут интерпретироваться как структурные. Поэтому на тех площадях, где между поверхностью земли и коллекторским горизонтом неожиданно проявляется фациальное замещение, могут быть закартированы структурные аномалии, отсутствующие в действительности. Зоны фациального замещения можно предвидеть в том случае, если поблизости от введенной в разведку площади уже имеются материалы бурения и хорошо изучено геологическое строение территории, но в новых районах их невозможно установить до тех пор, пока не будет пробурено достаточное количество разведочных скважин.

г)
Эрозионный рельеф, связанный с погребенными поверхностями несогласия, может ошибочно интерпретироваться как дизъюнктивные нарушения или как не выраженные на поверхности тектонические структуры. Если эрозионные останцы на поверхности несогласия сложены породами, характеризующимися иной скоростью распространения сейсмических волн по сравнению с перекрывающими их отложениями, то картирование такой поверхности с помощью сейсмических методов не отражает тектонической структуры глубоких горизонтов. В этом случае ошибочность интерпретации сейсмических данных может быть установлена только после того, как будут пробурены скважины и накоплен достаточный опыт глубинного картирования.

2. Отсутствие коллекторов. Даже когда удается выявить благоприятные для поисков нефти и газа структурные формы, иногда оказывается, что породы-коллекторы, развитие которых предполагалось на данной площади, в действительности отсутствуют. Это может быть вызвано следующими причинами:

а)
Коллекторы могут замещаться глинистыми отложениями или терять свою проницаемость в результате локального фациального замещения, либо цементации на участке, где расположена разведочная скважина. Кроме того, если проницаемость обусловлена трещиноватостью пород и наличием в них кавернозных полостей, разведочная скважина может не попасть в трещиноватую или кавернозную зону и, следовательно, не обнаружит скопления углеводородов.

б)
Если коллектор пересечен разрывным нарушением, разведочная скважина, попавшая в плоскость разрыва, не вскроет этот пласт (см. фиг. 6-34 и 13-2, В).

в)
На участке, где расположена разведочная скважина, коллектор может быть уничтожен эрозией, что устанавливается по перерыву в нормальной стратиграфической последовательности напластований, вскрытых скважиной, и наличию несогласия. Когда продуктивная формация полностью размыта в сводовой части куполовидной структуры, но сохранилась на ее обрамлении, а также на ее склонах, говорят о «лысых» структурах¹ (см. фиг. 13-20, В).

г)
Когда коллектор не достигнут разведочной скважиной, говорят так называемых «песках фермера», залегающих ниже забоя. Они получили такое название
¹Такие структуры и связанные с ними кольцевые залежи встречаются на северо-западе Западно-Сибирской низменности. - Прим. ред.

потому, что владелец земельного участка бывает уверен, что продуктивные пески имеются в разрезе. И иногда он бывает прав. Но бурение велось до слишком малой глубины, часто из-за нехватки финансовых средств, недостаточной мощности оборудования или ошибок в стратиграфическом расчленении вскрытого разреза, в связи с чем скважина может быть остановлена в отложениях, залегающих выше коллектора.

д) Если разведка ведется на ловушку, связанную с выклинивающимися или замещающимися вверх по восстанию слоев породами-коллекторами, разведочная скважина может вскрыть проектный горизонт за зоной выклинивания и, таким образом, не обнаружит резервуара.

3. Смещение ловушки с глубиной. Выше уже рассматривался ряд причин, вызывающих латеральное смещение или изменение характера структурной ловушки с глубиной (см. стр. 231-235). Это может быть вызвано региональным уменьшением мощности стратиграфического разреза и сближением отдельных его слоев; увеличением амплитуды структур с глубиной, обусловленным периодически возобновлявшимся ростом складки или разрыва; выжиманием эвапоритовых или других некомпетентных пород; образованием параллельных складок; погребенными эрозионными выступами, не отражающимися в вышележащих отложениях; деформацией слоев; выветриванием поверхностных слоев, сопровождающимся обрушением и оседанием пород; складко- и сбросообразованием в слоях, залегающих под поверхностью углового несогласия, и, наконец, перемещением нефти в направлении движения пластовых вод в коллекторе.

4. Отклонение ствола разведочной скважины от вертикали. Хотя в настоящее время может осуществляться бурение точно направленных скважин, которые вскрывают коллекторский пласт в любой заранее определенной точке, стволы множества ранее пробуренных скважин имеют отклонение от вертикали, причем азимут и величина этого отклонения неизвестны (см. стр. 542: фиг. 13.2). Точка, в которой такая скважина вскрывает коллектор, может так далеко по горизонтали отстоять от устья скважины, что она окажется за пределами предполагаемого положения ловушки и минует залежь. Поиски ловушек, связанных с разрывными нарушениями, а также ловушек, расположенных на крыле соляных куполов, требуют особенно точно направленного бурения; залежи здесь могут быть легко пропущены даже при небольшом отклонении ствола, причем причина этого может остаться невыясненной без проверки азимута искривления ствола скважины.

5. Отсутствие в ловушке нефти или газа. Может случиться, что во вскрытой скважиной ловушке не будет обнаружено ни нефти, ни газа или удастся получить только непромышленные их притоки. Действительно, большая часть перспективных коллекторов в пределах структурного поднятия обычно не содержит промышленных залежей, а залегающие между поверхностью и продуктивным горизонтом проницаемые песчаные пласты оказываются водоносными. Почему же не все проницаемые толщи, залегающие в разрезе складок вплоть до наиболее глубокого продуктивного пласта, промышленно нефтегазоносны, особенно те толщи, которые продуктивны на других участках? Существование проницаемых, но непродуктивных слоев может объясняться несколькими причинами:

а) Нефть и газ в пласт не поступали. Хотя обычно полагают, что почти все неколлекторы содержат нефтяные углеводороды и должны рассматриваться как нефтегазопроизводящие, поступление нефти и газа в отдельные ловушки крайне различно (см. стр. 497-500: глава 12, дальность миграции). Большое значение, вероятно, следует придавать тому факту, что ловушка может быть приурочена не к гипсометрически наиболее высокой части структуры. Поэтому, если даже скважина, пробуренная в своде антиклинальной складки, оказалась сухой, поиски залежей должны продолжаться на ее крыльях. В особенности это относится к «лысым» структурам, которые ни в коем случае нельзя относить к непродуктивным до полного завершения разведочных работ.

б)
Локальная ловушка сформировалась слишком поздно. Там, где условия, благоприятствовавшие миграции углеводородов по коллекторам, существовали до того, как сформировалась локальная ловушка, нефть или газ могли пройти мимо участка, на котором впоследствии эта ловушка образовалась (см. стр. 525-530: глава 12, время образования ловушек). Кроме того, ловушка могла быть размыта, а содержащаяся в ней залежь уничтожена (фиг. 13-22). Таким образом, при поисках весьма важны данные о соотношении времени формирования ловушки и времени региональной миграции углеводородов. 

в)
Нефть могла быть вымыта из ловушки. При определенных гидродинамических условиях, существующих в настоящее время или существовавших в геологическом прошлом, газ и нефть могли быть частично смещены
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Фиг. 13-22. Схематический разрез, показывающий поверхность несогласия, маскирующую ловушку, содержащую нефтяную залежь (А), или обусловливающую отсутствие залежи в ловушке (Б).
Первоначально обе ловушки, по-видимому, содержали залежи нефти, но залежь в случае Б была разрушена в результате обнажения ее на поверхности и эрозии, в то время как залежь А сохранилась. На основании этих данных можно предполагать, что аккумуляция нефти происходила до формирования эрозионной поверхности и что после отложения глинистых пород выше поверхности несогласия миграции нефти не было. Противоположная картина отмечается на месторождении Оклахома-Сити (фиг. 14-6), где крупное скопление нефти приурочено к разрушенной в предпенсильванское время ловушке, что позволяет предполагать более молодой возраст залежи.

в них на крыло ловушки или даже полностью вымыты. Короче говоря, такая ловушка при данных гидродинамических условиях является неэффективной (см. стр. 514-515: глава 12, наклонные водо-нефтяные контакты). Коллекторы, пропитанные нефтью в пределах ловушки, указывают на то, что в этой ловушке некогда была залежь, которая позже оказалась расформированной.

6. Залежь не была выявлена во время бурения. Многие залежи, способные дать промышленные притоки нефти и газа, не удалось выявить при бурении. Некоторые из них были открыты при последующих работах, но, без сомнения, имеется много других залежей, еше не установленных. Причины этих неудач могут быть следующие: глубины бурения постоянно увеличиваются, соответственно увеличивается и давление бурового раствора. Высококачественный буровой раствор представляет собой сложную смесь химических веществ. Растут скорости бурения, применяется все более тяжелое оборудование и более мощные силовые установки. В результате этого некоторые нефтеносные пласты запечатываются вследствие высокого давления бурового раствора, образующего непроницаемые глинистые корки на стенках скважины или из-за разбухания глинистых минералов, содержащихся в нефтегазоносном пласте, что обусловлено проникновением в поры пласта пресной воды из бурового раствора. Небольшое количество нефти и газа, содержащееся в поровом пространстве пород, вскрытых скважиной с диаметром ствола всего 5 дюймов на глубине 2 мили и более, бывает очень трудно установить, после того как эти нефть и газ, смешавшись с буровым раствором, достигают поверхности земли. Современные методы исследова​ния бурового раствора с применением электронной и аналитической аппаратуры позволяют в значительной мере устранить неопределенности в оценке небольших нефте- и газопроявлений, но полностью исключить фактор субъективного подхода, особенно в случаях промежуточных значений, все же еще не удается.

Продуктивный пласт может быть пропущен на электрокаротажных диаграммах, если он характеризуется низкими сопротивлениями. Последние обычно вызваны обилием пластовых вод, обладающих высокой соленостью и поэтому скрывающих высокие сопротивления, свойственные нефтегазонасыщенным породам. Многие залежи были открыты в результате исследований, проведенных в старых скважинах, или при бурении вблизи заброшенных разведочных скважин. Эти работы проводились в том случае, если исполнитель, давший первоначальное заключение, не изучил электрокаротаж достаточно тщательно, чтобы можно было выявить продуктивный пласт. Стенки ствола скважины могут обваливаться, и тогда на основании отобранных образцов уже невозможно установить наличие нефти или газа. Кроме того, нефть может быть такой светлой и иметь настолько низкую плотность, что она быстро испаряется. Следы ее почти незаметны, если образцы исследуются через некоторое время после того, как они были извлечены из скважины. Нельзя не отметить, что одной из причин пропуска продуктивного пласта при бурении может быть неопытность или небрежность работника, которому поручено наблюдение за буровым шламом и керном, или отсутствие этого работника на месте в нужное время.

Каждая поисковая скважина, в которой отмечены хотя бы слабые признаки газа или нефти, установленные любым из возможных методов, используемых для определения присутствия нафтидов, является объектом для изучения. Необходимо решить, стоит ли тратить деньги - возможно, много денег - на дальнейшую разведку предполагаемого продуктивного пласта, если в нем отмечены слабые нефтегазопроявления? Неправильный ответ может явиться одной из причин неудачи в открытии залежи. На практике проявляются различные крайности. Одни геологи проводят опробование испытателем пласта или даже спускают эксплуатационную обсадную колонну при любых нефте- или газопроявлениях, другие идут на дополнительные расходы, только когда они считают, что нефтегазопроявления достаточно интенсивны, чтобы быть уверенным в получении промышленных притоков. Многие залежи, открытые в результате исследований, проведенных в скважинах, где отмечались только незначительные нефтегазопроявления, позволяют заключить, что в большинстве случаев эти исследования оправдывают затраченные на них средства.

Заключение

Глубинная геология представляет собой синтез всех самых разнообразных геологических и технических данных, получаемых при бурении как эксплуатационных, так и сухих скважин, а также результатов геофизических и геохимических исследований. Эти данные наносятся на карту и разрезы многих типов, единственная цель которых состоит в том, чтобы помочь отчетливо представить и понять глубинные геологические условия. От правильного их понимания зависит выбор точек для заложения поисковых, эксплуатационных и оконтуривающих скважин.

Вероятно, наиболее ценную информацию дает каротаж. Детальность и точность данных, полученных из скважин, возрастает с каждым годом по мере развития новой техники и методов исследования, несмотря на то, что глубины бурения постоянно увеличиваются. Новые и более точные данные заставляют постоянно пересматривать и исправлять построенные карты и разрезы и заменять устаревшие представления. И хотя глубины бурения все более увеличиваются и все более усложняется изучаемое геологическое строение древних формаций, процент правильно сделанных прогнозов не уменьшается.

Излишне еще раз подчеркивать, что различия составляемых карт и проводимых исследований не являются конкурирующими или взаимоисключающими ‑ они должны использоваться совместно. Любое исследование вносит свой вклад и способствует пониманию общей геологической картины, что приводит в итоге к обнаружению новых неразведанных ловушек, безошибочному выбору точек для бурения поисковых и оконтуривающих скважин и, в конце концов, к открытию новых залежей нефти и газа.
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Глава 14 Нефтегазоносные провинции

Осадочные отложения: теория углеродного коэффициента, седиментационные бассейны. Нефте- и газопроявления. Несогласия. Зоны выклинивания проницаемых пород. Региональные сводовые поднятия. Локальные ловушки.

При любых разведочных работах на нефть и газ, вне зависимости от того, проводят ли их крупные частные нефтяные компании или государственные, возникает острая необходимость решить, какие из еще не разведанных или слаборазведанных провинций или регионов наиболее перспективны и окупятся ли затраченные на разведку месторождений средства. Лишь очень немногие организации, если вообще такие имеются, могут вести разведочные работы широкого масштаба на всех возможных территориях. Каждая организация из большого числа районов выбирает такие, которые она считает наиболее благоприятными в данной конкретной ситуации. Крупная компания должна распределять разведочные работы соответственно своей оценке существующих условий. Кроме геологических условий, при выборе регионов следует учитывать существующую политическую обстановку, условия аренды площадей, расстояние от рынков сбыта и трубопроводов и стоимость работ (см. также гл. 15). Но в первую очередь выбор региона должен все же основываться на геологических данных, являющихся главными в комплексной оценке.

Наиболее важное достижение геолога-нефтяника - открытие залежи нефти или газа, которая свидетельствует о новой нефтегазоносной провинции. Какие же критерии должен применять геолог, чтобы выбрать для разведочных работ наиболее перспективную территорию? Какие признаки следует принимать в расчет? Каким образом можно сравнить перспективность таких, скажем, отдаленных территорий, как Флорида и Юта, Австралия и Северная Африка или как Франция и Англия? Для сохранения и увеличения мировых промышленных запасов нефти и газа ни нефтяной промышленности отдельных стран, ни частным компаниям нельзя рассчитывать на случайное открытие новой нефтегазоносной провинции. Для открытия нефтегазоносных провинций следует опираться на научный прогноз. Какие же геологические данные могут быть использованы для такого прогноза? Каким из этих данных следует отдать предпочтение перед другими, чтобы избежать ошибки? Некоторые из этих вопросов будут рассмотрены в настоящей главе. [В редакторском примечании ко 2-й главе (стр. 42) уже отмечалась неопределенность понятий о нефтегазоносных провинциях, а также субпровинциях.

Основным крупным элементом нефтегазогеологического районирования надо считать нефтегазоносный бассейн (НГБ). Это более или менее крупная (обычно значительно больше 103 км²) автономная впадина, выполненная субаквальными отложениями значительной мощности, в которой осадочные породы с рассеянным в них органическим веществом в течение длительного геологического времени (n×106 - n×107 лет) могут находиться в зоне катагенеза с температурой 90±25°С, т.е. в зоне, где осуществляется главная фаза нефтеобразования.

В пределах сложных в геологическом отношении НГБ выделяются нефтегазоносные области, которые в свою очередь подразделяются на районы. Менее сложные НГБ непосредственно делятся на районы. Очень крупные НГБ, площадью более 106 км², можно называть мегабассейнами.]

При сравнении геологических условий известных нефтегазоносных провинций оказывается, что они чрезвычайно разнообразны. Каждая провинция имеет собственную, отличную от других геологическую историю, свои особенности тектонического строения, характерный стратиграфический разрез и специфические типы скоплений нефти и газа. Представляется крайне сомнительным, чтобы многие из этих характерных черт геологического строения могли быть точно предсказаны в новых неизученных провинциях, на территории которых запроектировано проведение буровых работ. Однако все же существуют некоторые эмпирически установленные особенности, которые, по-видимому, характерны для большинства продуктивных площадей и играют ведущую роль в предварительной оценке перспектив нефтегазоносности региона до открытия там промышленных месторождений. Среди этих особенностей геологического строения можно выделить следующие: 1) характер отложений, 2) нефте- и газопроявления, 3) поверхности несогласия, 4) зоны выклинивания проницаемых пород, 5) региональные сводовые поднятия, 6) характер локальных ловушек.

Эти черты могут быть выявлены частично по данным геологических исследований на поверхности, особенно в краевых частях региона, где обнажаются толщи, погружающиеся к центру бассейна. Следует учесть, что почти во всех перспективных регионах в больших или меньших объемах уже проводилось разведочное бурение. Особенно тщательному изучению следует подвергнуть стратиграфическую приуроченность и характер различных пластовых флюидов, встреченных в скважинах. Рассмотренные совместно с материалами геологических работ на поверхности эти данные могут оказать большую помощь в прогнозе геологических условий, существующих на глубине. Даже одна единственная разведочная скважина, пробуренная во внутренней части бассейна, на достаточном удалении от района выходов на поверхность горизонтов, погружающихся в бассейн, может иметь огромную ценность для составления многих типов карт, являющихся основой для понимания геологической истории региона. Но для того, чтобы разведочная скважина могла дать максимально возможное количество полезных сведений, она должна быть тщательно задокументирована, должно быть поднято достаточное количество керна, а образцы его подвергнуты детальному изучению.

Характер отложений

Необходимым условием перспективно нефтегазоносной провинции является присутствие чехла осадочных пород. Осадочные отложения обеспечивают источники углеводородов, они могут быть коллекторами или покрышкой для залежей в ловушках. Практически все нефтяные и газовые залежи связаны именно с осадочными отложениями, которые по этой причине должны рассматриваться в первую очередь при любой оценке перспективности на нефть и газ того или иного не изученного и не продуктивного до настоящего времени региона. В целом можно считать, что вероятность открытия промышленных залежей нефти приблизительно пропорциональна объему осадочного чехла ‑ чем больше его мощность, тем больше шансов обнаружить здесь залежи. Объем осадочного чехла, измеренный в кубических милях, может поэтому служить мерой для оценки и сравнения потенциальных возможностей разных регионов. Общее количество нефти, уже добытой к настоящему времени, и той, которую можно будет извлечь в будущем, составляет в США по различным оценкам от 6000 до 200 000 баррелей на 1 куб. милю осадочных пород для различных нефтегазоносных провинций, а в среднем около 50 000 баррелей на 1 куб. милю для 2 млн. куб. миль осадочных пород, считающихся нефтегазоносными [1]. Поскольку в Соединенных Штатах Америки изучены значительные площади, то установленную для США цифру 50 000 баррелей нефти на 1 куб. милю осадочных пород можно принять и для других регионов земного шара, еще не изученных и не разбуренных¹.

По-видимому, осадочные отложения США не должны содержать большее количество нефти и газа, чем подобные же отложения в других менее исследованных частях земного шара. Однако цифру 50 000 баррелей на 1 куб. милю следует рассматривать как усредненную величину только для крупного региона, а не для отдельных локальных районов. Это становится совершенно очевидным, если вспомнить богатые углеводородами отложения таких небольших по площади субпровинций, как бассейн Лос-Анджелес в Калифорнии и район Баку в СССР. Даже при максимально высоких возможных оценках объема потенциально нефтегазоносных пород из числа таковых исключаются в настоящее время отложения всех территорий, где мощность осадочного чехла не превышает 1000 футов, все отложения плейстоценового, кембрийского и докембрийского возраста, а также отложения, даже в небольшой степени подвергшиеся метаморфизму.

[С нефтегенетической точки зрения к отложениям, генерировавшим в той или иной степени нефть, следует относить лишь те субаквальные осадочные породы, которые залегают (или залегали) на глубинах не менее 2000± 500 м (в зависимости от типа осадков и их возраста). При этом нельзя исключать ни плейстоценовые, ни кембрийские и рифейские (синийские) отложения. Последнее замечание касается и промышленной нефтегазоносности. Ее нижний предел определяется не возрастом пород, а степенью их катагенеза, о которой речь идет ниже.]

Следует также учитывать характер осадочных пород. Поскольку большинство обнаруженных до настоящего времени залежей нефти и газа приурочено к морским отложениям, можно считать, что территории, где подобные отложения слагают основную часть разреза осадочного чехла, должны быть более перспективными на нефть и газ, чем территории, где развиты породы преимущественно континентального генезиса. Благоприятной предпосылкой для высокой оценки перспектив нефтегазоносности является также изменчивость литологического состава отложений. Если отложения того или иного района представлены только глинистыми либо только песчаными породами, вероятность обнаружить здесь промышленные скопления нефти и газа значительно меньше, чем если осадочные толщи образованы переслаивающимися пластами глинистых сланцев, песчаников и известняков. Если же в пределах обширной площади развиты выдержанные по площади песчаные пласты, то степень их перспективности в большей мере зависит от количества локальных тектонических структур, чем пластов, выклинивающихся или замещающихся по простиранию слабопроницаемыми породами.

Осадочные толщи, полностью сложенные известняками и доломитами, более благоприятны для поисков залежей нефти и газа, чем отложения, образованные только песчаниками или глинистыми сланцами, поскольку в карбонатных толщах могут содержаться как коллекторские, так и слабопроницаемые пласты, обеспечивающие надежность ловушек. Во многих районах, таких, как, например, западный Техас, нефть и газ получают из известняковых и доломитовых коллекторов в карбонатной толще мощностью в тысячи футов. Вообще же для большинства отложений характерны

¹В первом американском издании книги (1956, стр. 607-608) средняя величина начальных запасов нефти также оценивалась в 50 000 баррелей на 1 куб. милю. К сожалению, в русском переводе (Гостоптехиздат, 1958) при пересчете на метрические меры были допущены многочисленные ошибки. - Прим. ред.

латеральные фациальные изменения, и поэтому без достаточных оснований никогда не следует предполагать, что разрез осадочного чехла региона полностью представлен только известняками, только песчаниками или только глинистыми породами. Во всяком случае, такое заключение не может быть сделано с уверенностью до тех пор, пока в различных частях седиментационного бассейна не будет пробурено хотя бы несколько скважин.

Метаморфизм осадочных отложений представляет собой еще один фактор, который, как считают многие геологи, определяет возможность обнаружить промышленные скопления углеводородов. Метаморфизмом (этот термин часто употребляется неправильно) следует называть только такие изменения горных пород, которые связаны с воздействием на них высоких температур и давлений. Слабая степень метаморфизма пород устанавливается по присутствию в них вторичных минералов - хлорита, серицита, ориентированных чешуек слюды, а также по наличию вытянутых и деформированных частиц, образующихся под влиянием повышенных температур и давлений. Ортокварциты формируются при цементации частиц отложений кремнием, источники которого могут быть как первичными, так и вторичными. Эти породы не должны рассматриваться в качестве метаморфических. Одно из последствий метаморфизации отложений - снижение их проницаемости и, следовательно, уменьшение вероятности аккумуляции нефти и газа в залежи. Другое возможное значение слабой метаморфизации заключается в том, что нафтиды под ее влиянием могут переходить в более летучие формы. Именно это обстоятельство привело к развитию теории углеродного коэффициента, которая будет рассмотрена подробнее, поскольку она имела большое значение в истории развития разведочных работ на нефть и газ.

Теория углеродного коэффициента 

Степень слабого метаморфизма¹ определенных осадочных пород, мерилом которой является карбонизация включенных в них углей, была использована как показатель характера нефтей и газов, содержащихся в этих породах. Такой метод, который, как полагали, дает правильные результаты, получил название теории углеродного коэффициента. Наибольшее развитие эта теория получила в работе Уайта [2], вышедшей в свет в 1915 г., хотя основные ее идеи обсуждались еще со времени, когда была пробурена скважина Дрейка [3].

Теория углеродного коэффициента, в том ее аспекте, который применяется для региональных поисков нефти и газа, утверждает, что для территорий, характеризующихся слабым метаморфизмом [катагенезом] осадочных пород и развитием бурых лигнитовых углей, свойственны нефти высокого удельного веса. По мере повышения давлений и температур процентное содержание связанного углерода увеличивается, сорт углей улучшается, а нефть становится более легкой. На территориях, где распространены битуминозные угли [по американской терминологии, весьма неудачной, они отвечают углям «Д», «Г» и «Ж» по обозначениям, принятым в советской литературе], можно ожидать встретить только
¹Дав относительно правильное определение термина «метаморфизм», автор стал применять его неправильно к признакам, предшествующим собственно метаморфизму. Правда, он говорит о малом, низком или слабом (low-grade, little) метаморфизме, но только вначале, а затем оговорок не делает. Другие американские авторы предпочитают говорить о диагенезе, понимая его неоправданно широко (так употребляет этот термин применительно к другим породам и А. Леворсен), или об эометаморфизме (новый термин К. Ландеса) и т. д. Правильнее говорить о катагенезе. Эта стадия литогенеза сменяет диагенез примерно тогда, когда торф превращается в бурый уголь; она завершается этапом, в котором ооганическое вещество утратило почти все летучие компоненты и превратилось в антрацит. Усиленная графитизация его - признак начала собственно метаморфизма (метагенеза). - Прим. ред.

газ и легкие нефти, а по мере увеличения степени метаморфизма [катагенеза] достигается граница, ниже которой встречаются лишь углеводородные газы. И, наконец, там, где каменный уголь представлен антрацитом, нельзя ожидать открытия промышленных скоплений ни газа, ни нефти. В целом проведенные исследования подтверждают представления об отсутствии промышленных залежей углеводородов на территориях, где каменные угли характеризуются высокой степенью метаморфизма [катагенеза]. Однако это общее правило имеет исключения; кроме того, необходимо отметить, что в районах, которые считаются неблагоприятными для поисков нефти и газа из-за высокой степени метаморфизма [катагенеза] имеющихся там углей, пробурено недостаточное количество глубоких поисковых скважин.

Углеродный коэффициент, характеризующий степень метаморфизма отложений, измеряется процентным содержанием связанного углерода в обезвоженной и беззольной части высушенного угля. Углеродный коэффициент вычисляется путем деления весового процентного содержания связанного углерода в общем анализируемом количестве каменного угля на сумму процентного содержания в нем связанного углерода и летучих веществ. Равные значения углеродного коэффициента, нанесенные на карту, соединяются линиями, называемыми изокарбами. Такие карты построены и опубликованы для многих регионов [4]. Они основаны на анализах беззольной части каменного угля, но влага наряду с летучими веществами входила в эти анализы как составная часть угля [5].

Соотношение между содержанием связанного углерода в обезвоженных каменных углях, с одной стороны, и наличием нефти и газа, с другой, было показано Фуллером [6] в виде следующей таблицы.

	Углеродный коэффициент (по поверхностным данным), %:
	Содержание нефти и газа

	больше 70
	За редкими исключениями нефть и газ отсутствуют

	65-70
	Обычно наблюдаются слабые проявления и мелкие скопления. Промышленные залежи отсутствуют

	60-65
	Промышленные залежи редки, но нефть в них исключительно высокого качества. Довольно часто скважины дают газ, но обычно из небольших непромышленных залежей

	55-60
	Преимущественно легкие нефти и газ месторождений в Аппалачах

	50-55
	Преимущественно нефти средней плотности из месторождений Огайо и Индианы, а также региона Мид-Континент

	Меньше 50
	Тяжелые нефти побережья Мексиканского залива, а также нефти в неконсолидированных отложениях третичного и другого возраста


Поскольку теория углеродного коэффициента имеет самое близкое отношение к проблеме поисков промышленных скоплений углеводородов, ей было посвящено большое количество исследований. В результате первоначальные представления были значительно модифицированы. Против теории было выдвинуто много возражений, касающихся главным образом точности измерения углеродного коэффициента, но отчасти также и интерпретации этих измерений, причем сомнению подвергалось и значение углеродного коэффициента как показателя степени метаморфизма пород, и его роль в выборе направлений поисково-разведочных работ на нефть и газ.

В основе некоторых возражений против теории углеродного коэффициента лежит несогласие с методами отбора образцов угля и их анализа. Вкратце они сводятся к следующему:

¹Обычно анализируемые образцы не отражают действительные свойства угля. Эти образцы отбираются либо из угольных пластов, характеризующихся различными стадиями выветривания, либо из отдельных прослоев внутри угольного пласта. Кроме того, если образец немедленно после отбора не помещается в герметически закупоренный контейнер, начинается его выветривание. В итоге анализируемый образец может существенно отличаться от коренной породы в недрах, причем результаты полученных анализов в разных лабораториях также различны. Правильную интерпретацию результатов исследований можно ожидать только в том случае, если сами эти анализы выполняются по одинаковой или сходной методике.

При строгом подходе теория углеродного коэффициента требует сравнения безводных и беззольных компонентов каменных углей. Первоначально полагали, что всякое присутствие влаги в образце случайно и она не является составной частью угля. Однако в настоящее время считают, что некоторая часть влаги все же представляет собой действительный компонент угля [7] и что для измерения процентного содержания связанного углерода влага столь же важна, как и имеющиеся в угле летучие вещества. Особенно большое различие в результатах анализов, произведенных по этим двум методикам, отмечается для углей из третичных отложений. Процентное содержание связанного углерода заметно выше при его определении на безводную и беззольную часть угля; для некоторых слабометаморфизованных углей, например, оно выше в два раза.

Многие из составленных ранее карт изокарб (линии равных углеродных коэффициентов) строились по данным о величине углеродного коэффициента не для одного и того же угольного пласта на различных участках его развития, а для любых углей, обнару​женных в регионе. В результате на таких картах сопоставлялись данные о более древних и более глубокозалегающих углях с данными о более молодых углях. То обстоятельство, что по краям бассейна обнажаются более древние угольные пласты, которые, как можно ожидать, должны характеризоваться большими значениями углеродного коэффициента, во внимание не принималось. В Аппалачском регионе, например, содержание связанного углерода увеличивается на 0,69 на каждые 100 футов при движении вниз по стратиграфическому разрезу [8]. Это означает, что углеродный коэффициент более древних угольных пластов, глубоко погружавшихся на протяжении своей геологической истории, а ныне выведенных на поверхность вдоль восточной границы региона, значительно выше, чем, более молодых углей, распространенных западнее. Как более древние, так и молодые угольные пласты, по-видимому, испытали здесь приблизительно одинаковые тектонические деформации. Поэтому при сравнении этих углей скорее выявляются первичные различия в их составе и различия в условиях и глубине их захоронения.

Таким образом, различия в методах определения углеродного коэффициента могут оказаться весьма значительными и привести к ошибочным выводам. Это можно установить по максимально возможным отклонениям углеродного коэффициента от нормы, достигающим следующих величин: из-за ошибок при отборе образцов угля, при взятии образцов из пластов, подвергшихся выветриванию и т.д. ‑ 15%; из-за ошибок при нестандартных методах анализов углей ‑ 20%; из-за различия результатов при анализе безводных углей и углей, содержащих влагу, ‑ 50% [9].

Основная слабость теории углеродного коэффициента заключается в предположении, что изменения в процентном содержании связанного углерода отражают различия в степени метаморфизма [катагенеза] пород рассматриваемой территории. Если это главное в теории предположение ошибочно, тогда совершенно неправильным оказывается и заключение, что почти полное отсутствие нефти и газа в регионе находится в прямой связи с высокими значениями углеродного коэффициента. Вот некоторые из возражений, выдвигаемых против этого основополагающего предположения.

Если причину более высоких значений углеродного коэффициента не связывать с метаморфизмом осадочных образований, то колебания этих значений, как можно полагать, должны обусловливаться первичными факторами - различиями в составе органического вещества, отлагавшегося на отдельных участках, или различиями в обстановке осадконакопления. Некоторые угли первоначально отличались большим процентным содержанием водорослевого материала, пыльны и спор или древесного материала по сравнению с другими. Характер первоначально содержавшегося в угле органического вещества мог изменяться от района к району в пределах одной и той же угленосной формации, что определялось особенностями седиментационной обстановки. Эти различия в первичном органическом веществе, вероятно, могли обусловить разную степень его карбонизации при одинаковых температурах и давлениях. Подобная же аргументация применяется и в отношении потенциально нефтегазоносных отложений: утверждение, что с увеличением углеродного коэффициента пористость и проницаемость пород снижаются, в общем совершенно справедливо, однако причину этого часто следует искать также в первичных факторах, а не во вторичных.

Степень метаморфизма [катагенеза] пород при одинаковых температурах и давлениях будет различна в разных отложениях. Отложения, содержащие даже небольшие количества сравнительно неустойчивых минералов, таких, как некоторые глинистые минералы и карбонаты, обладают при деформациях большей пластичностью и, следовательно, в большей степени теряют свою пористость и проницаемость, чем отложения, целиком образованные устойчивыми минералами, например кварцем. Компетентность угленосных и связанных с ними нефтегазоносных формаций может быть, таким образом, совершенно различной. Поэтому степень метаморфизма [катагенеза] углей не может служить достаточно надежным показателем метаморфизма залегающих по соседству с ними пород-коллекторов.

3.
Если при метаморфизме [катагенезе] под влиянием высоких температур и давлений низкокачественные нефти или первичный органический материал превращаются в высококачественную нефть, то в породах должны оставаться следы этого процесса, в виде асфальта и кокса [10]. [Это устаревшее представление не может серьезно приниматься во внимание]. Такое заключение, по-видимому, может быть принято без каких-либо особых доказательств, поскольку в процессе перегонки нефти на всех стадиях остаются более тяжелые ее компоненты. Поскольку такие остаточные продукты нефти в породах не устанавливаются, можно полагать, что процесс медленной перегонки не играл существенной роли. [Всегда остается кероген]. Нельзя, однако, исключать возможность того, что в породах присутствуют только микроскопические количества остаточного «углеводородного вещества», трудно поддающегося определению. Было бы естественным ожидать, что если коллекторы располагались в зоне, характеризовавшейся высокими температурой и давлением, то легкие нефти и особенно газ должны были мигрировать из этой зоны в на​правлении движения пластовых вод на территорию с более низким уровнем потенциальной энергии, оставляя в породах свои тяжелые компоненты. Однако, согласно теории углеродного коэффициента, газ приурочен именно к районам, для которых свойственны наиболее высокая степень метаморфизма пород и, вероятно, наиболее высокие температуры и давления.

4. Хилт [11] в 1873 г. впервые пришел к заключению, что в серии угольных пластов степень карбонизации [углефикации], как правило, увеличивается по мере перехода к стратиграфически более древним горизонтам разреза. Правильность этого вывода была подтверждена при изучении угольных месторождений всего земного шара, благодаря чему он получил название закона Хилта. Степень углефикации увеличивается в среднем на 0,7 на каждые 100 футов разреза. Таким образом, во многих случаях значение углеродного коэффициента, полученное при изучении углей, залегающих на поверхности, не будет соответствовать величине этого коэффициента на глубинах в тысячи футов, т. е. там, где коллекторы могут быть промышленно нефтегазоносными. Как отметил Расселл [12], нефти, связанные с известняками в Кентукки, а также, вероятно, и многие другие нефтяные залежи приурочены к коллекторам, для которых характерна столь же высокая степень метаморфизма [катагенеза], как и для пород, включающих угли с чрезвычайно большим углеродным коэффициентом. Такие породы, согласно теории углеродного коэффициента, не должны были бы содержать никаких углеводородов, кроме газа. Поэтому для определения степени метаморфизма [катагенеза] коллекторов следует изучать угли, приуроченные к слоям, стратиграфически примерно одновозрастным перспективно нефтегазоносным горизонтам [8]¹.

5. Другая возможная причина некоторых кажущихся необъяснимыми колебаний величины углеродного коэффициента связана с изменениями проницаемости пород, включающих угольные пласты. Чем выше проницаемость таких пород, тем более благоприятны условия для миграции из углей их летучих компонентов. Различия в величине углеродного коэффициента, таким образом, могут отражать не столько степень метаморфизма, сколько разную проницаемость вмещающих пород.

6. Уайт полагал, что давления, обусловливающие метаморфизацию пород, вызываются тангенциальными силами, проявляющимися в результате складкообразования и диастрофизма. Большинство же более поздних исследователей пришли к выводу, что величина углеродного коэффициента зависит от глубины захоронения рассматриваемых пород [13]. Этот последний вывод находится в полном согласии с законом Хилта. Однако Хендрикс, тщательно изучив распределение углеродных коэффициентов в углях Арканзаса и Оклахомы [14], заключил, что содержание связанного углерода непосредственно определяется структурными деформациями региона под влиянием давления, направленного с юга. Он установил, что степень углефикации, а следовательно, и величина углеродного коэффициента не связаны ни со стратиграфическим положением угольных пластов, ни с первоначальным составом углей. Такая интерпретация углеродных коэффициентов на этой территории все же недостаточно убедительна, так как изокарбы (линии равных углеродных коэффициентов) в гораздо большей степени параллельны изопахитам угленосной формации, чем простираниям надвигов.

Изложенный материал приводит нас к выводу, что на современном уровне знаний доказательства совместной метаморфизации нефти и углей не убедительны. Вероятно, существует какая-то региональная взаимосвязь между углеродными коэффициентами (особенно измеренными на основании анализов беззольных, но включающих влагу компонентов угля) и степенью метаморфизма [катагенеза] пород, вызванного нагрузкой вышележащих отложений, диастрофизмом или обоими этими факторами. На многих картах углеродного коэффициента его низкие значения строго приурочены к регионам, характеризующимся слабой деформированностью и незначительной мощностью отложений, перекрывающих изученный угольный пласт. Но, несмотря на это, взаимосвязь между низкими значениями углеродного коэффициента и нефтью с достаточной определенностью показать не удалось. Справедливо также, что в районах, для которых свойственны высокие значения углеродного коэффициента, до настоящего времени обнаружено только очень немного залежей нефти и газа. Но такое положение может быть следствием крайне малого общего объема поискового бурения в этих областях, обусловленного нежеланием проводить работы на площадях с высокими углеродными коэффициентами.

¹Еще важнее, чтобы анализировались пробы углей и нефтяных горизонтов, залегающих на одинаковой глубине. - Прим. ред.

В заключение следует указать на существование ряда исключений из первоначального представления о том, что на площадях, характеризующихся высокими значениями углеродных коэффициентов, могут быть обнаружены только газовые, но не нефтяные залежи. Подобные исключения становятся особенно показательными, если попытаться применить закон Хилта к отложениям, которые перекрывают многие современные глубокозалегающие нефтяные залежи. Если бы вблизи этих нефтеносных горизонтов располагались угольные пласты, то во многих случаях они, по-видимому, отличались бы такими высокими значениями углеродного коэффициента, при которых, как полагают, уже не может происходить аккумуляция не только нефти, но и газа. По отношению к выбору объектов для разведочных работ это означает, что высокие углеродные коэффициенты, характерные для углей на какой-либо площади, не должны рассматриваться как достаточное основание для того, чтобы считать эту площадь непродуктивной. Как было уже показано, существование относительно высоких температур и давлений не следует принимать за фактор, несовместимый с аккумуляцией нефти и газа, поскольку они могут быть обусловлены причинами, не влияющими на процессы аккумуляции.

Седиментационные бассейны

Территории всего земного шара, в пределах которых развиты сколько-нибудь значительные толщи неметаморфизованных отложений, характеризуются одной общей особенностью [15]. На каждой из них мощность осадочных отложений максимальна в центральной части и уменьшается к краевым зонам. Такие территории получили название седиментационных бассейнов (sedimentary basins). В бассейны включаются все районы, в пределах которых известны значительные по мощности осадочные толщи. В них входят не только все открытые до настоящего времени нефтегазоносные провинции, но и все провинции, которые, вероятно, будут открыты в будущем. Карты, показывающие седиментационные бассейны всего земного шара, приведены в работах Уикса [16] и Джестера [17]. [Все сколько-нибудь крупные седиментационные бассейны, представляющие собой в современном тектоническом плане Земли впадины с мощностью отложений более 2±0,5 км, являются нефтегазоносными или вероятно нефтегазоносными бассейнами.]

Седиментационные бассейны имеют часто довольно сложное строение. Они обладают общей для всех них характерной особенностью ‑ все они представляют собой погруженные зоны с мощным осадочным чехлом во внутренних и менее мощным в краевых частях. Однако во всех других отношениях бассейны могут резко отличаться друг от друга - иметь различное строение и генезис. Некоторые седиментационные бассейны действительно представляли собой бассейны осадконакопления (depositional basins), о чем свидетельствуют древние береговые линии, окружающие их по периферии. Другие бассейны являются структурными (structural basins); фактически это региональные замкнутые синклинали. Осадочные образования, выполняющие структурные бассейны, однотипны на его периферии и в центре, отдельные формации здесь распространены шире, а мощности их более однообразны по всей площади, чем в бассейнах осадконакопления. Некоторые территории называются «бассейнами» только на основании современного рельефа земной поверхности, и это название никак не связывается с условиями залегания развитых в их пределах толщ. По-видимому, месторождения нефти и газа могут быть с равной вероятностью обнаружены в обоих этих типах бассейнов, как в их центральных частях, так и на периферии.

Многие седиментационные бассейны имеют смешанное происхождение. В некоторых таких бассейнах строение верхних горизонтов разреза, например горизонтов, залегающих выше поверхности несогласия, указывает на то, что здесь существовал бассейн осадконакопления. В то же время подстилающие слои образуют структурный бассейн. Если площади двух или более бассейнов, имеющих разное происхождение, совпадают в плане, образованный в результате этого совпадения бассейн может рассматриваться как сложный [гетерогенный]. Идеализированный разрез через такой гетерогенный (точнее сказать гетерогенный по вертикали) бассейн показан на фиг. 14-1. Два или более структурных бассейна и бассейна осадконакопления могут совпадать в плане полностью либо только частично или быть совершенно изолированными один от другого. Многочисленные примеры гетерогенных бассейнов можно наблюдать на территории США в Скалистых горах; третичные отложения, залегающие здесь вблизи поверхности, часто образуют бассейн осадконакопления, в то время как подстилающие толщи ‑ структурный бассейн, обычно замкнутый. Во многих из этих примеров
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Фиг. 14-1. Схематический разрез бассейна, гетерогенного по вертикали.

Поверхность А частично структурная, но в основном топографическая. Толща В образует бассейн осадконакопления, а толща С - структурный бассейн, причем седиментационные границы развития толщи С располагаются за пределами границ этой толщи на профиле. Размеры бассейна по горизонтали - несколько сотен миль, мощность выполняющих его отложений - несколько миль.

складкообразование предшествовало во времени началу накопления третичных формаций и обусловило локализацию седиментации на ограниченных площадях. В итоге отмечается совпадение двух бассейнов в плане. В других случаях эти молодые бассейны осадконакопления в результате более позднего складкообразования были разделены на несколько структурных бассейнов, располагающихся на площади одного крупного древнего
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Фиг. 14-2. Схематический разрез, показывающий развитие бассейна, гетерогенного по простиранию.

Сначала формируется борт В, где развиты прибрежные и шельфовые отложения. Позже складчатость вдоль борта А приводит к образованию депрессии А', В', имеющей форму бассейна. С подобными бассейнами, образованными в два этапа под влиянием палеогеографического и структурного факторов, связано много нефтегазоносных провинций. Несколько примеров таких бассейнов приведены на фиг. 14-3. Размеры бассейна по горизонтали ‑ несколько сотен миль, мощность выполняющих его отложений ‑ несколько миль.

структурного бассейна. Таким образом, одни бассейны могут быть включены в пределы других и создавать сложную картину геологического строения, которую удается понять только после проведения тщательного стратиграфического и структурного анализа.

Другой сложный тип седиментационного бассейна, с которым, по-видимому, особенно тесно связаны нефтегазоносные провинции, образуется в результате двух независимых друг от друга процессов ‑ седиментации и складчатости. Эти процессы протекают в разное время и обусловливают возникновение бассейна. Последовательность этапов развития подобного бассейна представляется следующим образом (фиг. 14-2).

Один борт бассейна (В) сформировался при накоплении отложений, несогласно перекрывающих пологонаклоненную поверхность суши. Такая суша называется щитом, платформой или кратоном [18]. На этом борту бассейна широко распространены образования древних береговых линий.
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Фиг. 14-3. Разрезы пяти продуктивных бассейнов, гетерогенных по простиранию.

Нефтегазоносность показана черными кружками. (Разрезы В, Г и Д из Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., соответственно по Tainsh, 34, p. 832, Fig. 2; Funkhouser, Sass, Hedberg, 32, p. 1864, Fig. 3; Link, 36, p. 1515, Fig. 19).

За отложением осадков последовало формирование резких линейных складок и сбросов на противоположной стороне бассейна (А) - в «геантиклинальной полосе» Уикса [19]. В итоге депрессия между А' и В' приобрела форму бассейна, который следует рассматривать как бассейн, сложный [гетерогенный] по простиранию (composite laterally). Формирование этого бассейна происходило в два разделенных во времени этапа. Залежи нефти и газа могут быть приурочены к обоим его бортам. Несколько примеров бассейнов подобного типа, каждый из которых представляет собой продуктивную нефтегазоносную провинцию, приведено на фиг. 14-3. Здесь показаны идеализированные разрезы бассейна Мак-Алистер в восточной Оклахоме (разрез А), Аппалачского бассейна на востоке США (Б), бассейна центральной части Бирмы (В), бассейна Матурин на востоке Венесуэлы (Г) и бассейна Персидского залива на Среднем Востоке (Д).
Гетерогенные по простиранию бассейны характеризуются следующими особенностями.

1. Поскольку на том борту бассейна, где наблюдается несогласное налегание отложений (В на фиг. 14-2), ловушки могли существовать уже со времени, когда коллекторы были перекрыты слабопроницаемыми породами, аккумуляция нефти и газа в залежи могла начаться здесь раньше и протекать гораздо более длительное время, чем на противоположном его борту.

2. Равновесное состояние флюидов, так же как давление и температура во всех коллекторах (резервуарах), во время складко- и сбросообразования на борту А бассейна были нарушены. Этот этап деформаций осадочного чехла явился, таким образом, временем приспособления всех скоплений нефти и газа, расположенных в пределах бассейна, к новым условиям. По мере того как пластовые флюиды вновь приходили в равновесное состояние, все более интенсивно происходили процессы миграции и переформирования залежей. Гидростатические условия при этом могли смениться активными гидродинамическими, а последние - привести к тому, что направление движения пластовых вод оказывалось противоположным первоначальному направлению их движения.

3. Возникает вопрос, где находились нефть и газ, приуроченные ныне к залежам вдоль складчатой стороны бассейна, до начала складкообразования? Очевидно, что породы-коллекторы отлагались на более обширной, чем современные границы бассейна, площади. Они распространялись влево от области, показанной на фиг. 14-2. Первоначальная граница распространения этих отложений, по-видимому, располагалась на некотором неизвестном расстоянии от современного складчатого борта бассейна и была связана либо с древней береговой линией бассейна осадконакопления, либо, что более вероятно, с утонением толщи осадков в сторону открытого моря ввиду недостаточного количества поступающего материала (подобно тому, как это наблюдается за краем материкового шельфа). Нефть и газ, залегающие ныне вдоль складчатого борта (А) седиментационного бассейна, вероятно, поступали из отложений, образовавшихся у этого же борта, поскольку давления здесь были, как правило, выше, чем на противоположном его борту (В), связанном с трансгрессивным прилеганием отложений вдоль древней береговой линии. Видимо, до возникновения дислокаций нефть и газ находились в виде дисперсных частиц как в породах-коллекторах, так и в глинистых породах. После образования складок началась концентрация этих частиц, происходившая до тех пор, пока они не приобретали достаточную плавучесть, чтобы мигрировать в участки с низким уровнем потенциальной энергии, приуроченные к высоко расположенным структурам. Возможно также, что капельки нефти и пузырьки газа двигались вместе с пластовой водой в направлении наклона потенциометрической поверхности до аккумуляции их в ловушке.

Таким образом, на основании изучения отложений, выполняющих перспективно нефтегазоносный седиментационный бассейн, можно сделать следующий вывод: потенциальные возможности бассейна наиболее высокие, если мощность осадочных толщ велика, если эти толщи представлены морскими образованиями, имеют разнообразный литологический характер и не метаморфизованы. Седиментационные бассейны обычно являются гетерогенными, и современная пространственная форма выполняющих их толщ может иметь лишь весьма отдаленную связь или вообще не иметь никакой связи с формой ранее располагавшегося здесь бассейна или первоначального бассейна осадконакопления. Образование нефти, вероятно, определяется в основном условиями, существовавшими в бассейнах осадконакопления, в то время как миграция углеводородов и аккумуляция их в залежи более тесно связаны со структурными бассейнами и с тектоническим развитием последних на протяжении их геологической истории.

Нефте- и газопроявления
В настоящее время геологи не располагают достаточно точными зна​ниями о нефтегазообразовании; в лучшем случае они приблизительны. Мы еще не можем полностью установить связь между органическим веществом (ОВ), с одной стороны, и нефтью и газом-с другой. Если в отложениях рассматриваемого региона обнаруживаются нефте- и газопроявления, то на каком-то этапе, видимо, должен был существовать источник, поставлявший углеводороды (УВ). Хотя было бы очень важно иметь возможность сказать, что какие-либо богатые органическим веществом или темноокрашенные породы, видимо, являются нефтепроизводящими (а многие исследователи так и говорят), все же выходы нефти или признаки «живой» нефти в скважинах являются гораздо более надежными показателями перспективности района - это нефтепроявления или установленные в скважинах непромышленные скопления нефти. Обнаружение нефте- и газопроявлений на поверхности привело к открытию почти всех нефтегазоносных провинций земного шара [20] (см. также стр. 26-30: глава 2, условия залегания). К прямым признакам нефтегазоносности региона относятся высачивания нефти на поверхность, нефтяные источники, присутствие окисленной нефти в трещинах обнажающихся пород, данные хроматографических анализов, а также глубинные нефтегазопроявления в скважинах в виде выпотов и примазок нефти в керне, на обломках пород в шламе и следов ее в буровом растворе. Косвенные признаки нефтегазоносности могут быть получены в результате изучения электрокаротажных диаграмм, флуоресценции (люминесценции) под ультрафиолетовыми лучами или путем измерения электрического сопротивления экстракта, полученного из шлама и бурового раствора и подвергнутого нагреванию в вакууме.

Если обнаружена «живая» нефть, содержащая растворенный газ, это гораздо более важный признак, чем «мертвые» остатки нафтидов, таких, как асфальт или кир. Керн с высачивающимися каплями нефти¹ обычно еще не означает, что формация, откуда он поднят, содержит промышленные залежи, но он может рассматриваться как указание на присутствие жидких углеводородов в регионе.

Возможность присутствия нефти или газа в проницаемых породах тесно связана с характером пластовых вод. Пластовые воды - связанные, краевые или подошвенные - встречаются во всех промышленных скоплениях нефти и газа. Хотя некоторые залежи со всех сторон контактируют с породами, т.е. являются литологически замкнутыми, большинство их плавает на поверхности подстилающих пластовых вод [т.е. находится в незамкнутых ловушках]. Если пластовая вода пресная или же концентрация солей в ней невелика, это означает, что либо осадки,
¹Интересно, что в таких образцах керна, когда они только что подняты из скважины, заметны лишь очень слабые нефтепроявления или даже нет их совсем. Высачивание капель нефти из породы начинается некоторое время спустя. Одно из объяснений этого явления заключается в том. что нефть в породе находится в отдельных, не связанных между собой участках и что количество растворенного в ней газа недостаточно, чтобы вызвать вытеснение нефти, обусловленное расширением газа при снижении пластового давления до атмосферного при выходе нефти на поверхность. Другое объяснение сводится к тому, что проницаемость пород настолько низкая, что для вытеснения нефти при температуре и давлении в поверхностных условиях требуется определенное время.

формирующие воды, отлагались в континентальной обстановке, либо на протяжении геологической истории создавались такие гидродинамические условия, которые способствовали проникновению в формацию пресных вод, вытеснивших первоначально существовавшие здесь соленые воды. Обильное поступление под давлением пластовой воды в ствол скважины указывает на то, что содержащая эту воду формация сложена проницаемыми породами с развитой системой связанных между собой пор - системой, по которой нефть и газ, если они присутствуют в данной формации, могли мигрировать в ловушки. Обильные притоки пластовой воды при условии нормального пластового давления являются, таким образом, положительным признаком, поскольку они свидетельствуют о благоприятных условиях для миграции углеводородов и аккумуляции их в залежи.

В нескольких регионах, где отмечаются многочисленные нефтепроявления в обнажающихся на поверхности породах, высачивания нефти и нефтяные источники, до сих пор не обнаружены промышленные скопления нефти и газа. Выдающимся примером в этом отношении является остров Куба. Несмотря на то что здесь известно множество нефтепроявлений на поверхности и асфальтовые отложения, добываемое количество нефти совершенно незначительно по сравнению с кажущимися перспективами этого района. Обнаружить значительные месторождения нефти или газа не удалось, хотя на Кубе в течение многих лет выполнялась широкая программа разведочных работ [21]. Примерно таково же положение в Австралии, Новой Зеландии и Бразилии, где известны многочисленные нефте- и газопроявления на по​верхности, но до настоящего времени было открыто только очень небольшое количество промышленных залежей [22]. [Эти сведения устарели. И на Кубе, и в Австралии в последние годы открыты нефтяные и газовые месторождения.] Отсутствию промышленных месторождений в местах, где встречается множество нефтепроявлений, можно дать несколько объяснений: 1) большинство или даже все существовавшие здесь залежи могли быть обнажены в результате эрозии и разрушены на поверхности, на что указывают широко развитые выветрелые породы; 2) процессы метаморфизма [катагенеза] могли обусловить удаление из отложений газа и легких фракций нефти, после чего в породах остались только более тяжелые ее компоненты; или 3) что наиболее вероятно, объем проведенных буровых работ в этих регионах недостаточен, чтобы доствоверно определить их потенциальные возможности, и редкость промышленных месторождений нефти здесь только кажущаяся.

Некоторые явления, ранее рассматривающиеся как доказательство наличия нефтематеринских пород, в действительности не имеют такого большого значения. Присутствие пустот от выщелачивания раковин ископаемых и каверн, заполненных нефтью, безусловно представляет большой интерес для геолога, но, вероятно, не может существенно повлиять на оценку перспектив нефтегазоносности региона, поскольку эта нефть могла целиком образоваться из органических остатков, первоначально находившихся в подобных пустотах. [Это совершенно неправильное утверждение, так как в теле организма много воды и таких соединений, которые не могли дать начало нефти]. Залегание в разрезе темно-серых и черных битуминозных сланцев или известняков далеко не так показательно, как реальные признаки нефти или газа в породах. По распространенному мнению, темноокрашенные породы, включающие органические остатки, обычно способны генерировать углеводороды. Однако следует отметить, что эти породы содержат органическое вещество, которое не было преобразовано в нефть в пластовых условиях. ‑ [Автор не учитывает стадийности процесса нефтеобразования и не разграничивает признаки отложений, способных стать нефтематеринскими, но еще не ставших таковыми, и признаки отложений, уже генерировавших нефть. В породах, содержащих нефтематеринское вещество, долгое время присутствует лишь дисперсная недозрелая микронефть; такие породы являются потенциально нефтематеринскими (ПНМ). Только после главной фазы нефтеобразования, когда дополнительно образуется много битумоидов, а в их составе микронефть, теперь уже обогащенная низкокипящими углеводородами, породы становятся собственно нефтепроизводившими (НПШ). Если есть основания считать, что они и в настоящее время генерируют нефть, то их можно именовать нефтепроизводящими (НПЩ). Одним из признаков таких пород (НПЩ или НПШ) является широкое распространение в них следов миграции микронефти (нефти)].
Если на ранних этапах разведочных работ в регионе не отмечено каких бы то ни было признаков нефти и газа, то это не обязательно означает, что такой регион бесперспективен в отношении нефтегазоносности. Признаки нефтегазоносности могут быть не замечены из-за слабой изученности района; нефтегазопроявления могут отсутствовать на поверхности из-за специфических условий; и, наконец, изучаемая формация, обнаженная на поверхности или испытанная скважиной, может не содержать нефти и газа. Легкие нефти, как правило, улетучиваются, не оставляя после себя никаких следов. Таким образом, не следует прекращать разведочные работы, даже если в регионе нет видимых нефте- и газопроявлений. Однако, если такие проявления имеются, шансов на открытие промышленных скоплений углеводородов значительно больше.

В заключение можно сказать, что выявление реального присутствия нефти и газа в рассматриваемом регионе имеет первостепенную важность для оценки перспектив его промышленной нефтегазоносности. Чем больше количество нефтепроявлений и чем они эффектнее, тем большее значение они имеют как индикатор промышленной нефтегазоносности геологического разреза. И если отмечаются небольшие скопления тяжелых нафтидов на поверхности или нефтепроявления в скважинах, то можно ожидать открытия более крупных ловушек, содержащих, соответственно, более крупные залежи.

Несогласия
Как уже было показано в главе 7, многие нефтяные и газовые залежи тесно связаны с поверхностями несогласия. Поверхность несогласия может служить границей ловушки, с ней могут быть связаны проницаемые породы или она может разделять или объединять формации, образовавшиеся в совершенно различных геологических условиях. В любом из этих случаев поверхность несогласия определяет положение залежи. Если несогласия контролируют распределение нефтегазоносности на ограниченном участке, такое же значение они будут иметь и в региональном плане, поскольку многие из них, как известно, прослеживаются на обширных территориях. Присутствие поверхностей несогласия в геологическом разрезе перспективно нефтегазоносной провинции позволяет сделать ряд заключений.

1. Поверхность несогласия определяет положение в разрезе проницаемых пород. Поскольку поверхность несогласного залегания слоев является эрозионной поверхностью, она часто подстилается выветрелыми породами, для которых характерны явления растворения и вторичной цементации. Растворение особенно отчетливо устанавливается в карбонатных отложениях, но отмечается также и в любых других породах, содержащих растворимые минералы. Поэтому отложения, залегающие непосредственно ниже поверхности несогласия, обычно обладают локально или регионально развитыми пористостью и проницаемостью, т. е. являются перспективно нефтегазоносными коллекторами.

2. Обломочные породы, отложившиеся на поверхности несогласия, в силу своей проницаемости могут служить путями миграции углеводородов из возможно нефтематеринских толщ в коллекторы или соединять один резервуар (коллектор) с другим, даже если они далеко отстоят друг от друга как по вертикали, так и в латеральном направлении. Региональная поверхность несогласия, как правило, представляет собой поверхность, вдоль которой обнаруживаются трансгрессивное залегание слоев, трансгрессивное или регрессивное их прилегание, срезание ряда горизонтов, а также изменение углов падения и простирания. Она обычно разделяет отложения, резко различающиеся по своему характеру; с ней связаны крупные изменения в геологическом строении, как структурные, так и литолого-стратиграфические. В некоторых частях региона многие из перекрывающих поверхность несогласия формаций отлагались непосредственно на различных подстилающих ее формациях. Таким образом, вдоль пористой и проницаемой зоны разреза, приуроченной к поверхности несогласия, нефтематеринские породы различного возраста, благоприятные для образования нефти и газа, сближались и приходили в непосредственный контакт с отложениями, обеспечивавшими пути для дальнейшей миграции углеводородов и содержащими ловушки, где могла происходить аккумуляция нефти и газа.

3. Многие поверхности несогласия разделяют толщи, образовавшиеся в совершенно различных геологических условиях. Данные, полученные при бурении скважин, показывают, что история геологического развития большинства крупных регионов, седиментационных бассейнов и геосинклиналей была значительно более сложной, чем это представлялось на основании поверхностной геологической съемки. Существующие в настоящее время бассейны или синклинали могут совпадать или не совпадать в плане с более древними бассейнами осадконакопления; тектонические нарушения и антиклинальные складки могут быть выражены или не выражены в формациях, залегающих выше поверхности несогласия; континентальные отложения в верхних горизонтах осадочного чехла могут несогласно перекрывать слои морских пород, а неглубокозалегающие отложения с высоким значением углеродного коэффициента ниже поверхности несогласия могут подстилаться породами, не испытавшими метаморфизма. [К сожалению, автор не приводит примеров таких аномальных случаев]. Таким образом, каждая регионально развитая поверхность несогласия в геологическом разрезе часто отмечает границу между основными этапами в истории геологического развития региона. Региональные поверхности несогласия, по-видимому, разделяют толщи со специфическими особенностями геологического строения и протекающих в них процессов примерно так же, как слои начинки разделяют на части слоеный пирог.

Как в слоеном пироге нельзя определить состав каждого слоя, пока он не будет разрезан, так и при восстановлении геологической истории региона невозможно установить даже самые общие черты строения подстилающих поверхность несогласия толщ до тех пор, пока они не будут вскрыты скважинами. В разрезах одних регионов таких этажей, отличающихся по своему геологическому строению, может быть два, в других же ‑ три, пять, семь и более. Количество и характер этажей в осадочном чехле остаются неизвестными, пока породы фундамента не будут вскрыты многими скважинами. Каждый геологический этаж в нефтегазоносном регионе имеет свойственные только ему и отличные от других структурные и литолого-стратиграфические особенности, свои специфические условия для проведения разведочных работ, типы нефтяных и газовых ловушек, а также количество и размеры промышленных скоплений углеводородов. Каждый этаж отличается от подстилающего и перекрывающего его этажа многими характерными чертами. Прежде чем поверхность несогласия не будет пройдена скважинами, невозможно предсказать, каково геологическое строение залегающего под этой поверхностью этажа. Уже первые скважины, вскрывшие поверхность несогласия, позволяют обнаружить совершенно иную геологическую обстановку, что зачастую означает открытие новой перспективно нефтегазоносной субпровинции. Таким образом, представления об общих чертах геологического строения глубоко залегающих горизонтов в том или ином регионе могут считаться достоверными только тогда, когда до глубины 1-3 мили будет пробурено несколько скважин и полученные данные нанесены на карту. Регион не может считаться полностью разведанным, если не разведаны все этажи его осадочного чехла.

Пример различного геологического строения этажей осадочного чехла приведен на фиг. 14-4, где показана северная часть центрального Техаса. Разрез чехла состоит здесь из трех этажей, образованных породами мелового, пенсильванского и допенсильванского возраста, разделенных поверхностями
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Фиг. 14-4. Схематический разрез северной части центрального Техаса, показывающий три структурных этажа, залегающих один над другим и характеризующихся специфическими особенностями распространения нефти и газа (Levоrsen, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 27, p. 910, Fig. 19, 1943).

1 - простирание и направление падения меловых отложений на поверхности; 2 - простирание и направление падения пенсильванских отложений на поверхности; 3 - простирание и направление падения погребенных отложений свода Бенд; 4 - меловые отложения; 5 - пенсильванские отложения; 6 - пенсильванские, миссисипские и ордовикские отложения.

несогласия. Каждый этаж отличается специфическими особенностями нефте-газонакопления. Одна из причин, почему в этом регионе разведочные работы проводились в течение столь длительного времени, как раз и заключается в том, что геологическое строение толщ, залегающих ниже каждой поверхности несогласия, невозможно было предсказать, и оно выявлялось только по мере бурения все более глубоких скважин. Подобным же многоэтажным строением отличается и осадочный чехол региона Арканзас - Луизиана. Каждый из этажей отделен от перекрывающего и подстилающего его этажа поверхностью несогласия и характеризуется специфическими закономерностями в распределении нефтегазоносности, которые не могут быть выявлены, пока вышележащая поверхность несогласия не будет вскрыта бурением. Схематический разрез этого региона показан на фиг. 14-5. А на фиг. 6-16 приведен разрез части западного Техаса, на котором также видны несколько этажей осадочного чехла, каждый со своими характерными особенностями нефтегазонакопления.

4. Некоторые поверхности несогласия, по-видимому, отмечают верхнюю временную границу периодов, особенно благоприятных для аккумуляции нефти и газа. Например, поверхность крупного несогласия, отделяющего» на территории Соединенных Штатов Америки пенсильванские отложения от допенсильванских, является границей, ниже которой известны многочисленные, локальные и региональные антиклинальные структуры, тектонические нарушения, гомоклинали и сводовые поднятия, не отражающиеся в вышележащих толщах. Этот перерыв в осадконакоплении, вероятно, имел чрезвычайно большое значение в геологической истории нафтидов,

[image: image303.png]4 APKAHSAG I NYUSUAHA A

MosepxHocTe TS
Y

MoeepxiocTs.

Faen-Pos
Hunii
wen
XoceTon
KorTon-Banan
topa
Cuaxosep
Cons

MaBepikenssie
nopoak!





Фиг. 14-5. Схематический «разорванный» [для наглядности] разрез региона Арканзас - Луизиана, показывающий многочисленные расположенные один над другим структурные этажи, характеризующиеся специфическими особенностями распространения нефти и газа (Imlау, Ark. Geol. Surv., Cir. № 12, 1940).

поскольку в настоящее время обнаружены многочисленные залежи нефти и газа, которые приурочены к положительным тектоническим структурам, сформировавшимся на границе миссисипского и пенсильванского периодов. Важность этого предпенсильванского этапа формирования структур подтверждается на примере района Оклахома-Сити, расположенного у южного окончания погребенного поднятия Немаха штатов Канзас и Оклахома. Палеогеологическая карта предпенсильванской поверхности этой площади приведена на фиг. 14-6. Эта эрозионная поверхность, ниже которой обнаружено много залежей нефти и газа (фиг. 14-7), перекрыта глинистыми сланцами и песчаниками пенсильванского возраста. На фиг. 14-7 показана также структурная карта района центральной Оклахомы. Особый интерес представляет пересечение предпенсильванской и предмиссисипской поверхностей несогласия, которое обусловило образование ловушки, содержащей залежь Уэст-Эдмонд, где продуктивна формация Бойс-д'Арк группы Хантон (девон - силур). В регионах Иллинойса, Канзаса, Оклахомы, Техаса и Нью-Мексико почти все залежи нефти и газа, открытые в отложениях допенсильванского возраста, также приурочены к структурам предпенсильванского этапа формирования. Аккумуляция залежей нефти в допенсильванских толщах, по-видимому, тесно связана с этим этапом геологического развития. Вскрытие такой поверхности несогласия скважинами открывает новые возможности для разведочных работ.

5. Несогласные напластования отмечаются в геологическом разрезе эрозионными поверхностями. Эрозии подвергались не только горные породы, но и связанные с ними залежи нефти. Области с более высоким рельефом, которые, по-видимому, подвергаются эрозии в первую очередь, обычно высоко расположены и в структурном плане и поэтому, вероятно, содержат нефтяные и газовые залежи. Поскольку в разрезе осадочных толщ многих регионов обнаруживается несколько поверхностей несогласия (например, 20 или даже более таких поверхностей отмечено в палеозойских отложениях Канзаса [23]), следовательно, на протяжении геологической истории здесь было уничтожено эрозией огромное количество нефтяных и газовых залежей. Возникает вопрос, что стало с этими попавшими в зону эрозии нафтидами? Были ли они разрушены или переотложены? Одна из самых замечательных особенностей в геологии нефти и газа заключается именно в том, что несмотря на все этапы деформации и эрозии, многочисленные в истории большинства седиментационных бассейнов, в их разрезах сохранилось большое количество промышленных скоплений углеводородов.

Когда формации, смятые в складки и приобретшие региональный наклон до возникновения по верхности несогласия, впоследствии пересекаются этой поверхностью, они могут выклиниваться и образовывать локальные ловушки для движущихся к ним нефти и газа. Образование отложений, непосредственно перекрывающих поверхность несогласия, обычно происходило в прибрежных или мелководных зонах трансгрессировавшего на эродированную сушу морского бассейна.
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Фиг. 14-6. Палеогеологическая карта предпенсильванской поверхности района Уэст-Эдмон ‑ Оклахома-Сити – Мор в центральной Оклахоме(МсGee, Jenkins, Bull, Am Assoc Petrol Geol; 30, р. 1806, Fig. 5, 1946).

Здесь имеется ряд промышленных залежей, связанный с формациями Вайола, Симпсон, Уилкокс. Общие извлекаемые запасы нефти этой территории оцениваются в 1 млрд. баррелей. 

1 - известняки (миссисипий); 2 - глинистые породы формации Вудфорд (миссисипий); 3 - известняки Хантон (девон - силур); 4 - глинистые породы Силван (ордовик); 5 - формации Вайола и верхний Симпсон (ордовик); 6 – песчаники Уилкокс (ордовик); 7 - нижний Симпсон (ордовик); 8 ‑ известняки Арбакл (докембрий – ордовик)

Поэтому для этих отложений столь характерны частые фациальные замещения, погрубение обломочного материала, наличие песчаных баров и других песчаных тел и даже конгломератов. Все эти образования весьма благоприятны для аккумуляции залежей нефти и газа. Фациальная обстановка прибрежной зоны обеспечивает особенно высокую продуктивность живого органического вещества, а следовательно, и его обилие. Поэтому трансгрессивно перекрывающие поверхность несогласия пласты могут быть нефтепроизводящими, а нефть и газ могут мигрировать из них в проницаемые отложения, залегающие под этой поверхностью.
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Фиг. 14-7. Структурная карта района центральной Оклахомы, по пачке Хараган-Генрихауз формации Кантон (девон - силур) (см. также фиг. 14-6) (McGee, Jenkins, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 30, p. 1805, Fig. 4, 1946).

Заштрихованные площади - залежи нефти в допенсильванских отложениях. Изогипсы через 250 футов. Этот структурный план был перекрыт пенсильванскими отложениями. После более поздних этапов структурообразования антиклинальные складки нижнего структурного плана оказались выраженными еще резче. А - залежь Уэст-Эдмонд; Б - месторождение Норт-Эдмонд; В - месторождение Оклахома - Сити; Г - месторождение Шорт-Джанкшен; Д - залежь Мор; а - восточная граница распространения формации Бойс-д'Арк группы Хантон; б - предмиссисипский срез; в – предпенсильванский срез.

Таким образом, поверхности несогласия в геологическом разрезе представляют особый интерес для исследователя. При прочих равных условиях, чем больше несогласий отмечается в разрезе региона, тем вероятнее, что в этом регионе будут установлены промышленные залежи нефти и газа.

Зоны выклинивания проницаемых отложении
Локальные участки у края выклинивающегося вверх по восстанию проницаемого пласта-коллектора (резервуара) часто представляют собой ловушки, в которых аккумулируются нефть и (или) газ. Подобное те выклинивание в региональном масштабе может препятствовать миграции углеводородов из региона и обусловливать его промышленную нефтегазоносность. Выше уже было показано, как локальные изменения стратиграфической полноты разреза, а также пористости и проницаемости коллекторов иногда без влияния других факторов, а иногда в комбинации с антиклинальными складками, сбросами и гидродинамическими градиентами приводят к образованию ловушек, в которых возникают нефтяные и газовые залежи. Эти представления о влиянии локальных участков выклинивания проницаемых пластов, возможно в комбинации с благоприятными гидродинамическими условиями, на нефтегазонакопление, по-видимому, могут быть распространены и на региональные зоны выклинивания. Последние, вероятно, при соответствующей региональной гидродинамической обстановке также образуют нефтяные провинции, содержащие множество нефтяных и газовых залежей. Куполовидное поднятие Нашвилл в Теннесси [24] представляет типичный пример залегания поверхностей несогласия в геологическом разрезе крупной растущей тектонической структуры. На фиг. 14-8 показана палеогеологическая карта этого района к началу времени чаттануга (миссисипий); каждая из линий на карте представляет собой границу выклинивания слоев вверх по их восстанию. На фиг. 14-9, на которой показан поперечный разрез большого купола, обращают на себя внимание многочисленные поверхности несогласия в нижнепалеозойских отложениях, сближающиеся к вершине структуры. Срезая нижележащие толщи пород, эти поверхности несогласия определили формирование зон выклинивания протяженностью во много тысяч миль.

Региональные зоны выклинивания проницаемых отложении в некоторой степени могут быть похожи на локальные участки выклинивания, такие. как срезание слоев над куполовидным поднятием Нашвилл и фацпальные переходы доломитов в известняки или песчаников в глинистые породы. Если бурение скважин не проводилось в относительно недавнее время, то данных о региональных гидродинамических градиентах, как правило, недостаточно. Конечно, сочетание регионального, направленного вниз по падению слоев движения пластовых вод с региональным выклиниванием проницаемых отложений вверх по восстанию должно привлекать особое внимание разведчиков нефти.

На фиг. 14-10 можно видеть две полосы залежей нефти и газа, связанные с региональными зонами выклинивания проницаемых отложений вверх по восстанию слоев. Эти полосы залежей располагаются на противоположных склонах свода Цинциннати. Песчаники Клинтон (силур) выклиниваются к западу на восточном склоне свода, а проницаемые доломиты Трентон - к юго-востоку на северо-западном его склоне (см. также стр. 293). Песчаники Клинтон замещаются глинистыми породами и известняками, а доломиты Трентон переходят в слабопроницаемые известняки. Многочисленные примеры выклинивания вверх по восстанию песчаных пластов наблюдаются в провинции Галф-Кост в Техасе и Луизиане (см. также фиг. 7-6). Один из таких примеров представлен на фиг. 14-11, где показан разрез зоны выклинивания олигоценовых песчаников Хет и Фрио. Следует напомнить, что эти зоны
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Фиг. 14-8. Палеогеологическая карта предчаттанугской (миссисипской) поверхности несогласия, купол Нашвилл, центральный Теннесси (Wilson, Stearns, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 47, p. 828, 1963).

Разрез купола показан на фиг. 14-9. D - девон; S - силур; М - Мейсвилл; М' - мейсвилл (верхний ордовик); N - нашвилл (средний ордовик); R - ричмонд; R' -ричмонд (верхний ордовик).
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Фиг. 14-9. Разрез купола Нашвилл в центральном Теннесси (Wilson, Stearns, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 47, p. 825, 1963). Длина разреза около 200 миль. Видны поверхности несогласия в дочаттанугских отложениях. С каждой из них связаны многочисленные зоны срезания отдельных горизонтов, трансгрессивно перекрытые более молодыми отложениями. 
D - девон (m - средний; l - нижний); S - силур; R - ричмонд; М - мейсвилл; Е - иден; N - нашвилл; S-R - стоунс-ривер; К - нокс.

выклинивания существовали еще до того, как процессы формирования тектонических складок и соляных куполов привели к возникновению ловушек в этих формациях, и уже в то время представляли собой региональную полосу распространения ловушек, способных задерживать углеводороды на раннем этапе их миграции. Вдоль восточной части озера Маракайбо в Венесуэле располагается полоса, к которой приурочен ряд высокопродуктивных залежей, известных под названием месторождения Боливар-Кост [25] (фиг. 14-12).
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Фиг. 14-10. Карта распространения погребенных зон выклинивания проницаемых доломитов Трентон (ордовик) и песчаников Клинтон (силур) на склонах свода Цинциннати в Индиане и Огайо (Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 27, p. 891, Fig. 3, 1943).

Связь нефтяных и газовых залежей с зонами выклинивания совершенно очевидна. Зона выклинивания проницаемых доломитов Трентон обусловлена их замещением непроницаемыми известняками, а песчаники Клинтон переходят в глины вдоль древней береговой линии.

1 - пористые доломиты Трентон; 2 - нефтяные и газовые залежи; з - региональное простирание и направление падения; 4 - песчаники Клинтон.

Эта полоса образована отдельными крупными песчаными телами, локальными переходами и линзами проницаемых пород, которые протягиваются вдоль региональной зоны фациального замещения вверх по восстанию слоев, сопровождающейся антиклинальными складками и тектоническими разрывами. Третичные песчаники на этих месторождениях содержат множество залежей, образующих совместно одну из крупнейших в мире площадей нефтенакопления. Общие извлекаемые запасы составляют здесь 7-8 млрд. баррелей.

Приуроченность ряда нефтегазоносных провинций к региональным зонам выклинивания, возможно, объясняется тем, что такие зоны благоприятны для образования нефти и газа. Однако то обстоятельство, что многие из зон выклинивания, по-видимому, не связаны с древней береговой линией, наиболее богатой органическим веществом, свидетельствует о справедливости этого положения только для некоторых провинций. Более удовлетворительным объяснением связи многих нефтеносных провинций с зонами выклинивания представляется следующее. Можно полагать, что вдоль зоны выклинивания уже на ранних стадиях, до формирования локальных структурных ловушек, происходила аккумуляция
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Фиг. 14-11. Разрез вкрест древних береговых линий третичных формаций провинции Галф-Кост в южном Техасе (Deussen, Owen, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 23, p. 1626, Fig. 3; p. 1630, Fig. 5, 1939).

Видны седиментационные зоны выклинивания проницаемых песков. Внизу справа дана схема того же разреза. В - бомонт; L - лисси; G - голиад; La - лагарто; О - оквилл; С - катахула; F-v - поверхность Фрио-Виксберг; J - джэксон; F - песчаники Фрио; а - выклинивание морских сланцев. На врезке слева: АА'- линия разреза; ВВ'- граница выклинивания песчаников «А».

мигрирующих углеводородов. Сформировавшиеся позже складки только локализовали в залежи нефть и газ, концентрация которых в регионе была уже к этому времени значительной. Антиклинальные же складки, расположенные ниже по региональному падению слоев, могут оказаться непродуктивными, поскольку они образовались слишком поздно. Края выклинивающихся по восстанию коллекторских пластов представляли собой площади, где нефть и газ сохранялись в период между образованием зоны выклинивания и формированием первых антиклинальных складок (на фиг. 12-25 эти площади не заштрихованы). Последовательность такого развития региона схематически показана на фиг. 14-13. На верхнем рисунке А показана зона выклинивания проницаемых пород, где на первой стадии аккумулировались углеводороды. На рисунке Б видно, что образовавшиеся складки привели только к перераспределению нефти и газа и накоплению их в локальных ловушках; складки, расположенные ниже по падению, остались незаполненными. Подобное же объяснение было предложено Линком [26], изучившим историю формирования залежи в антиклинальной складке Тернер-Валли (фиг. 14-14).

Зоны выклинивания проницаемых пород могут образоваться в результате либо фациального перехода этих пород в слабопроницаемые отложения, либо осадконакопления у береговой линии древнего бассейна, либо несогласного трансгрессивного перекрытия слабопроницаемыми толщами срезанных проницаемых пластов. Выявление причины, обусловившей формирование зоны выклинивания, не столь важно; гораздо большее значение, по-видимому, имеет изучение распространения проницаемой толщи и особенно очертаний выклинивающегося вверх по восстанию края этой толщи. Иными словами, выклинивание вверх по восстанию проницаемых отложений, вне зависимости от генезиса этого выклинивания, является благоприятным геологическим фактором как для концентрации нефти и газа в залежи, так и для предотвращения рассеивания и разрушения углеводородов. Чем больше таких зон выклинивания может быть установлено в перспективной провинции, тем больше шансов доказать ее промышленную нефтегазоносность. Застойные гидростатические условия или, еще лучше, наличие направленного вниз по падению движения пластовых вод следует рассматривать как фактор, резко повышающий перспективность региона.
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Фиг. 14-12. Карта распространения нефтяных месторождений в западной Венесуэле.

Месторождения Боливар-Кост расположены вдоль восточного побережья озера Маракайбо. Ловушки, содержащие продуктивные залежи, связаны с антиклинальными складками и разломами, приуроченными к зоне фациального замещения песчаников глинами вверх по восстанию слоев. Разрез месторождения Лагунильяс этой зоны приведен на фиг. 7-13.
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Фиг. 14-13. Схема формирования залежей углеводородов в нефтегазоносном районе (Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 27, p. 901, Fig. 13, 1943).

A - аккумуляция углеводородов на раннем этапе в расположенной вверх по восстанию слоев зоне выклинивания проницаемых пород-коллекторов. Б - более поздняя локализация залежей углеводородов в ловушках, формирующихся вблизи зоны выклинивания. Ловушки, находящиеся ниже по падению, за пределами зоны первоначальной аккумуляции, лишен залежей, поскольку эти ловушки сформировались слишком поздно, уже после того, как углеводороды мигрировали в зону выклинивания.
Региональные своды
Для геологического строения некоторых провинций характерно присутствие обширных пологих поднятий, или сводов, в пределах которых уменьшается общая мощность осадочного чехла. Эти структуры имеют центры, или оси, от которых во все стороны погружаются слои осадочных пород и по направлению к которым, таким образом, происходит миграция нефти и газа. История формирования многих сводов состоит из ряда этапов прерывистого роста, проявляющихся на протяжении длительных отрезков геологического времени. В стратиграфическом разрезе сводов часто отмечаются эрозионные поверхности и несогласные залегания слоев, многочисленны тектонические разрывы, локальные складки и фациальные замещения. Хотя большинство нефтегазоносных провинций, по-видимому, тесно связано с седиментационными бассейнами, выполненными мощными толщами осадочных отложений, некоторые из них чаще приурочены к сводам, располагающимся между бассейнами. В числе широко известных сводовых поднятий, в пределах которых обнаружено множество залежей нефти и газа, можно назвать свод 
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Фиг. 14-14. Схема геологического развития водоносной антиклинальной складки Хайвуд и нефтегазоносной антиклинальной складки Тернер-Валли, провинция Альберта, Канада (Link, Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 33, p. 1481, Fig. 7, 1949).

В стадию I (юрский период или более ранний) пористая верхняя часть палеозойских известняков срезается к востоку трансгрессивно залегающими юрскими глинистыми породами. Нефть и газ мигрировали вверх по восстанию в зону выклинивания, создав тем самым благоприятные предпосылки для формирования залежей в расположенных поблизости антиклинальных структурах, образовавшихся в стадию II (до футхилской фазы складчатости и сбросообразования). Позже, в стадию III (современный период) залежь переформировалась, заполнив осложненную надвигом складку Тернер-Валли. Антиклиналь Хайвуд оказалась расположенной слишком далеко к западу, поэтому нефть и газ, скопившиеся в стадию II, не достигли ее, и она содержит только воду.
1 ‑ глинистые породы Ферни (юра); 2 ‑ палеозойские известняки; 3 ‑ пористый пласт.

Сабин на северо-западе Луизианы [27], погребенную Центральную платформу в западном Техасе (фиг. 3-10), погребенный Центрально-Канзасский свод (или свод Бартон) в западном Канзасе [28], погребенное поднятие Немаха в Канзасе и Оклахоме (фиг. 13-13 и фиг. 14-6), свод Цинциннати в Огайо и Индиане (фиг. 14-10) и купол Нашвилл в Теннесси (фиг. 14-8 и 14-9).

Особая форма региональных поднятий представлена обширными сводами, образовавшимися в результате двух этапов регионального наклона слоев, происходившего в противоположных направлениях и в различные отрезки геологического времени. Их формирование может быть объяснено только воздействием двух отдельных этапов тектонических движений. В качестве примера можно назвать свод Бенд, расположенный на севере центрального Техаса [29]. Здесь, как показано на фиг. 14-15, наклон слоев к востоку, существовавший в раннепенсильванское время, сменился наклоном в западном направлении на послепермском этапе развития. На сформировавшемся в результате этих движений своде обнаружено множество залежей нефти, аккумуляция которых обусловлена, вероятно, тем, что региональная миграция углеводородов вверх по восстанию слоев была со всех сторон направлена к центральной, наиболее поднятой части свода. Подобная же картина отмечается в Оклахоме, где вдоль свода Хантон-Семинол-Озарк открыто много богатых залежей почти во всех отложениях, слагающих осадочный чехол свода.
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Фиг. 14-15. Схема формирования свода Озарк - Бенд в Оклахоме и северном Техасе (Bull. Am. Assoc. Petrol. Geol., 11, p. 681, Fig. 15, 1927).

Стадия I - отложение формаций Бенд, Уопанука, Морроу-Питкин. Стадия II - территория наклоняется к востоку, в трансгрессирующем море отлагаются осадки нижней части формации Строи и слоев Атоке. Стадия III - наклон территории к востоку увеличивается, формируются трансгрессивно залегающие отложения верхней части формации Строи, формаций Алистер, Богги и др. Стадия IV - быстрая трансгрессия моря на запад, формируются отложения серий Пало-Пинто, Калвин, Освего, а позже - отложения Пенсильвания. Стадия V (современная - территория наклоняется к запад-северо-западу, приобретая уклон 40-75 футов на 1 милю; в Техасе, Оклахоме, Канзасе и западной части Миссури формируется свод Озарк - Бенд.

Локальные ловушки
Можно полагать, что если общее количество нефти и газа недостаточно для того, чтобы целиком заполнить региональную ловушку, занимающую всю территорию провинции, то все имеющиеся в коллекторах углеводороды будут залегать в локальных ловушках. Например, если бы на территории, где располагается залежь Ист-Тексас, первоначально имелось в десять раз меньше нефти, то сама залежь, вероятно, не была бы единой и состояла из нескольких отдельных, меньших по размерам залежей, приуроченных к локальным участкам выклинивания проницаемых пород и структурным ловушкам. Эти мелкие нефтеносные ловушки занимали бы площадь, где находится в настоящее время одна огромная залежь, заполняющая значительную часть региональной ловушки, образованной комбинацией сводового поднятия и зоны выклинивания песчаников Вудбайн вверх по восстанию слоев в восточном направлении. Следовательно, необходимо установить, какие типы локальных ловушек могут быть встречены в разведываемой провинции и могут ли они содержать отдельные залежи нефти и газа.

Изучая разрез осадочного чехла перспективно нефтегазоносной провинции, можно составить некоторые представления о типе распространенных здесь локальных ловушек. Для этого следует изучить обнажения, которые обычно встречаются в периферических частях седиментационного бассейна¹ а также учесть все геологические материалы, полученные при бурении скважин. Естественно, что чем большее количество скважин пробурено в провинции, тем обильнее будут эти материалы, если, конечно, первичная регистрация и обработка данных бурения проведены достаточно тщательно.

В провинциях, где отмечается литологическая изменчивость отложений как в разрезе, так и по площади и где установлены поверхности несогласного залегания слоев, можно ожидать преобладания стратиграфических и комбинированных ловушек. Там же, где распространены преимущественно пластовые тела песчаников, следует ориентироваться на поиски структурных ловушек. В провинции с высоким рельефом вероятно существование гидродинамических градиентов и наклоненных водо-нефтяных контактов, в провинции с низким рельефом гидродинамические условия будут, по-видимому, менее сложными.

Целью изучения геологического строения региона является открытие новой нефтегазоносной провинции или расширение границ уже известной. Региональный анализ - это первый этап работы по выявлению локальных ловушек, к которым могут быть приурочены отдельные залежи или месторождения нефти и газа. Опыт разведочных работ, проведенных на всем земном шаре, убедительно доказывает, что каждая провинция содержит значительно большее количество гораздо более разнообразных по своему характеру локальных ловушек, чем это можно предсказать на основании анализа до начала буровых работ. Во многих регионах геология поверхности не отражает глубинное геологическое строение. Тем не менее в любой широко распространенной и достаточно мощной толще осадочных пород можно совершенно обоснованно предполагать существование таких особенностей строения, как фациальные замещения, линзовидные песчаные тела, органогенные рифы, складки и нарушения, не отражающиеся в слоях выше поверхности несогласия, а также глубокопогруженные складки и поднятия различной амплитуды вне зависимости от того, имеются ли данные поверхностной геологии, позволяющие предполагать развитие подобных геологических структур, или такие данные отсутствуют. Положение некоторых ловушек может быть установлено в результате картирования поверхности, но многие из них выявляются при проведении глубинного картирования.

За пределами Северной Америки при проведении большей части разведочных работ на ранних стадиях изучения регионов ориентировались на антиклинальные складки, обнаженные на поверхности, на поверхностные признаки нефти и другие локально проявляющиеся благоприятные признаки. Там, где были закартированы перспективные локальные ловушки, в дальнейшем производилось бурение, однако в тех районах, где геологическая съемка и геофизические исследования не давали возможности установить положение погребенных ловушек, объем буровых работ, как правило, был незначителен или бурения не производилось вообще. Поэтому во многих подобных недостаточно разведанных регионах могут быть открыты залежи, связанные со стратиграфическими ловушками [ловушками выклинивания]. Но для этого необходимо пробурить достаточное количество скважин, чтобы можно было произвести глубинное геологическое картирование и получить обоснованные параметры для интерпретации данных геофизических исследований.

Заключение

В заключение можно задать вопрос: остались ли еще на земном шаре неоткрытые и неразведанные нефтегазоносные провинции? Нет сомнения, что ответ на него будет положительным. Более того, таких провинций множество. Даже на территории Соединенных Штатов Америки, где на протяжении длительного времени проводились наиболее интенсивные по сравнению с любой другой страной в мире поисковые работы, еще имеется много обширных неразведанных или разведанных только частично регионов, высокоперспективных в отношении нефтегазоносности [30]. Начиная с 1859 г., когда Дрейк пробурил первую скважину на нефть, и до настоящего времени разведочными работами непрерывно охватываются все новые нефтегазоносные провинции. Однако в любое время геологи имели в запасе еще две или три провинции, ждущие своей очереди на разведку. Кроме того, в пределах каждой разведываемой провинции выявляются новые перспективные площади, устанавливаются новые, более глубокозалегающие продуктивные горизонты или производится переоценка потенциальных возможностей значительных территорий, до этого рассматривавшихся как неперспективные, а провинции, которые, как полагали ранее, имеют простое строение, оказываются сложными, состоящими из многих субпровинций. Поэтому какая-либо однажды открытая провинция, видимо, никогда не исчерпывает полностью своих возможностей, пока разведочные работы в ней будут проводиться достаточно интенсивно, во всяком случае на протяжении нескольких десятилетий. В качестве примера можно привести восточную Оклахому, где первые промышленные залежи углеводородов были выявлены еще в 1903 г. и до сих пор делаются новые открытия. Другим примером является регион западного Техаса - Нью-Мексико (см. фиг. 3-8, 5-16), где крупнейшие залежи углеводородов были открыты четверть столетия спустя после начала разведочных работ. И если на территории США, где пробурено более полумиллиона скважин, дающих промышленные притоки нефти и газа, и еще большее количество сухих и не эксплуатируемых в настоящее время скважин, перспективно нефтегазоносные районы многочисленны, то в седиментационных бассейнах других стран земного шара возможности поисков новых нефтегазоносных провинций практически неограниченны.
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Глава 15 Перспективы нефтегазоносности¹

Открытие. Геологические факторы. Экономические факторы. Субъективные факторы.

Геолог-нефтяник ‑ центральная фигура в нефтяной промышленности. Развитие этой отрасли промышленности целиком зависит от открытия все новых залежей или новых нефтегазоносных площадей в пределах уже выявленных месторождений для беспрерывной добычи нефти и газа. Иными словами, «открытие и эксплуатация залежей нефти - задача геологическая» [1].

Поскольку от знаний геолога зависит открытие новых залежей нефти и газа и развитие нефтяной промышленности, на него возлагается гораздо большая ответственность, чем на других специалистов со средней научной подготовкой. Вот, в частности, почему геолог должен учитывать все многообразие и изменчивость природных условий. Нефтяная промышленность, видимо, в большей мере, чем любая другая отрасль промышленности, обязывает иметь дело с постоянно изменяющимися геологическими факторами, многие из которых неизвестны. В связи с этим геолог лучше, чем кто-либо другой, понимает риск, на который он идет, тратя на разведочные работы деньги и усилия людей, и лучше оценивает шансы на то, что затраченные средства принесут ожидаемый эффект.

Заключительная глава книги посвящена анализу роли геолога в нефтяной промышленности и некоторым факторам, влияющим на конечный результат его труда - открытие новых залежей нафтидов или новых нефтегазоносных участков на уже известных площадях. Факторы, играющие главную роль в направлении и развитии разведочных работ, слагаются из геологических и экономических предпосылок. К числу факторов, на основании которых ставится разведочное бурение, относится также заключение специалиста, всегда в какой-то мере субъективное.

Открытие 
История открытия разных нефтяных и газовых месторождений обычно во многом сходна. Вначале выбираются участки для разведки, на которых, как полагают, следует поставить бурение. Затем бурится разведочная скважина, задачей которой является вскрытие перспективно нефтегазоносного коллектора. Для того чтобы ответить на вопрос, каковы перспективы того или иного участка и достаточны ли они, чтобы начать бурение, необходимо оценить не только геологические, но также и экономические и многие субъективные факторы во всем их многообразии. Оценивая различные факторы, определяющие перспективы нефтегазоносности, следует помнить, что выявление перспективных участков - ближайшая цель геолога-нефтяника и необходимое условие для заложения первой поисковой скважины. Но оценка перспектив в определенной мере обусловливается потребностями предприятия. Любой перспективный участок имеет различную ценность и в разной степени привлекателен для каждого руководителя
¹Значительная часть этой главы была уже опубликована и включена в книгу с некоторыми изменениями (см. A. I. Levorsen, The Petroleum Prospect, Mines Magazine, Colo. Sch. Mines, Denver, Colorado, pp. 24-29, 1951).

предприятия, принимающего в расчет время и деньги, которые необходимо затратить на его разведку. Например, участок, перспективы нефтегазоносности которого кажутся благоприятными и заслуживающими постановки бурения для целей одной компании, может совершенно не интересовать другую компанию, имеющую другой опыт разведочных работ и другие потребности. Или участок, чрезвычайно перспективный для разведки бурением с точки зрения отдельного предпринимателя, может оказаться совершенно непривлекательным для крупной объединенной компании.

Следует также напомнить, что многие перспективные залежи нефти были открыты вообще без участия геологов. Сами условия распространения нефти и газа в природе, особенно в областях развития стратиграфических ловушек, свидетельствуют о том, что, если пробурить достаточное количество скважин (даже без всякого геологического обоснования), залежь будет открыта, как будет обнаружена слива, запеченная в пироге, если разрезать его на достаточное количество кусков. Некоторые из этих открытий делаются даже с помощью так называемой «магической геологии», критериями которой служат такие, например, доводы, как «эта территория выглядит точно, как Пенсильвания», «изгиб ручья здесь такой же, как в Уолнат-Бенде», или «любые участки около города, носящего название Эльдорадо, должны быть достаточно перспективны - следует вспомнить богатые нефтяные месторождения в Эльдорадо, Канзас, в Эль-Дорадо, Арканзас, или в Эльдорадо, Техас». Залежи открываются также людьми, которые могут быть названы «непрофессиональными геологами». Эти «геологи» знают, что они должны закладывать скважины «на высоком месте» или «там, где видна нефть». Открытия делаются и по советам некоторых мистических личностей, всегда владеющих, как всем кажется, «новыми методами» для определения местоположения залежи. Эффективность всех этих способов, разумеется, очень мала и процент сухих скважин, пробуренных до открытия залежи, в 3-4 раза выше, чем при использовании общепринятых методов геологии и геофизики. Но в целом с их помощью было открыто много залежей, и они обосновали бурение многочисленных скважин, обеспечивших необходимые данные для научных работ. Вообще разведка нефти напоминает рыбную ловлю: как в рыбной ловле надо забросить крючок с наживкой, чтобы поймать рыбу, так и при разведке залежи мы должны бурить скважины, чтобы найти нефть.

Поисковая скважина (wildcat)¹ закладывается тогда, когда кем-то по тем или иным признакам был выделен перспективный участок, который заслуживает постановки разведочного бурения. Если даже большинство поисковых скважин окажутся сухими, не следует отказываться от попыток бурения новых скважин.

В течение многих лет в США в среднем одна из девяти поисковых скважин, бурящихся на новой площади, давала притоки нефти или газа. Однако более показательно, что на протяжении последних 18 лет для открытия одного месторождения с запасами нефти в 1 млн. баррелей и более требовалось пробурить в среднем 38 поисковых скважин [2], хотя такое месторождение может дать 1/10 часть суточной добычи США и быть почти неприбыльным. Поэтому очевидна необходимость в выявлении и научном обосновании перспектив нефтегазоносности новых площадей.

Обоснование перспектив нефтегазоносности - основная и прежде всего геологическая проблема, но окончательное решение о бурении скважин зависит также

¹Лахи делил все поисковые скважины на две категории: 1) new-field wildcats - скважины, которые бурятся для поисков новых месторождений и закладываются на антиклинальных и других геологических структурах, где залежи нафтидов были ранее неизвестны, и 2) new-pool wildcats - скважины, которые бурятся в надежде вскрыть новые продуктивные горизонты или расширить площадь уже известных залежей на структурах с доказанной нефтегазоносностью. 
и от многих экономических и субъективных факторов. Эти три группы факторов определяют в совокупности положительное либо отрицательное решение вопроса о проведении разведочных работ.

Геологические факторы 
Геологические факторы, которые учитываются при выявлении перспективно нефтегазоносных участков, в значительной мере сводятся к оценке подземного резервуара - пород-коллекторов, их пористости и проницаемости, а также характера ловушки. Из этих параметров наиболее важен последний, поскольку именно характер ловушки обусловливает локализацию разведочных работ как в разрезе, так и по площади. Ловушка формируется в результате различных сочетаний деформаций пластов (таких, как склад-ко- и сбросообразование или наклон слоев) с литолого-стратиграфическими изменениями разреза (развитием линз пористых пород, фациальными замещениями, эрозионным срезом и трансгрессивным перекрытием поверхности несогласия, а также цементацией при диа- и катагенезе). Структурные элементы ловушки могут быть легко установлены до начала буровых работ, поскольку эти структуры часто прослеживаются в широком вертикальном диапазоне и могут быть закартированы с поверхности земли с помощью геологических или геофизических методов. После того как скважина пробурена и получены данные о потенциально нефтегазоносных коллекторах, возрастает важность стратиграфических данных как средства прогнозирования ловушек. При этом выявляются многие новые комбинации тектонической структуры с литолого-стратиграфическими изменениями разреза.

Вероятно, из каждых трех предполагаемых ловушек две бурением не под​тверждаются. Такие случаи несовпадения прогнозов с результатами бурения могут быть обусловлены ненадежностью использованных данных или ошибочной интерпретацией правильных, но недостаточно полных данных. Так, из-за малого числа обнажений, а также из-за фациальных замещений, несогласий, покровов аллювиальных отложений и ошибок в корреляции часто на поверхности устанавливаются антиклинальные структуры, не прослеживающиеся в более глубокозалегающих горизонтах. В районах, где пробуренные в прошлом скважины расположены далеко одна от другой, данные каротажа и отбор керна недостаточны, а корреляция затруднительна, глубинные карты не отражают или неточно отражают истинное геологическое строение. Большое значение имеют живые нефте- и газопроявляения из перспективных коллекторов. Но если эти проявления недоступны прямому наблюдению, а устные сведения о них получены через ряд заинтересованных лиц. цен​ность такой информации значительно уменьшается. Результаты сейсмических исследований могут не подтвердиться из-за ошибок, возникающих в случае наличия фациальных замещений, погребенных разрывных нарушений, аномалий, связанных с несогласиями в залегании слоев и поверхностным выветриванием. В итоге при бурении может выясниться, что предполагаемая ловушка в данном районе отсутствует и вероятность этого еще больше увеличивается, если данные, используемые для прогнозирования мзстоположения ловушки, получены из ненадежных источников.

Даже в случае обнаружения ловушек в перспективно нефтегазоносных коллекторах лишь одна из трех или четырех ловушек может содержать промышленную залежь нефти или газа. Однако это соотношение в разных регионах изменяется в широких пределах. В некоторых регионах продуктивной может оказаться лишь одна из многих пористых и проницаемых пачек, хотя все они, как показывают результаты разведки, содержат ловушки. В разрезе других регионов имеется очень немного или даже всего одна потенциально нефтегазоносная формация с коллекторами, но все они могут давать притоки нефти и газа в любом участке, где существует ловушка. Бурение сухих скважин, т.е. скважин, вскрывающих пустую ловушку или вообще не попавших в ловушку, - это предусматриваемый риск любых разведочных работ на нефть и газ.

Свои представления о геологическом строении района геологи пытаются проиллюстрировать на картах. Если геолог уверен, что полученная им информация достоверна, он изображает на карте непрерывные изолинии или границы контактов между формациями. Если данные сомнительны, то изолинии и границы на картах он показывает штриховой линией, и чем менее достоверны сведения, тем короче штрихи, которые, наконец, могут быть замещены точками. Часто геолог не имеет ясного представления о глубинном строении, но знает, что условия там не обычны и имеется какая-то аномалия. В этом случае, кроме штриховых или точечных линий, он использует также специальные значки или дает к карте короткое примечание. Геофизики тоже пользуются непрерывными или штриховыми линиями для изображения на картах имеющихся данных. Помимо этого, они часто сопровождают сейсмические записи символом G (good), если они хорошие. F (fair), если они посредственные, Р (poor), если плохие, и VP (very poor) - очень плохие. Таким образом, и геологи, и геофизики стараются отобразить на картах не только свои представления о типе ловушки на данном участке, но и свою оценку достоверности данных, на которых основывается их мнение.

В проблеме правильного предсказания положения ловушки значительная роль отводится также «подтверждению данных». Этот критерий означает, что если предположение о существовании ловушки в каком-либо определенном месте основывается только на одном типе данных, то вероятность ее открытия значительно ниже, а перспективность участка соответственно меньше, чем если это предположение базируется на двух категориях подтверждающих друг друга данных. Разумеется, еще лучше, если совпадают три независимые категории данных. Складка, закартированная по поверхности террасы, сама по себе уже может указывать на существование в этом месте ловушки в глубинных слоях, но вероятность этого удваивается, если данные геологической съемки подтверждаются сейсмической аномалией, установленной в подстилающих отложениях. Вероятность увеличивается втрое или даже больше, если, кроме данных геологической съемки и сейсмических работ, на существование ловушки указывают данные каротажа. Три категории не зависящих друг от друга данных, свидетельствующих о наличии ловушки на определенном участке в известных пластах-коллекторах, дают большую уверенность руководителю, решающему вопрос о бурении разведочной скважины, если, конечно, эти данные достоверны. В итоге проблема бурения скважины решается, когда делается оценка того, насколько показательны все имеющиеся данные, какое им следует придавать значение и в какой мере один тип данных подтверждается другими. В целом, чем более разнообразны использованные данные и чем более определенно они указывают на существование ловушки на каком-либо конкретном участке, тем выше оцениваются геологические перспективы нефтегазоносности.

Данные, на основании которых разведчик нефти устанавливает перспективные участки, весьма различны. В одном случае, предположим, имеются хорошо выраженная на поверхности куполовидная структура и многочисленные сейсмические данные, указывающие на то, что на глубине этой структуре соответствует антиклинальная складка, причем предполагается, что ловушка находится в районе, где достоверно известны нефте- и газопроявления в мощной толще, содержащей коллекторы. Разбуривание такого перспективного участка наименее рисковано. В другом случае также предполагается существование подобной же перспективно нефтегазоносной ловушки, но все имеющиеся данные отрывочны, неопределенны и неубедительны. В последнем примере вероятность того, что ловушка будет обнаружена, гораздо меньше. В практической деятельности отмечается целая гамма переходов между первым случаем, в котором перспективы можно считать идеальными, и вторым, где перспективы разведки настолько малопривлекательны, что для бурения скважины этот участок лишь немного предпочтительнее любой наугад выбранной точки на окружающей территории. Однако геологические данные позволяют надеяться обнаружить на перспективном участке залежь нефти или газа после бурения разведочной скважины, хотя шансов может быть один из трех, пяти или десяти, в зависимости от сравнения данного участка со многими другими, подобными ему, которые разбуривались, пока на одном из них не были получены нефть или газ.

Геолог-нефтяник во многом похож на детектива - он всегда настойчиво ищет факты, которые могут привести к открытию залежи нефти или газа. Обнаружение перспективного участка в плане и разрезе - процесс дедуктивный. Некоторые факты служат прямым доказательством наличия залежи в определенном месте, в то время как другие позволяют только предположить существование залежи на какой-то более обширной территории. В последнем случае необходимо получить дополнительные сведения, для того чтобы сузить площадь поисков. Это может быть достигнуто проведением новых, более детальных геологических работ, более частым расположением пунктов взрыва при сейсмических исследованиях, пересмотром геофизических метериалов, проведением мелкого структурного бурения или привлечением к работе более опытных специалистов. Иногда данных бывает достаточно для того, чтобы обосновать заложение разведочной скважины. Даже если эта скважина окажется непродуктивной, она позволит получить дополнительные сведения, что в свою очередь даст возможность выбрать для бурения следующей скважины такую точку, где вероятность вскрыть залежь нефти или газа будет значительно больше. Основная задача таких скважин, именуемых стратиграфическими или стратиграфо-параметрическими (strat holes, stratigraphic tests), - не столько даже открыть новую залежь нефти или газа, сколько получить дополнительную информацию о геологическом строении недр.

Большинство промышленников знают, что для открытия залежи на перспективном участке может потребоваться бурение двух, трех или даже еще большего количества разведочных скважин, и поэтому в своих планах они принимают это в расчет. Многие перспективные участки были оставлены после того, как первая пробуренная скважина оказывалась непродуктивной. И только позже какой-либо другой специалист, по-иному проинтерпретировав информацию, полученную из первой скважины, и выбрав на основании этого более удачное положение для следующей скважины, добивался успеха. Есть даже примеры, когда после пересмотра каротажных и других данных залежи обнаруживали при опробовании скважин, которые ранее были оставлены как сухие. Искусство геолога заключается в том, чтобы выявить необходимые факты и найти правильное соотношение между ними, и это искусство позволяет ему открывать новые залежи нефти и газа.

Экономические факторы
Открыть одну небольшую залежь нефти или газа - это еще не все; извлекаемые запасы углеводородов в этой залежи должны быть достаточны, чтобы покрыть все расходы на разведочные работы, бурение скважин, в том числе и оказавшихся сухими, и эксплуатацию. Геолог-нефтяник должен отчетливо представлять себе экономическую сторону разведочных работ на нефть. От него требуется не только дать рекомендации по выбору благоприятного участка для бурения, но и указать на возможность получения прибыли [3]. Поскольку большинство открываемых залежей разрабатывать экономически нецелесообразно, руководители работ обычно снижают оценку перспективности участка, если не уверены, что он содержит достаточное количество нефти или газа, чтобы возместить расходы и принести прибыль и, таким образом, оправдать затраченные время и усилия. Незаинтересованность в разведке участков, где можно ожидать открытия только небольших залежей, особенно часто проявляют крупные нефтяные компании, чьи потребности в нефти достигают многих миллионов баррелей в год и соответственно велики эксплуатационные расходы. Крупные компании не будут проводить разведочные работы, если нет никаких шансов на то, что открытая залежь, внесет хоть сколько-нибудь существенный вклад в общий баланс их добычи. Конечно, до бурения скважин нельзя предсказать, какое количество нефти и газа сосредоточено в подземном резервуаре, но если ловушка мала, а коллекторский пласт маломощен и залегает на большой глубине, то шансов на получение прибыли очень немного. Подобные перспективные участки будут привлекать внимание лишь отдельных промышленников, чьи потребности в нефти и газе и соответствующие расходы не столь велики, как у крупной объединенной компании.

Любая геологическая оценка перспектив нефтегазоносности при решении вопроса о бурении разведочной скважины сталкивается с экономическими требованиями предпринимателя. Чем выше предполагаемая прибыль, тем менее жесткие условия предъявляются к геологическому обоснованию перспектив нефтегазоносности.

К экономическим факторам, которые учитываются при прогнозировании ожидаемой прибыли от разведки перспективного участка и от которых зависит оценка этого участка до начала бурения, относятся следующие:

Оценка возможных запасов. Цель бурения на перспективно нефтегазоносном участке ‑ обнаружить нефтяную или газовую залежь, доходы от эксплуатации которой принесут прибыль на капиталовложения. Прежде всего оценивается возможный размер предполагаемой залежи: сколько нефти может она содержать - один, пятьдесят или сто миллионов баррелей? Наилучшим способом оценки количества нефти, извлекаемой с помощью первичных или вторичных методов эксплуатации (законтурное заводнение, обработка пласта паром и др.), может быть сравнение с опытом, полученным при эксплуатации залежей в районах со сходным геологическим строением. Относительная значимость факторов на основании которых принимается решение о проведении разведочных работ, в большей или меньшей степени определяется размером ожидаемой залежи.

Стоимость нефти и газа. Стоимость нефти и газа, поступающих из скважины, составляет полный доход предпринимателя; как правило, никаких побочных или дополнительных продуктов для продажи у него нет¹. Чтобы определить прибыль, все денежные затраты произведенные до момента поступления нефти и газа из скважины в трубопровод нужно вычесть из продажной стоимости продукции.

Цена на нефть и газ на месте их добычи изменяется в зависимости от спроса, качества, нейти и газа расстояния до пункта их переработки, а также от доступного способа транспортировки - автоцистернами, водным транспортом, железной дорогой или по трубопроводу Поэтому каждый перспективно нефтегазоносный участок оценивается с точки зрения этих факторов, контролирующих цену продукции. Так, например, перспективный участок расположенный поблизости от собственного трубопровода компании, более привлекателен для разведки, чем участок, находящийся вдали от него; в этом случае бурение может быть поставлено даже при менее благоприятных геологических условиях. На перспективной площади в области развития тяжелых нефтей, где единственным способом доставки продукции к месту переработки является автодорожный транспорт и где основным спросом пользуется бензин, а не дешевые тяжелые нефти, требуются гораздо более благоприятные геологические предпосылки, чтобы можно было пойти на риск капиталовложений в разведочное бурение. Площадь же, находящаяся в районе распространенения легких нефтей пользующихся большим спросом, где транспортные расходы невелики, может заслуживать большего внимания, поскольку такие нефти будут проданы по более высокой цене и соответственно принесут большую прибыль.

С изменением цены на нефть и газ на месте их добычи изменяется также интенсив ность поискового бурения. Даже предполагаемое лишь в будущем падение цен снижает интерес к разведочным работам. Когда цена на нефть и газ падает, бурение консервирует ся договоры на аренду участков земли аннулируются, а эксплуатационные расходы урезаются до минимума. Повышение цены, напротив, приводит к оживлению спроса на перспективно нефтегазоносные площади, пусть даже небольших размеров, где перспектпы,: не столь определенны и подтверждаются меньшим количеством геологических и геофизических данных. Повышение цены на нефть и газ оказывает
¹Некоторые газовые залежи, однако, характеризуются высоким содержанием серы. Сера может извлекаться и наряду с основной продукцией приносить доход при продаже. 

немедленное и очень существенное влияние на оценку любых перспективных площадей и с большим интересом ожидается всеми предпринимателями.

Вследствие колебаний цен и соответствующих изменений активности разведочных работ промышленные запасы нефти в США на протяжении многих лет поддерживаются на уровне, в 12-15 раз превышающем общую годовую добычу. По-видимому, это оптимальное равновесное соотношение, основанное на учете стоимости разведочных работ и дальнейших затрат, включая эксплуатацию нефтяных месторождений и консервацию нефти в залежи на протяжении тех 10-15 лет, в течение которых она будет извлечена на поверхность. Когда отношение промышленных запасов к годовой добыче несколько увеличивается, намечается тенденция к снижению цены на нефть и газ; соответственно уменьшаются интенсивность поискового бурения и количество открываемых залежей. Постепенно отношение запасов к годовой добыче вновь уменьшается, цены на продукцию растут и увеличивается количество поисковых скважин; таким образом, за определенный срок цикл колебаний этого отношения завершается.

Стоимость геологических и геофизических работ. Стоимость геологических и геофизических работ, проводимых для выявления перспективно нефтегазоносной площади, может изменяться от минимальной величины до суммы, превышающей стоимость бурения разведочной скважины. Иногда достаточно иметь лишь геологические данные из отчетов, публикуемых в технических журналах; в таких случаях затраты будут незначительны. Крайнюю противоположность представляют районы, в пределах которых работы проводятся всеми известными геологическими и геофизическими методами и которые потребуют годы усилий, прежде чем удастся получить необходимые данные для выявления перспективных площадей. Например, сейсмическая партия может проводить исследования на какой-либо территории месяцы, а иногда и годы (со стоимостью работ 20, 30 и даже 50 тыс. долларов в месяц) и обнаружить в итоге только очень небольшое число перспективных участков. Сейсмическим работам могут предшествовать рекогносцировочные и детальные гравиметрические и магнитометрические исследования, структурное бурение и геологическое картирование с применением полевых съемочных работ и аэрогеологических методов. Стоимость геологических и геофизических работ в таких случаях может быть чрезвычайно большой.

Стоимость аренды земли. Стоимость аренды нефтегазоносной площади, будь то небольшой участок всего в несколько акров или крупная концессия, складывается из первоначальной стоимости, или премиального вознаграждения, платы за право эксплуатации месторождения, т.е. стоимости части нефти, отчисляемой в пользу владельца земли или владельца права на разработку минеральных богатств, и арендной платы, или платы за сохранение контракта на пользование нефтеносным участком на протяжении определенного периода. В краевых частях нефтегазоносных регионов, где геологические перспективы открытия залежей неопределенны или неустановлены, первоначальная стоимость аренды 1 акра земли обычно невелика, и аренда обширных площадей здесь может быть получена за небольшую цену. По мере возрастания перспектив нефтегазоносности территории в результате открытий залежей в данном регионе либо в сходных геологических условиях в другом регионе, или по мере возрастания геологической изученности этой территории первоначальная стоимость аренды земли увеличивается; в этом случае расходы увеличи​ваются за счет платы за право эксплуатации, а иногда и арендной платы. Наиболее доро​гостоящими оказываются арендованные участки, расположенные вблизи уже обнаружен​ных крупных залежей, где увеличивается вероятность открытия столь же крупного про​мышленного скопления нефти или газа.

Когда доступная и благоприятная для разведки площадь велика. иными словами, когда имеются шансы получить высокую прибыль, предприниматель может пойти на больший риск и не требовать, чтобы геологические условия были выявлены столь полно. Низкая плата за аренду позволяет предпринимателю значительную часть имеющихся финансовых средств вложить в бурение, ибо в конечном итоге только бурение может привести к открытию нефтяных и газовых залежей.

Стоимость бурения. Стоимость бурения зависит главным образом от глубины скважин, но на нее могут оказывать существенное влияние и другие факторы. Расходы на бурение резко увеличиваются в зависимости от характера слагающих разрез формаций, количества горизонтов, которые должны быть опробованы, или объема затрат на подготовку участка под бурение. В некоторых районах большую роль играют удаленность от баз снабжения, стоимость строительства дороги к месту бурения, способ транспортировки (по железной или шоссейной дороге, по воздуху) п расстояние до источников воды или складов горючего. Когда скважины достигают максимальных для применяемого оборудования глубин, стоимость бурения резко возрастает.

Поскольку стоимость бурения в существенной мере определяет величину возможной прибыли, необходимая для разведки глубина скважин является важным фактором при оценке перспективной площади. При этом следует учитывать фактор глубины не только для первой разведочной скважины, но и для всех других скважин, которые необходимо будет пробурить на площади, если на ней будут получены промышленные притоки нефти или газа. Стоимость добычи нефти, после того как залежь разбурена, зависит также от глубины залегания наиболее продуктивного горизонта. Например, перспективно нефтегазоносный пласт, залегающий на глубине 2000 футов, может не обладать столь крупными потенциальными запасами, как пласт, залегающий на глубине 15 000 футов. Риск напрасных затрат при бурении одной разведочной скважины на глубокозалегающий подземный резервуар с потенциально крупными запасами может быть равным затратам на разбуривание нескольких неглубоких перспективных горизонтов с меньшими потенциальными запасами. Каждое из этих двух возможных направлений работ может быть в разной степени привлекательным для различных предпринимателей. Однако при равных геологических перспективах менее глубоко залегающий горизонт почти всегда предпочтительнее для постановки бурения, чем более глубокий. Другими словами, перспективно нефтегазоносный участок с неглубоким залеганием коллекторов оценивается как более благоприятный, поскольку стоимость бурения и эксплуатации здесь, как правило, ниже.

Стоимость эксплуатации. Предполагаемая стоимость добычи нефти или газа после открытия залежи также влияет на оценку перспективной площади. Эксплуатационные скважины на одних залежах фонтанируют в течение всего периода их эксплуатации, в то время как на других залежах уже вскоре после их открытия требуется,] установка дорогостоящего насосного оборудования. Нефть, получаемая из подземных резервуаров, иногда содержит много свободного тонкозернистого песка, который портит оборудование. Вследствие этого скважина может быть остановлена на длительный срок для ремонта. В ряде провинций много неприятностей приносят корродирующие воды, которые разъедают внутренние стенки труб и тем самым вызывают необходимость дорогостоящего ремонта, подъема обсадных и насосно-компрессорных труб и замены оборудования. Природа пластовой энергии резервуара, в каком бы виде она ни проявлялась - в виде растворенного газа, газовой шапки, напора краевых вод или любой их комбинации,- в значительной мере определяет стоимость эксплуатации, так же как и величину извлекаемых запасов нефти.

Субъективные факторы

Кроме объективных факторов оценки перспективно нефтегазоносной площади - геологических и экономических,- имеются также и личные, субъективные факторы, часто играющие основную роль при принятии решения о бурении скважин. Определяющим здесь является прошлый опыт: был ли он достаточен, касался ли геологической или финансовой стороны вопроса, успешными ли были предшествующие работы - все это влияет на оценку той или иной перспективной площади. Один предприниматель осторожен и предусмотрителен, другой склоняется к тому, чтобы испытать более рискованные возможности; один любит работать с тяжелым мощным оборудованием, годным для бурения глубоких скважин, другой предпочитает легкое оборудование и неглубокие скважины; один промышленник может иметь более высокую научную и техническую квалификацию или более любознателен, тогда как подготовка другого более практическая. Подобных субъективных факторов может быть сколь угодно много, и каждый из них влияет на общую конечную оценку степени перспективности рассматриваемого участка.

По-видимому, наиболее важный из субъективных элементов, участвующих в оценке конкретного перспективного участка, - это прошлый опыт по разведке площадей подобного же геологического строения или площадей, расположенных в том же регионе. Несколько сухих скважин или скважин, бурение которых оказалось необычно трудным и дорогостоящим, часто ослабляют стремление к разбуриванию соседних перспективных участков.

Некоторые субъективные факторы связаны с геологией. Представления о геологическом строении глубокопогруженных горизонтов, как правило, сомнительны и не могут быть подтверждены реальными доказательствами. Тем не менее они имеют огромное влияние на геологическую оценку перспективности многих площадей [4]. Оценка перспектив зависит прежде всего от личного суждения геолога о том, какие породы являются нефтепроизводящими, какое происхождение, морское или континентальное, имеют те или иные отложения, каково влияние тектонических нарушений, какова степень концентрации пластовых вод и возможное расстояние их миграции и др. Геологи, например, предотвратили вложение средств в бурение на территории восточного Техаса, поскольку считали, что к западу от Луизианы песчаники Вудбайн отсутствуют. В то же время они установили, что отсутствие здесь этих песчаников и появление их еще далее к западу определяют положение крупнейшей залежи Ист-Тексас. Представление геологов об отсутствии нефтепроизводящих пород удерживало на ранних этапах разведки многих промышленников от бурения скважин в западном Техасе. Когда же начинались разведочные работы в западной Оклахоме, многие геологи указывали, что нефть в красноцветных отложениях не встречается.

Нефтяные и газовые месторождения обнаруживаются при разбуривании перспективных площадей. Поэтому геологам необходима уверенность в своих прогнозах. Нельзя открыть залежи нефти и газа, если геолог не уверен в благоприятных геологических условиях и поэтому рекомендует не проводить бурение. Значительно важнее, хотя это часто гораздо более сложно и требует несравненно больших усилий, выявить благоприятные и заслуживающие бурения участки на территории, где условия в целом рассматриваются как неблагоприятные.

Основная цель работы геолога-нефтяника заключается в поисках ловушек. Хотя любая залежь нефти и газа всегда связана с ловушкой, из этого не следует, что любая ловушка содержит залежь. Почему же многие ловушки оказываются пустыми? Мы этого не знаем. Наш подход к разведочным работам преимущественно эмпирический. Геолог-нефтяник вынужден делать выбор между многочисленными теориями, чтобы попытаться объяснить, почему ловушка не содержит залежи. Поэтому надежнее всего разведать каждую ловушку, надежнее по крайней мере до тех пор, пока не будет разработан удовлетворительный метод для того, чтобы до начала бурения иметь возможность предсказать, содержит ловушка залежь или нет.

Каждый геолог знает, что нет таких перспективных площадей, где можно было бы со стопроцентной уверенностью предсказать существование промышленной залежи углеводородов, и поэтому большинство поисковых скважин на новых площадях должны быть непродуктивными. Информация, полученная при бурении сухих скважин, постоянно пополняет запас знаний и дает основу для поисков залежей, и поэтому бурение сухих скважин явлется необходимой частью любой программы разведочных работ. Для успеха разведки требуется бурение многих сухих скважин, несмотря на то что конечная цель ‑ это открытие залежи при наименьшем объеме буровых работ.

Весьма показательной величиной, отражающей способность нефтяной промышленности США поддерживать на удовлетворительном уровне соотношение между удачными и неудачными прогнозами нефтегазоносности данной площади, является приращение запасов нефти на каждый фут бурения скважин [5].

За период 1935-1941 гг. на 1 фут бурения приходился прирост запасов в 25,1 барреля нефти; в 1942-1945 эта величина составляла 24,6, а в 1946-1951 гг. - 26,5 барреля нефти. Показательно также соотношение между ежегодными объемами бурения разведочных скважин, оказавшихся непродуктивными и давших промышленные притоки нефти или газа [6]. Это отношение колеблется от 3,2 до 3,9 фута бурения сухих скважин на каждый фут скважин, вскрывших залежи углеводородов. Другими словами, можно сказать, что промышленность, несмотря на растущие трудности, сохраняет эффективность поисковых работ на нефть на том же уровне. Это достигается путем совершенствования техники, а также благодаря новым идеям, способствующим решению возникающих проблем, неизбежных при разведке и разработке нефтяных залежей на все увеличивающихся глубинах, и поискам новых перспективных территорий, по мере того как возможности старых нефтедобывающих районов исчерпываются. Геологи-нефтяники вправе испытывать законную гордость за ту большую долю своего труда, которую они вложили в достижение этого успеха, за то, что они вместе с нефтяной промышленностью не отстают от растущих потребностей страны.

Заключение

Итак, мы видели, что оценка перспектив нефтегазоносности площади основывается на большом разнообразии фактов, мнений, личного опыта и даже предрассудков. Одни из этих факторов поддаются количественной оценке, другие являются чисто качественными, а некоторые основываются просто на субъективных ощущениях. Но именно такое разнообразие подходов привело к созданию в США столь мощной нефтяной промышленности. Если разведочные работы и в первую очередь выбор перспективной площади для постановки бурения основывались бы только на одной какой-либо концепции, запасов нефти и газа было бы открыто значительно меньше. На многих и многих перспективных площадях, которые после бурения на одном участке считались не нефтегазоносными, позже удавалось открыть промышленные залежи нефти или газа. Даже геологически наименее обоснованные проекты разведочных работ, такие, как постановка бурения там, где единственным обоснованием была необходимость изучить разрез осадочного чехла, приводили к открытию промышленных скоплений углеводородов, в том числе крупнейших залежей Ист-Тексас и Гленн, и множества других залежей в стратиграфических ловушках, которые нельзя было обнаружить при исследованиях на поверхности земли. В заключение следует сказать, что только при учете всех факторов - геологических, экономических и субъективных - можно отобрать тысячи перспективно нефтегазоносных площадей, требующих непрерывного поискового бурения и в конечном итоге удовлетворяющих растущий мировой спрос на нефть и газ.
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ПРИЛОЖЕНИЕ

Словарь специальных терминов1
Albertite. Альбертит - один из асфальтовых пиробитумов, часто встречающийся в трещинах пород из шахт Альберт (Нью-Брансуик, Канада), где он вначале назывался углем Альберт.

[Альбертиты (содержание С обычно от 75 до 85%, Н - от 7 до 10%) - это низшие кериты, представляющие собой один из членов ряда нафтидов (т. е. природных производных нефти), расположенный между асфальтитами (см. Bitumen) и высшими керитами - импсонитами].
1Часть терминов в этом небольшом словаре толкуется весьма упрощенно и неверно. В таких случаях редактором приведены в виде дополнений (в квадратных скобках) более строгие научные определения соответствующих понятий. - Прим. ред.

Asphalt (bitumen, греч.). Асфальт (битум) - коричневое до черного, твердое или полутвердое битумное вещество, которое встречается в природных условиях, но может быть также получено в качестве остаточной массы при переработке определенных углеводородов (искусственный асфальт). Асфальт плавится при температурах от 150 до 200°F. Асфальтит (asphaltite) ‑ вещество, которое придает асфальту твердость, по-видимому, представляет собой коллоидную систему. Пластичность асфальта, т.е. его способность растягиваться под действием напряжений без разрыва, обусловлена присутствием асфальтитовых смол. Природный асфальт обычно содержит в своем составе инертную минеральную массу с удельным весом 1,0-1,15; он частично растворяется в лигроине (10-70%) и полностью - в сероуглероде.

[Асфальт ‑ общее название для: 1) одного из классов нафтидов (т.е. природных производных нефти) и 2) строительного материала, представляющего собой смесь битума, естественного или искусственного, с минеральным веществом, например песком.

Природный асфальт образуется из нефти в результате потери ею низкокипящих фракций и окисления под влиянием поверхностных факторов (гипергенез). Сначала нефть превращается в густую очень вязкую мальту (более 35% асфальтово-смолистых веществ), а затем в более твердый, но легко плавящийся асфальт, в котором на долю асфальтово-смолистых веществ приходится не менее 60%. Дальнейшее изменение асфальта обычно приводит к образованию асфальтита.

Указание автора, что асфальт содержит асфальтит, неправильно. Асфальт содержит асфальтены (15-50%), т.е. твердые высокомолекулярные соединения с гетероэлементами (несколько процентов О, S. N)].

Asphaltic pirobitumens. Асфальтовые пиробитумы ‑ более твердые и тугоплавкие, чем асфальтиты, вещества. Их плотность не превышает 1,25. Асфальтовые пиробитумы не плавятся, поскольку еще до достижения температуры плавления они вспучиваются и разлагаются. Они нерастворимы в лигроине и только слабо растворяются в сероуглероде. В качестве примеров асфальтовых пиробитумов можно назвать вуртцилит (wurtzilite), элатерит (elaterite) и альбертит (albertite).

[В данном случае допущена путаница. Термин «пиробитум» вообще неудачен, так как им называли не только минералы (минералоиды), но чаще нерастворимое органическое вещество в различных породах, дававшее при перегонке «битум». Судя по приводимым примерам, в группу «асфальтовых пиробитумов» автор включил как низшие кериты (альбертиты), близкие к асфальтитам (см. Bitumen), так и весьма редкие нафтиды (или даже нафтоиды) ‑ элатериты, являющиеся продуктами изменения озокерита, а также еще более редкий ‑ вуртцилит. ]
Asphaltites. Асфальтиты - более твердые углеводороды с точкой плавления 250-600°F. Плотность менее 1,20. На 0-60% растворимы в лигроине и на 60-90% в сероуглероде. К асфальтитам относятся гильсонит (gilsonite) и блестящая смола (glance pitch).

[Асфальтиты ‑ следующий за асфальтами член генетического, в основном гипергенного ряда нафтидов (см. Bitumen). Подразделяются, по В.А. Успенскому, на низшие афальтиты, или гильсониты, представляющие продукт изменения асфальтов в крипто-гипергенных условиях, и высшие асфальтиты, или грэемиты, возникающие в зоне идиогипергенеза.]

Bitumen. Битум - первоначально этим термином называлась природная минеральная смола, гудрон или асфальт. Сейчас битумом называется любая горячая, вязкая жидкая или твердая смесь углеводородов, растворимых в сероуглероде. Часто используется как синоним термина «углеводороды».

[Битумы - общее название для различных органических веществ, состоящих в основном из углерода (обычно 65-90%), водорода (до 15%) и обычно гетероэлементов - О, S, N (в переменном количестве). Первоначально к битумам относили только природные образования, в основном нефть и ее естественные производные, чаще всего асфальт. Затем битумами стали называть также искусственные асфальтоподобные продукты, получаемые путем переработки естественных битумов и (или) ископаемых углей и горючих сланцев. Кроме того, название «битумы» неправильно распространили на экстракты, извлекаемые органическими растворителями (бензолом, хлороформом, сероуглеродом и т.д.) из различных горных пород или органических веществ различного происхождения. Таким образом, одним и тем же словом «битумы» стали называть три категории веществ, выделяемые с различных точек зрения: 1) с генетической - как природные минералы и минералоиды; 2) с технической - как строительный материал и 3) с химикоаналитической - как определенный компонент органических веществ. Чтобы не путать между собой эти категории «битума», было предложено именовать экстракты битумоидами, а искусственные продукты ‑ технобитумами; термин же «битумы» сохранить лишь для природных веществ - нафтоидов и нафтидов, изучением которых занимается битуминология, являющаяся частью органической геохимии.

Природные битумы подразделяются на нафтиды и нафтоиды.
Нафтиды весьма широко распространены в природе - это нефть и ее естественные производные, такие, как мальты, асфалъты, асфальтиты, кериты, озокериты и т. д.

Нафтоиды - это нафтидоподобные продукты естественной возгонки органического вещества под влиянием магматического тепла. Они распространены значительно меньше нафтидов, еще очень слабо изучены и не имеют промышленного значения].
Bituminous. Битуминозные породы ‑ породы, содержащие масла (oil) или выделяющие их при перегонке. Примером являются горючие сланцы и битуминозные песчаники.

Вrеа. Кир ‑ вязкий асфальт, образующийся при испарении нефти в поверхностных выходах.

Chapopoteras. Чапопот ‑ поверхностные выходы, главным образом асфальта,. в Мексике.

Coorongite. Куронгит - водорослевые образования, состоящие из восковидных или студенистых стенок водоросли Eleaophyton, формирующиеся в лагунах Южной Австралии.

[Куронгит ‑ продукт преобразования жирных кислот. Сходен с балхашитом].
Crude (oil) ‑ жидкая нефть (см. petroleum), получаемая из скважин.

[Нередко этот термин переводят как «сырая нефть». В геологических и геохимических работах такой перевод надо признать крайне неудачным. Следует переводить просто как нефть, или, если есть необходимость отграничить ее от очищенной нефти или от «сланцевой нефти» (дегтя и смолы), то как природная нефть].
Directional drilling. Направленное бурение ‑ бурение скважин с заданным искривлением ствола, контролируемое специальными приспособлениями в процессе работы.

Drill-stem test. Опробование испытателем пласта ‑ исследование скважины на продуктивность, когда ствол ее еще заполнен буровым раствором. Испытатель спускается в скважину на колонне бурильных труб и помещается против опробуемой толщи. С помощью сальника он изолируется от веса бурового раствора и открывается, чтобы дать возможность любым пластовым флюидам поступать в бурильные трубы, где они могут быть исследованы.

Elaterite. Элатерит ‑ асфальтовый пиробитум, впервые обнаруженный в известняках каменноугольного возраста из свинцовых рудников в Дербишире, Великобритания, и за свою эластичность названный «минеральным каучуком».

[Элатерит ‑ редкий минерал (минералоид), относящийся к нафтидам или нафтоидам (см. Bitumen)].
Gilsonite. Гильсонит - твердый пиробитум, асфальтит, названный по имени С. Гильсона (S. Gilson) - владельца залежи, где гильсонит был обнаружен впервые. Найден в горах Юинта на востоке Юты и западе Колорадо, где он образует жилы в третичных глинистых породах. Известен также под названием юинтаит (uintaite).

[Гильсонит - низшая разновидность асфальтитов, плавящаяся без разложения].
Glance pitch. Блестящая смола - асфальтит, известный также под названием мэнд-жэк (manjak). Встречается на острове Барбадос и в Колумбии. [Мэнджэк - жильный гильсонит.]

Grahamite. Грэемит, назван по имени Дж.А. и Дж.К. Грэемов, владельцев рудника, где он впервые был описан. Известен в Западной Виргинии, Оклахоме, Кубе и Мексике. [Грэемит ‑ высший асфальтит, состоящий в основном из асфальтенов]. Gravel packing. Помещение гравия (или грубозернистого песка) против продуктивного песчаного пласта для предупреждения или замедления проникновения песчаных зерен из пласта в скважину вместе с нефтью. Обычно нагнетается под давлением с помощью перфорации.

Hatchettite. Гатчетит ‑ желтовато-белый озокерит, несколько напоминающий парафин. Встречается в кавернах и некоторых включениях железистых пород в угленосных пластах южного Уэльса. Называется также минеральным воском (mineral tallow).

[Среди гатчетитов имеются представители как нафтидов, так и нафтоидов. К первым относятся производные фильтрованных нефтей (метановых) и нефтей, претерпевших сильный катагенез. ]

Hydrocarbon. Углеводороды ‑ любые соединения водорода с углеродом, газообразные, жидкие или твердые. Для жидких и твердых нафтидов (petroleum) наряду с названием «углеводороды» применяется также термин «битум».

[В общем случае нельзя считать термины «углеводороды», «нафтиды» (см. Petroleum) и «битумы» синонимами. Битумы - понятие наиболее широкое (см. Bitumen), включающее и нафтиды - группу природных минералов (минералоидов), обычно содержащих, подобно давшим им начало нефтям, не только углеводороды, но и асфальтово-смолистые вещества, в состав которых входят гетероэлементы ‑ О, S, N].
Impsonite. Импсонит ‑ асфальтовый пиробитум, часто встречающийся в долине Импсон, Оклахома. Отличается высоким содержанием связанного углерода и тугоплавкостью.

[Импсониты ‑ высшие кериты (нафтиды или нафтоиды), характеризующиеся нерастворимостью в органических растворителях и неплавкостью].
Jars. Ясс ‑ два кольца, напоминающие звенья цепи, свободно связанные друг с другом, которые прикрепляются к ударной штанге над долотом при ударном бурении с целью дать резкий толчок долоту.

Kerogen. Кероген ‑ минералоид неопределенного состава, состоящий из измельченных частиц органического вещества и слагающий углеводородную часть горючих сланцев. Органическое вещество представлено главным образом остатками низших форм растительного мира, таких, как водоросли, пыльца, споры и др. Кероген может содержать также остатки взрослых насекомых и их личинки, которые обитали по берегам бассейна, где формировались отложения. Химически кероген представляет собой сложную смесь высокомолекулярных производных УВ, содержащих, кроме углерода и водорода, также кислород, азот и серу. Термин «кероген» был впервые предложен для органического вещества глинистых [горючих] сланцев Шотландии, дающих при сухой перегонке смолу («сланцевую нефть»).

[Приведенное определение грешит неточностями. Кероген нельзя назвать минера-лоидом - это смесь весьма различных фрагментов и компонентов разных организмов, претерпевших большую или меньшую фоссилизацию. Кероген в широком смысле - это углистое (органическое) вещество, захороненное в субаквальных отложениях. В узком смысле термин «кероген» обозначает морской сапропель (сапропелит). Именно он является основным материнским веществом нефти].
Maltha. Мальта ‑ черная вязкая минеральная смола, или асфальт; разновидность озокерита.

[Мальта ‑ сгустившаяся и окислившаяся нефть (см. Asphalt), ни в коем случае не являющаяся разновидностью озокерита].
Manjak. Мэнджэк ‑ твердый пиробитум, распространенный на острове Барбадос [см. Glance pitch].

Naphtha. Лигроин. Первоначально термином «naphtha» назывались все жидкие природные углеводороды, а в настоящее время - углеводороды, кипящие при температурах ниже 250°С и жидкие в обычных условиях. Используется в качестве горючего и растворителя.

Natural gas. Природный газ ‑ смесь углеводородов, газообразных при давлениях и температурах, существующих на поверхности земли. Некоторые из этих углеводородов, однако, при более высоких температуре и давлении на глубине находятся в жидком состоянии. Природный газ состоит преимущественно из углеводородов парафинового основания, представленных главным образом метаном, а также изменяющимся, но обычно небольшим количеством более тяжелых предельных углеводородов.

«Oil shale». Нефтяной сланец [в буквальном смысле ‑ масляный сланец. Соответствующие породы по-русски называются горючими сланцами]. Правильнее называть его керогеновым сланцем (kerogen shale), поскольку его углеводородная часть представлена пиробитумом и нерастворима в обычных углеводородных растворителях. Нефтяные, или горючие, сланцы при сухой перегонке дают нефтяные углеводороды.

Ozokerite («odoriferous wax» греч.). Озокерит (горный воск). Встречающийся в природе минеральный воск, обычно темно-коричневой окраски, связан, по-видимому, с испарением метановой нефти. Озокерит добывают в районе Борислава, СССР, где он встречается в виде жильных скоплений. Там он изливается через стволы скважин, когда их забои входят в жилу. Озокерит распространен также в Солджер-Саммит, Юта, на полуострове Челекен в Туркменской ССР, в Ферганской долине Узбекистана и в Индии. Полностью очищенный озокерит представляет собой желтовато-белый микрокристаллический воск, известный также под названием церезин (ceresin) и используемый для производства вазелина. Озокерит находится в таком же соотношении с парафиновыми нефтями, как природный асфальт с нафтеновыми. Он в значительной мере образован алканами от С22 до С29.
«Paraffin dirt». «Парафиновая грязь» ‑ глинистое почвенное образование, имеющее каучукоподобные или творожистые внешний облик и структуру. Она приурочена к верхним нескольким дюймам почвы и образована, вероятно, остатками низших форм организмов, обитающих на выходах газа вдоль побережья Техаса и Луизианы. Парафина, по-видимому, не содержит [а состоит из полисахаридов и белков?].

Petroleum. Каменное масло; смесь чрезвычайно большого количества газообразных, жидких или твердых углеводородов и их производных с гетероэлементами, встречающаяся в природе. Термин был впервые введен Агриколой в 1546 г.

[Petroleum до сих пор по традиции переводят как нефть. Между тем этот термин охватывает вообще все нафтиды, т.е. нефти, горючие газы и все полутвердые и твердые производные нефти. В зависимости от контекста petroleum означает то все нафтиды, то только нефть, то нефть и газы].
Pitch. Асфальт, или минеральная смола.

Plugging. Тампонирование ‑ изолирование сухих скважин, работы на которых прекращены (обычно проводится по постановлению правительства). Цель тампонирования - не допустить проникновения глубинных соленых вод в скважины, эксплуатирующие пресные воды поверхностных слоев, или загрязнения других водных резервуаров области.

Pyrobitumen. Пиробитум - твердые углеводороды и горючие сланцы, которые дают жидкие и газообразные углеводороды только при нагревании.

[Пиробитумы - термин достаточно неопределенный. Углеродистое органическое вещество, относимое к пиробитумам, обычно является сапропелевым и отвечает керогену в начальном узком смысле слова].
Shale-shaker. Приспособление на буровой установке для отделения крупных частиц выбуренной породы от бурового раствора по мере его поступления из скважины.

Таг. Деготь ‑ густая, черная или темно-коричневая, вязкая жидкость, получаемая при перегонке каменного угля, древесины, торфа или других органических материалов. Называется угольным дегтем, древесным дегтем и т.д. При свободном употреблении равнозначен терминам «asphalt» или «pitch».

[Приведенное определение заимствовано дословно из всемирно известного английского толкового словаря Вебстера (Webster). Автор, как и другие американцы, применяет этот термин очень свободно. Например, знаменитые асфальтовые пески формации Мак-Меррей нередко называют tar-sands].
Torbanite. Торбанит ‑ органическое минеральное вещество, занимающее промежуточное положение между горючим сланцем и углем. Отличается от каменного угля тем, что при сухой перегонке продуцирует парафины и одефины, в то время как уголь дает ароматические углеводороды. Назван по холму Торбан, Батгит, Шотландия. Известен также во Франции, Новом Южном Уэльсе, Южной Африке и на востоке США.

[Торбанит - это разновидность богхедов, т. е. водорослевых (сапропелевых) углей, характеризующихся очень большим выходом летучих (до 90% от горючей массы).]

Wurtzilite. Вуртцилит ‑ асфальтовый пиробитум, эластичный, подобно элатерпту. Встречается в виде жильных образований в регионе Юинта на северо-востоке Юты. Был назван в честь д-ра X. Вуртца (Н. Wurtz) - известного исследователя углеводородов.

Сокращения, принятые в английской литературе по нефти и газу
abd, abnd ‑ оставленный, заброшенный

ас ‑ акр

AS ‑ после взрыва, после прострела (обсадных труб)

bbl ‑ баррель

b/d ‑ баррелей в сутки

BCPD ‑ баррелей конденсата в сутки

ВСРН ‑ баррелей конденсата в час

BFPH ‑ баррелей жидкости в час

ВНС ‑ забойный штуцер

ВНР ‑ забойное давление

BHPF ‑ динамическое забойное давление

BHPSI ‑ забойное давление в закрытой скажине

bid ‑ оттартанный

bldg drk ‑ строящаяся скважина

bldg rds ‑ строящиеся дороги

B/г ‑ желонка

В/Н ‑ желонок в час

ВО ‑ баррелей нефти

BOPD ‑ баррелей нефти в сутки

ВР ‑ обратное давление (на пласт)

BPD ‑ баррелей в сутки

ВРН ‑ баррелей в час

BPWPD ‑ баррелей в сутки на скважину

brkn ‑ разрушенный, трещиноватый

BS ‑ осадок на дне резервуара

BS and W ‑ осадок на дне и вода

btm ‑ дно, забой, подошва

В.Т.U. ‑ британская тепловая единица (эквивалентна 0,252 большой калор

BW ‑ баррелей воды

BWPD ‑ баррелей воды в сутки

BWPH
баррелей воды в час

С ‑ центр

CD ‑ глубина скважины по договору

CFG ‑ куб. футов газа

CFGPD ‑ куб. футов газа в сутки

chk ‑ штуцер

circ ‑ циркуляция

clng ‑ чистка

СО ‑ очистить

сотр ‑ оконченный, окончание

cond ‑ конденсат

contr ‑ буровой подрядчик

cor ‑ угол

согг ‑ исправленный, откорректированный

СР ‑ давление в межтрубном пространстве

CPSI ‑ давление в межтрубном пространстве закрытой скважины

crd ‑ полый

crg ‑ отбор керна

crse ‑ крупный, грубый

csg ‑ обсадные трубы

CSL ‑ центральная линия (ось) разреза

СТ ‑ инструмент для ударного бурения

ctg ‑ шлам

D and А ‑ сухая и заброшенная

DC ‑ удлинитель, утяжеленная бурильная труба

DD ‑ пробурена до большей глубины

DF ‑ пол вышки

DO ‑ выбуренный, разбуренный

DP ‑ бурильная труба

D/P ‑ буровая пробка

drk ‑ буровая вышка

drld ‑ пробуренный

drlg ‑ бурение

DST ‑ опробование испытателем пласта

EL ‑ восточное направление, восточная линия

elec log ‑ электрокаротажная диаграмма

elevмподнятие, высота над уровнем моря

Е log ‑ электрокаротажная диаграмма

est ‑ оценивать, по оценке

f ‑ тонкозернистый, мелкозернистый

FIH ‑ жидкость в скважине

fid ‑ месторождение

flour, flur ‑ флуоресценция, люминесценция

fm ‑ формация

fos ‑ ископаемые органические остатки, содержание ископаемых органических

остатков

FP ‑ гидродинамическое давление

GA ‑ галлоны кислоты

gal (s) ‑ галлон, галлоны

G and О ‑ газ и нефть

G and OCM ‑ газ и нефть в буровом растворе

GC ‑ газированный, насыщенный газом

GCM
газированный буровой раствор

GCR
содержание конденсата в газе

ggd ‑ калиброванный, измеренный

gge ‑ измерять, калибровать, измерительный прибор, калибр

GO ‑ запах газа

G/O ‑ газ и нефть

GOR ‑ газовый фактор

gr, grd ‑ земля, поверхность

grav
вес, тяжесть

hd ‑ твердый, крепкий

HFO ‑ ствол скважины, заполненный нефтью

HFW ‑ ствол скважины, заполненный водой

HGOR ‑ высокий газовый фактор

НО ‑ тяжелая нефть

hr (s) ‑ час, часы

hvy ‑ тяжелый

ig ‑ изверженный, вулканический

incl ‑ включения

interst ‑ заполняющий пустоты

IP ‑ начальный дебит

КО ‑ вызывать фонтанирование скважины, давать нефть (о скважине)

lос ‑ положение, местоположение, расположенный

lse ‑ арендованный участок, контракт на аренду участка

mass ‑ массивный

MCF ‑ тыс. куб. футов

MCFGPD ‑ тыс. куб. футов газа в сутки

md ‑ миллидарси

mi ‑ мили

Ml ‑ введение, перемещение в какую-либо точку

MICT ‑ перемещение станка для ударного бурения в данную точку

MIM ‑ перемещение материалов в данную точку

MIR ‑ перемещение буровой установки в данную точку

MIRT ‑ перемещение станка для роторного бурения в данную точку

MIT ‑ перемещение инструмента для бурения в данную точку

МО ‑ перемещение из какой-либо точки

nat ‑ естественный, природный

NL ‑ северная линия, северное направление

NS ‑ проявлений нет

О and G ‑ нефть и газ

О and GCM ‑ нефть и газ в буровом растворе

О and SW ‑ нефть и соленая вода

OAW ‑ старая заброшенная скважина

ОС ‑ насыщенный нефтью, содержание нефти

ОСМ ‑ буровой раствор, насыщенный нефтью

OFмсвободное фонтанирование

ОН ‑ скважина, не закрепленная обсадными трубами, открытый ствол скважины

О1Н ‑ нефть в стволе скважины

ООмзапах нефти

ор ‑ непрозрачный

О sd ‑ нефтенасыщенный песчаник, нефтеносный песчаник

ОТ ‑ собственный инструмент

OTD ‑ прежняя общая глубина

OWDD ‑ нефтяная скважина, пробуренная до большей глубины

OWPB
‑ заливка цементом забоя старой скважины (для испытания верхних горизонтов)

OWWO ‑ ремонтные работы или работы по увеличению дебита на нефтяной скважине

ох ‑ окисленный

Р ‑ насос

Р and А ‑ закрыта и заброшена

РВ ‑ с цементной пробкой на забое

PBTD ‑ общая глубина скважины после заливки забоя цементом

PD ‑ в сутки

per, perm ‑ проницаемость

perf ‑ перфорированный

perf csgмперфорированная обсадная колонна

Pkr ‑ сальник, трубный пакер

PL ‑ трубопровод

pld ‑ натянутый, разорванный

PLO ‑ чистая нефть

РО L ‑ машинное масло

POP ‑ запуск насоса

рог ‑ пористость, пористый

psi ‑ фунты на кв. дюйм

psia ‑ абсолютное давление в фунтах на кв. дюйм

psig ‑ манометрическое давление в фунтах на кв. дюйм

PVT ‑ давление - объем - температура

R, Rge ‑ предел, диапазон, расстояние, горная цепь, хребет

гее ‑ извлеченный, добытый

refl ‑ отражение

refr ‑ преломление, рефракция

rmg ‑ расширение (скважины)

rng ‑ спуск (инструмента в скважину)

RPv ‑ горное давление

RTv ‑ ротор

RUCT ‑ монтаж установки для ударного бурения

RUM ‑ монтаж станка

RUPvмонтаж насоса

RURv ‑ монтаж ротора

sat ‑ насыщенность, насыщение, насыщенный

SC ‑ проявления конденсата

SD ‑ неисправность, временная остановка скважины

SDO ‑ остановлена для устранения неполадок

SU rep ‑ остановлена для ремонта

Sd SO ‑ песчаник с признаками нефти

Sec ‑ разрез

sed ‑ осадок

SG, S/G ‑ признаки газа

SG and С ‑ признаки газа и конденсата

SIv ‑ скважина остановлена

SIBHP ‑ забойное давление в остановленной (закрытой) скважине

SIGP ‑ давление в межтрубном пространстве остановленной (закрытой) скважины

SIP ‑ статическое давление в скважине при закрытом устье

SIS ‑ остановлена в песчаниках

SITP ‑ давление в насосно-компрессорных трубах остановленной (закрытой) скважины

Sl ‑ легкий, слабый

SL ‑ южное направление, южная линия

SO, S/O ‑ признаки нефти

SO and G ‑ признаки нефти и газа

SO and W ‑ признаки нефти и воды

SP ‑ кривая ПС (спонтанная, или естественная поляризация) в электрокаротаже

spd ‑ скважина забурена

squ ‑ закачка под давлением, давление, находящийся под давлением

SSO ‑ слабые нефтепроявления

stds ‑ свечи бурильных труб

stn ‑ окраска, окрашенный

strks ‑ прослойки, пропластки

sul wtr ‑ сернистые воды

sur ‑ съемка, изыскание

surf ‑ поверхность

SW, S/W ‑ соленая вода

swbdмоткачанный, оттартанный поршнем

swbg ‑ поршневое тартание, откачка поршнем

SWS ‑ образец, полученный с помощью бокового грунтоноса

sx ‑ мешки

Т, Twp ‑ тоуншип, участок площадью 6×6 миль

Т/ ‑ кровля

tbg ‑ насосно-компрессорные трубы

tbg chk ‑ штуцер, установленный на насосно-компрессорных трубах

TD ‑ общая глубина

temp ‑ временный

ТР ‑ давление газа в насосно-компрессорных трубах

Т/Рау ‑ верхний продуктивный пласт

TPSI ‑ давление в насосно-компрессорных трубах остановленной (закрытой) скважины

T/sd ‑ верхний песчаник

tstg ‑ испытание

Twst ‑ местоположение города

Unconf ‑ угловое несогласие, несогласное напластование

UR ‑ расширение (скважины)

W ‑ вода

WC ‑ поисковая скважина

W/C
водяная подушка

WI ‑ промывка

WL ‑ западное направление, западная линия

W/L ‑ нагрузка воды

WO ‑
ожидание

WOC, WOCS ‑ ожидание затвердения цемента, ОЗЦ

WOCT ‑ ожидание инструмента для ударного бурения

WO/О ‑ ожидание устранения неполадок

WOR ‑ ожидание бурового агрегата

WORT ‑ ожидание инструмента для роторного бурения

WOT ‑ ожидание инструмента для бурения

WP ‑ рабочее давление

Wpstk ‑ отклонитель, отклоняющий клин

wtg ‑ ожидание

wtr ‑ вода

WW ‑ промывочная вода

Xin, Xln ‑ кристаллический

Литература
DeGolyer E., Vance H., Bibliography of the Petroleum Industry, Bull. 83, A. and. M. College of Texas, College Station, Texas, 725 p., 1944.

Dunbar С. Р., Dunbar L., A Selected List of Periodicals, Serials, and Books Dealing with Petroleum and Allied Subjects, Department of Conservation, New Orleans, Louisiana, 218, p., 1939.

Economic Geology Publishing Company, Urbana, Illinois, Annotated Bibliography of Ecomic Geology, published annually since 1928 (Включает раздел «Нефть».)

Geological Society of America, Bibliography and Index of Geology Exclusive of North America, published annually since 1933, Annotated, Including a section on petroleum.

Hardwicks В. Е., Petroleum and Natural Gas Bibliography, Univ. of Texas, Austin, 167 p., 1937.

Katz D.L., Bzasa M.J., Bibliography for Physical Behavior of Hydrocarbons under Pressure and Belated Phenomena, J.W. Edwards, Ann. Arbor, Michigan, 306 p., 1946.

Peckham S.F., Beport on the Production, Technology and Uses of Petroleum and Its Products, Tenth Gensus of the United States, Government Printing Office, Washigtonn, D. C, 1884.

Bedwood Sir В., Petroleum, 5th ed., 3 vols., С Griffin and Co., London, and J. B. Lippincott. Co., Philadelphia, 1353 p.,

Trask P.D., Bibliography Belating to Organic Content of Sediments, Beport of Committee on Sedimentation, Division of Geology and Geography, National Besearch Council, pp. 37-43, 1937-1938.

U.S. Geological Survey, Bibliography of North American Geology, Since 1785.

Дополнительный список литературы

Сотников В.С, Указатель книг и журнальных статей по геологии нефти за 1850-1930 гг., ОНТИ, М.-Л., 1932.

Бакиров А.А., Короткая А.Ф., Библиографический указатель работ, опубликованных исследователями нашей страны, по проблеме происхождения нефти и формирования ее залежей, в сб. «Происхождение нефти», Гостоптехиздат, М., 1955.

«Происхождение нефти и газа», библиографический указатель, ред. Иванчук П.. К., «Наука», М.- Л., 1966.

Брод И.О., Левинсон В.Г., Происхождение нефти и нефтегазонакопление, Гостоптехиздат, М., 1955.

Линецкий В.Ф., Миграция нефти и формирование ее залежей, Изд. АН УССР. Киев, 1965.
[image: image314.jpg]TaGanma A1
TIF0THOCTS BOR HeTAMBIX MECTOPOI eIl

BOAUGITETHEOE COACP- e -
Hnomsenipony) || KNS et | Yo patuiore
4. Ha AL (42/4) uyim .ot/ Pym 1

4,000 — 0,433

1,010 13 500 0,437

1,020 27 500 0,441

1,030 41400 0,445

1,040 55 400

1,050 69 400

1,060 83700

1,070 98 400

1,080 413 200

1,090

1,100

1,110

1,120

1,130

1,140

1 GIRUMACMOCTS HOM I NPUCYTCTBNG PACTHOPEHROTO 48 MO YSNTHGAIOTCH.

TaGamma A-2
Tepesojubie ROIPOUIHEHTRL BAZROCTH

4 Avcomomaz | "
BepCAE- BHIKOCTE, el I— Comyni Ampa-
i Ipagyom | canmunyas accran ¢
me | Dpemou | ptminiaie | e | SUEY | G | e
(SU-cen) TeabIAL cmoncn e ypoaa Pepnyaa
BGKOCTL) 1
32 1,08 1,41 0,0141
40 1,31 4,30 0,0430
50 1,58 7 0,0740
50 1,88 0,1020
70 247 0,1283
80 2046 0,1535
a0 2,74 0,1780
100 3,02 0,2020 10 86
110 3,31 0,2256 11 94
120 3,60 0, 2490 12 102
130 3,69 0,2721 13 111
140 4,19 0,2051 13 119
160 4,71 0, 3407 15 136
180 5,35 0,3860 17 153
200 5,92 0,4310 19 170
250 7,35 0,5428 23 212
300 8,79 0, 6540 28 254
400 14,68 0,8755 a7 338
500 14,00 1,096 46 422
600 17,00 1,317 55 507
1000 29,00 2,198 92 845
1500 43,00 3,299 138 1261
2000 58,00 4,399 184 1690
3000 87,00 6,599 276 2535

1 [T TOUAOTO NEPeBONA NOMTIIN B 9TON rPafe ROAMHEE YBCAUTIBATEC B SARNCHNOCTI OF ILA0T-
HOCTIF ACILUKOCTIC TP TEMICDATYDE HOMEDEMIT.



[image: image315.jpg]Tagawma A3
Iaotnoern n yaeawme onexs nedn (npn 60° F)

T moT- ' _— Tappes Bappen 12 B = B
o | B, | Temomm | Gum | Gywena BARGTORN | BADISU A, | BOROEEEER
= APT ofeas Touy Tony Touny

|
0 1,076 376,40 35,86 5,05
10 1,000 349,78 6, 6,40
15 0,9659 37,85 6,53 6,63
18 0,9465 1,66 W77
20 0,9340 6,75 6,86
22 0,9218 0,1303 6,84 6,95
24 0,9100 0,1320 6,93 7,04
26 0,8984 0.1337 7,02 7,13
28 0.8871 0,1354 7,11 7,22
30 0,8762 0,1371 7,19 7,31

32 | 08656 | 0,130 7,40
36 | 08550 | 0044 759
36 0,1422 7158
3 0, 1430 | 77
0 0. 1436 776
42 0,1473 7,%
4 | 018063 | 01490 71
46 | o0l7e72 7 8104
48 | 07883 | N
50 | 0,796 §123
35 8.44
LY 8,67
2 8,90
1 9,12
n 9,35
s0 0,1796 058
85 0,1838 9:80
2 0, 1881 10,03
95 | 0.0247 10126

100 | 0,612 higd

TaGaumna A4
HaMenenie XAPARTEPIHCTHR HYPOSOrD PACTEOPA B 3ABNCHMOCTIE OT TPATHEHTA [{amICHIT

Tpanient HaoruoeTs c [ Tpaguent ILoToeTs

e, Vaeas- | aasaeuwr,

e 0. P, e,

Botin mn . N Dot

1000 hyron dnim /w6, o/eath 1000 dyron [dynm enas| @yum/nys.

TaryGmi m Ty O aon dym

1

433 62,4 1,00 “ 530 79,2
440 1,02 | 560 80,6
450 1.04 | 570 82,1
460 1os | 580 53,5
470 Loo | a0 85,0
480 L 60O 86,4
490 1,13 ‘\ 610 87,8
500 145 | 62 89,3
510 1.18 630 00,7
520 1,20 ‘ 640 92,2
530 it 650 93,6
540 1 i 660 95,0




[image: image316.jpg]Tpomoaskenie Tab1 Ak

R e L viem- | aom, TR Vaeas-
dynm/we. i dm,/ra, L
Dot e Bec, ot 5 nee,
1000 diyron |gymm/zas-| gupemiey6. | ajexs 1000 dyron |@ynm/eas-| gynminy6. | e/esd
TayGIER a0 dum TayOumm 0w dum

670 12,0 96,5 1,55 920 132,5

650 1301 97,9 1,57 930

690 13,3 09,4 1,50 940

700 13,5 10038 1,62 950

710 37 10202 1,64 960

720 13,0 103,7 1,66 70

730 14,1 1051 1,69 980

740 14,3 106,6 1,71 a0

750 14,4 108,0 073 | 1000

760 14,6 100,4 1,76 1010

70 14,8 1109 1178 1020

780 15,0 12,3 1,80 1030

790 15,2 13,8 182 100

800 1514 1152 1,85 1050

810 15,6 1166 1,87 1060

20 15,8 118,1 1,89 1070

830 16,0 195 1,92 1080

840 16,2 1210 1,04 1090

850 16,4 12204 1,96 1100 158)5

860 16,6 123,8 1,99 1110 160,0

870 16,8 125,3 2501 1120 1614

880 16,9 1267 203 1130

890 47,1 128,2 206 1140

900 17,3 1296 2,08 1150

910 17,5 131,0 210






