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Введение
В последнее время в сфере недропользования появилось значительное количество новых небольших нефтегазовых  компаний, занимающихся поиском,  разведкой и добычей углеводородов. Сфера недропользования, в частности успешность поисково-разведочных работ, являющихся высоко наукоемкой отраслью, находится в прямой зависимости от выбранного комплекса и качества проводимых работ.  Причем, это не только "личное" дело недропользователя, даже если он проводит работы за счёт собственных средств, но  непосредственно  недровладельца, т.е. государства и его субъектов.

     Вся мировая практика показывает, что недостаточное научное сопровождение геологоразведочных работ (ГРР) неизбежно ведет к снижению рентабельности предприятия и, соответственно, к снижению его налогооблагаемой базы. Напротив,  разумное и грамотное проведение современных научных исследований способно значительно повысить рентабельность компаний,   увеличить прибыльность  производства и,  как следствие,  налоговых поступлений в бюджет.

В современных экономических условиях недропользование осуществляется в соответствии с законом Российской Федерации «О Недрах». Одним из важнейших этапов изучения  подготовленных структур и выявленных  залежей углеводородов является количественный подсчет ресурсов и запасов нефти, газа, конденсата и попутных компонентов. Важным экономическим показателем состояния  запасов и ресурсов углеводородов  как отдельных недропользователей, так и страны (недровладельца) в целом является  их  учет в Государственном балансе запасов  полезных ископаемых РФ [10,12]. 
Первая классификация запасов нефти в России была разработана в 1928 году Комиссией Геологического комитета, которой было поручено провести первую оценку запасов нефти в стране. Классификация запасов нефти периодически (1932, 1937, 1942, 1953, 1959, 1970, 1983, 2001, 2005 гг.) пересматривали. Основные изменения, произошедшие в классификации за период с 1928 по 2001 гг., связаны с включением в нее кроме категорий разведанных и доказанных, перспективных и прогнозных категорий. На XI сессии Международного геологического конгресса в 1912 г. впервые были обозначены категории запасов  по степени изученности А, В, С. Классификация запасов нефти и газа 2005 года дополнена  понятиями экономической  эффективности и возможности их промышленного освоения и использования, где запасы дополнительно подразделяются на две группы: промышленно-значимые и непромышленные, подлежащие раздельному подсчету и учету [29].
По современной  действующей Российской классификации запасов  и ресурсов в зависимости от степени их изученности и достоверности выделяют понятия: «запасы» (промышленные  или разведанные категории А, В, С1  и  предварительно оцененные – категория С2) и «ресурсы» (перспективные  - категория С3 ,  прогнозные локализированные  - категория Д1л и  прогнозные – категории Д1 и Д2. 
I. Основные положения классификации запасов месторождений,
перспективных и прогнозных ресурсов нефти, газа и конденсата
1.1. Сущность классификации запасов и ресурсов
           Классификация запасов и ресурсов - это нормативные научно-методические документы, синтезирующие опыт поисков, разведки и разработки нефтяных и газовых месторождений, накопленный за всю историю существования нефтегазовой геологии.
           В настоящее время, действующим  нормативным документом, регламентирующим классификацию запасов и ресурсов  нефти и газа являются: «Инструкция по применению классификации запасов месторождений, перспективных и прогнозных ресурсов нефти и горючих газов»  (1984 г.)  и " Временная классификация запасов  месторождений, перспективных  и прогнозных ресурсов нефти и горючих газов» (2001) [11,28].
"Классификация запасов и прогнозных ресурсов нефти и горючих газов», утвержденная приказом Министерства природных ресурсов Российской Федерации" от 1 ноября 2005 г. № 298 и распоряжением МПР России от 05.04.2007 № 23-р [29] в связи со сложностью использования недропользователями,  пока не введена в действие и нуждается в дальнейшем усовершенствовании. 

Классификация, различные сопутствующие документы, методические руководства  и рекомендации, временные положения  устанавливают:
- единые для Российской Федерации принципы подсчета, государственного учета запасов месторождений и перспективных ресурсов нефти и горючих газов в недрах по степени их изученности и экономическому значению;
- условия, определяющие подготовленность разведанных месторождений для промышленного освоения;

- основные принципы и методы оценки прогнозных и перспективных ресурсов нефти и газа.

В действующих классификациях и методических рекомендациях  (1984, 2001, 2003, 2005 гг.) нашли отражение современные научные положения последовательного ряда в зависимости от степени изученности и обоснованности: прогнозные ресурсы - перспективные ресурсы - запасы месторождений (залежей) [11,17,20,28, 29]. 
1.2. Комплексный подход к изучению нефтяных и
газовых месторождений

Рациональное и комплексное использование природных ресурсов основывается на всестороннем изучении месторождений и в значительной мере определяется вовлечением в промышленное освоение, наряду с основными полезными ископаемыми, попутных полезных ископаемых и компонентов. Это способствует повышению экономического потенциала месторождений, созданию безотходных технологий, повышению эффективности мероприятий по охране окружающей среды.

На нефтяных и газовых месторождениях к основным ископаемым относятся нефть и горючие газы.

В зависимости от форм нахождения, связи с основными полезными ископаемыми и с учетом требований, предъявляемых к разработке, попутные полезные ископаемые и компоненты подразделяются на три группы [26]:
 I группа  -  попутные полезные ископаемые, образующие самостоятельные пласты, залежи и рудные тела в породах, вмещающих основное полезное ископаемое. Применительно к нефтяным и газовым месторождениям - это подземные воды продуктивных пластов или водоносных горизонтов, содержащие повышенные концентрации  йода, брома, бора, соединения магния, калия, лития, рубидия, стронция и др., а также подземные воды, пригодные для бальнеологических, теплоэнергетических и иных целей.  

 2 группа - попутные компоненты, заключенные в основном полезном ископаемом и выделяемые при его добыче (сепарации) в самостоятельные продукты. В нефтяных залежах - это растворенный (попутный) газ, а в газоконденсатных - конденсат. В действующей классификации запасов они рассматриваются также  как основные полезные ископаемые.

3 группа - попутные полезные компоненты, присутствующие в составе основного полезного ископаемого и выделяемые лишь при его переработке. Нефти открытых месторождений часто содержат серу, ванадий, титан, никель и др. Свободный и растворенный природные газы содержат этан, пропан, бутан, а также могут содержать сероводород, гелий, аргон, диоксид углерода, иногда ртуть.    
1.3. Условия залегания, состав и  свойства нефти, газа,
конденсата и воды
В процессе осадконакопления, при формировании залежей  нефти и газа, в результате первичной  миграции пористое пространство породы оказывается заполненным диффузнорассеянными нефтью, газом и водой. В дальнейшем, при внутрирезервуарной (вторичной) миграции, внутри пористой породы жидкости и газ распределяются в соответствии с их удельным весом: газ занимает повышенную часть пласта (образуя газовую шапку), ниже располагается нефть, а еще ниже вода. Однако, полного гравитационного разделения газа, нефти и воды  не происходит,  и часть воды (так называемой «связанной» воды)  остается в газовой и нефтяной зонах пласта, удерживаясь там силами поверхностного натяжения в субкапиллярных порах.  Нефть и газ по химическому составу являются сложными углеводородами и в пластовых условиях находятся при повышенном пластовом давлении и температуре. Их свойства на поверхности земли отличаются.
Нефть, газ и конденсат являются традиционными видами углеводородного сырья, заключенного в нефтяных и газовых месторождениях (залежах), разведка и разработка которых возможна при современных апробированных технических средствах и технологиях. В отличие от них различают нетрадиционные виды и источники углеводородов, физическое состояние которых или геологическое нахождение не отвечают традиционным понятиям.

Нетрадиционный вид - это сырье, находящееся в необычном для него состоянии - твердом, полутвердом и жидком (т.е. газогидраты, природные битумы и пр.)  Нетрадиционный источник  - это необычный геологический объект, содержащий сырье в традиционном состоянии. Например, угольные и рудничные горючие газы, плотные малопроницаемые нефтегазонасыщенные породы с низкой отдачей (мел, мергели, доманикоидные, глинисто-кремнистые и глинистые сланцы, эффузивы, кристаллические породы и т.п.).
Особенности залегания нефти и газа в недрах требуют проведения исследований, направленных на изучение [2,6,8]:
- флюидов основных полезных ископаемых (нефти, газа, конденсата), попутных полезных ископаемых (подземных вод), а также содержащихся в тех и других полезных компонентов;
- пород-коллекторов в пределах ловушек, пустотное пространство которых служит вместилищем флюидов; 
- условий залегания флюидов в ловушках; 
- основных особенностей залежей, определяющих условия их разработки (режим работы, продуктивность скважин, пластовое давление, дебиты нефти, газа и конденсата, гидропроводность пластов и т.д.);

- процессов, протекающих в недрах при формировании залежей и их разработке. 
Флюиды 
Нефть - природная смесь, состоящая преимущественно из углеводородных соединений метановой (CnH2n+2), нафтеновой (CnH2n) и ароматической (CnH2n-2) групп, которые в пластовых  и стандартных (0,1 МПа при 200С) условиях находятся в жидкой фазе. Неуглеводородные соединения в нефти присутствуют в виде  сернистых, азотистых, кислородных, металлоорганических комплексов, смол и асфальтенов. В большинстве нефтей в пластовых условиях содержится растворенный газ.
Групповой углеводородный состав отражает  содержание (массовая доля,%)  трех основных групп углеводородов -  метановых, нафтеновых и  ароматических. 
Фракционный состав отражает относительное содержание (массовая доля,%) различных фракций нефтей, вскипающих при разгонке до 350оС, и масляных фракций (дистиллятов),  с температурой кипения  выше 350оС.
По содержанию парафинов нефти подразделяются на малопарафинистые (парафинов менее 1,5%), парафинистые (1,5-6%) и высокопарафинистые (более 6%). 
По содержанию серы нефти подразделяются следующим образом: малосернистые (до 0,5%), сернистые (0,51-2%) и высокосернистые (более 2%).

При содержании более 0,5%  сера в нефтях имеет промышленное значение.

По содержанию смол и асфальтенов выделяют малосмолистые (менее 5%), смолистые (5-15%) и высокосмолистые (более 15%) нефти. 
Концентрация редких металлов (порфириновые металлокомплексы с ванадием, титаном, никелем и др.) в некоторых высокосмолистых нефтях может достигать промышленных значений. 
По плотности (г/см3) при 200С нефти классифицируются: до 0,830 -особая легкая, 0,831-0,850 - легкая, 0,851-0,870 – средняя, 0,871-0,895 -тяжелая, более 0,895 - битуминозная. 

По вязкости (мПа*с) в пластовых условиях нефти подразделяются: до 5,0 - незначительной вязкости, 5,1-10,0 - маловязкая, 10,1- 30,0 - повышенной вязкости, 30,1-200,0 - высоковязкая и более 200,0 – сверхвязкая. 

Свойства нефтей в пластовых и стандартных условиях значительно различаются вследствие  влияния  растворенного газа и повышенных температуры и давления в недрах. 
В стандартных условиях к основным параметрам нефтей относятся: плотность, молекулярная масса, вязкость, температуры застывания и кипения; в пластовых условиях - газосодержание, давление насыщения растворенным газом, объемный коэффициент, коэффициент сжимаемости, коэффициент теплового расширения, плотность и вязкость.
Горючие газы  (далее газы) – представляют собой  природную смесь углеводородных и неуглеводородных соединений и элементов, находящихся  в  пластовых условиях в газообразной фазе в виде отдельных скоплений, либо в растворенном в нефти  или воде состоянии, а в стандартных условиях - только в газообразной фазе. Основные компоненты газа в стандартных условиях – метан (СН4) и его гомологи  - этан (С2Н6), пропан (С3Н8), бутаны. Кроме того, в газе может содержаться сероводород (Н2S), гелий (Не), аргон (Ar), азот (N2), двуокись углерода (СО2),  иногда ртуть (Hg) [12].
Основными свойствами газа являются: молекулярная масса, плотность в стандартных условиях, относительная плотность по воздуху, среднекритическая температура и давление, коэффициент сверхсжимаемости, объемный коэффициент, вязкость,  способность к гидратообразованию и теплота сгорания.
Конденсат -  природная смесь в основном легких углеводородных соединений, находящихся в газе в растворенном состоянии при определенных термобарических условиях и переходящих в жидкую фазу при снижении давления ниже давления конденсации. Основными параметрами газоконденсатных залежей  являются: потенциальное содержание углеводородов С5 + выше, плотность стабильного конденсата  и давление начала конденсации (точка росы).
Конденсат, как сопутствующий газу компонент, подразделяется на сырой и стабильный. Сырой конденсат - это жидкость, получаемая непосредственно в промысловых сепараторах при данных давлении и температуре сепарации. Он состоит  из пентанов и выше кипящих ( С5 + выше ) соединений,  в которых растворено некоторое количество газообразных углеводородов (бутанов, пропана и этана), а также сероводорода и других газов. Содержание сырого конденсата  (в  см3) в 1 м3 отсепарированного газа является газоконденсатным фактором.
Стабильный конденсат состоит  из жидких углеводородов - пентанов и выше кипящих. Его получают из сырого конденсата путем дегазации последнего.

Подземные (пластовые)  воды - воды, циркулирующие в пластах горных  пород. Накопление нефти и углеводородного газа в залежах невозможно без водной среды, заполняющей поровое пространство горных пород. Ионно-солевой состав, химические и физические свойства  пластовых вод изучают для локальной и региональной оценки перспектив нефтеносности, идентификации притоков, интерпретации материалов ГИС, определения режима работы залежи [6, 26, 31].
Подземные воды содержат растворенные соли, ионы, коллоиды и газы. Основные газы подземных вод – CH4, CO2, N2.  Кроме того, подземные воды могут содержать  в промышленных концентрациях йод, бром, бор, литий, рубидий, стронций и другие полезные ископаемые,  часто обладать повышенной температурой, что позволяет решать  бальнеологические, теплоэнергетические и экологические задачи.
 Пластовые воды  могут  образовывать с залежами нефти и газа единую гидродинамическую систему, и служат одним из основных источников пластовой энергии. В   водоносных пластах  проводят целый комплекс исследований: определение дебитов скважин, замеры пластовых давлений, изучение  физико-химического состава пластовых вод, газонасыщенности и другие. Для  пластовых вод определяются плотность, вязкость, объемный коэффициент, коэффициент сжимаемости, величина поверхностного натяжения.
Породы-коллекторы и  природные резервуары
Породой-коллектором называют породу, способную вмещать нефть, газ или воду и отдавать их при разработке в любых, даже незначительных количествах [17,34].  По условиям образования коллекторы нефти и газа относятся преимущественно к осадочным отложениям, редко вулканогенным и вулканогенно-осадочным и иногда к  изверженным породам  кристаллического фундамента. По вещественному составу различают терригенные, карбонатные, вулканогенные коллекторы и смешанного типа. Известны также коллекторы, связанные с галогенными отложениями, представленные гипсом, ангидритом и смесью галита с карбонатными породами.
 Породы-коллекторы разного вещественного состава характеризуются соответствующим типом пустотного пространства: поровым (межзерновым, гранулярным), трещинным, кавернозным и смешанного типа (порово-трещинно-кавернозным). На коллекторские свойства влияют окатанность, отсортированность зерен и их упаковка, извилистость и размеры поровых каналов, величина удельной поверхности. 

Природный резервуар (по И.О. Броду) - природная ёмкость для нефти, газа и воды, внутри которой они могут циркулировать, форма которой обусловлена соотношением коллектора с вмещающими его (коллектор) плохо проницаемыми породами. Нефть и газ аккумулируются в пустотном пространстве пород-коллекторов природных резервуаров в пределах ловушек, образуя естественные скопления. Строение природных резервуаров определяется их типом, вещественным составом слагающих их пород, типом пустотного пространства и выдержанностью этих пород по площади.

Различают три основных типа резервуаров: пластовые, массивные и литологически ограниченные. По литологическому составу резервуары могут быть представлены терригенными, карбонатными, эвапоритовыми, вулканогенными породами. Особую роль играет цементирующее вещество пород-коллекторов.

Неоднородность продуктивных пластов оказывает существенное влияние на характер фильтрации углеводородов, их распределение в недрах и, соответственно, на обоснование технологических решений по разработке залежей.
Изменчивость формы продуктивного пласта определяется неодинаковой толщиной (общей и эффективной), расчлененностью, выклиниванием всего пласта и слагающих его пропластков. 
Условия залегания флюидов в залежи
Залежь нефти и газа (по И.О. Броду)  представляет собой часть природного резервуара, в которой может установиться относительное равновесие подвижных веществ (газ, нефть и вода)  и где в основном действует гравитационный фактор [26,32].
Условия залегания нефти и газа в залежах определяются гипсометрическим положением водонефтяного (ВНК), газоводяного (ГВК) и газонефтяного (ГНК) контактов; высотой залежи; размерами нефтяной, газовой, водонефтяной и газонефтяной зон; нефтегазонасыщенной толщиной пласта, величинами начальной и остаточной нефте- и газонасыщенности пород-коллекторов; их изменением по площади и по разрезу; начальными и текущими пластовыми давлениями и температурой.  

Выделяются следующие  основные типы залежей (по И.О.Броду) (рис.1): пластовые (сводовые и экранированные, среди них нарушенные,  литологически, стратиграфически и тектонически  экранированные); массивные и литологически ограниченные со всех сторон. Залежь может быть приурочена к одному изолированному природному резервуару или к нескольким, гидродинамически сообщающимся. Во втором случае это массивная или пластово-массивная залежь. 
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         Рис. 1. Типы ловушек и залежей (по И.О.Броду, А.Леворсену): пластовые: а,б – сводовые, в,г,д – тектонически экранированные; е,и,к – в песчаных линзах; литологически экранированные, л,м – стратиграфически экранированные; н,о – в сводовых и рифогенных выступах.
Основные особенности, характеризующие условия
 разработки пласта
Любая нефтяная или газовая залежь обладает потенциальной энергией, которая в процессе разработки расходуется на вытеснение нефти и газа из резервуара (продуктивного пласта)  к забоям эксплуатационных скважин. [9,26]. Вытеснение флюидов из залежи может происходить  под действием природных сил - носителей пластовой энергии, а также при искусственном воздействии на пласт. 
Источником пластовой энергии, под действием которой нефть и газ притекают к забоям скважин, являются: энергия напора пластовых вод, энергия свободного и выделяющегося при понижении давления из нефти растворенного газа, энергия упругости сжатых пород и жидкостей и энергия напора, возникающего за счет силы тяжести самой нефти. 
Режимом газонефтеносного пласта называют характер проявления его движущих сил, зависящих от физико-геологических природных условий  и мероприятий, проводимых при его разработке и эксплуатации. В соответствии с характером проявления доминирующего источника пластовой энергии в процессе разработки выделяют режимы: водонапорный, упругий (или упруговодонапорный), газонапорный (или газовой шапки), газовый  (или растворенного газа) и гравитационный; в газовых залежах – газовый и упруговодонапорный.
1.4. Основные классификационные признаки 
месторождений (залежей)  нефти и газа
При оценке запасов нефти, газа, конденсата и содержащихся  в них, имеющих промышленное значение, компонентов подсчитываются и учитываются [11,28]:
- геологические  запасы – количество нефти, газа, конденсата, находящиеся в недрах;

- извлекаемые запасы –  часть геологических запасов, извлечение которых из недр на дату подсчета запасов экономически эффективно в условиях конкурентного рынка при рациональном использовании современных технических средств и технологии добычи с учетом соблюдения требований по охране недр и окружающей среды. 
По величине извлекаемых запасов нефти и геологических запасов газа месторождения подразделяются на [28]:
а) уникальные - более 300 млн. т нефти или 500 млрд. м3 газа;
б) крупные - от 60 до 300 млн. т нефти или от 75 до 500 млрд. м3 газа;
в) средние - от 15 до 60 млн. т нефти или от 40 до 75 млрд. м3 газа;
г) мелкие – менее 15 млн. т нефти или 40 млрд. м3 газа.
 По сложности геологического строения выделяются залежи (месторождения) [29]:
а) простого строения - однофазные залежи, связанные с ненарушенными или слабонарушенными структурами, продуктивные пласты характеризуются выдержанностью  толщин  и  коллекторских   свойств по площади и разрезу;
б) сложного строения - одно- и двухфазные залежи, характеризующиеся невыдержанностью толщин и коллекторских свойств продуктивных пластов по площади и разрезу или наличием литологических замещений коллекторов непроницаемыми породами, либо тектонических нарушений;
в)    очень    сложного    строения    -    одно-    и    двухфазные    залежи, характеризующиеся  как    наличием    литологических     замещений или тектонических     нарушений,     так     и     невыдержанностью     толщин и коллекторских свойств продуктивных пластов, а также залежи тяжелых нефтей сложного строения.
Степень сложности геологического строения месторождения рекомендуется устанавливать по соответствующим характеристикам основных залежей, заключающих преобладающую часть (более 70%) запасов месторождения.

По фазовому состоянию месторождения (залежи) углеводородов в зависимости от фазового состояния   и   состава   основных   углеводородных соединений, входящих в их состав подразделяются на [29]:
а) нефтяные  (Н), содержащие  только нефть,   насыщенную   в  различной степени газом;
 б) газонефтяные (ГН), в которых основная часть залежи нефтяная, а газовая шапка не превышает по объему условного топлива нефтяную часть залежи;

в) нефтегазовые (НГ),  к которым  относятся газовые залежи  с  нефтяной оторочкой,   в   которой  нефтяная  часть  составляет  по   объему  условного топлива менее 50%; 

г) газовые (Г), содержащие только газ; 

д) газоконденсатные (ГК), содержащие газ с конденсатом; 

е) нефтегазоконденсатные (НГК), содержащие нефть, газ и конденсат.
В газовых залежах по содержанию С5+выше выделяются   следующие группы газоконденсатных залежей:
а)  низкоконденсатные - с содержанием конденсата менее 25 г/м3;
        б) среднеконденсатные - с содержанием конденсата от 25 до 100 г/м3;
        в) высококонденсатные - с содержанием конденсата от 100 до 500 г/м3;
         г) уникальноконденсатные - с содержанием конденсата более 500 г/м3. 
1.5. Нефтегазогеологическое районирование
Нефтегазогеологическое районирование - это расчленение  исследуемой территории (акватории) на отдельные части по степени сходства, различия геологического строения и развития, а также состава слагающих их осадочных формаций для сравнительной дифференцированной качественной и количественной оценки перспектив нефтегазоносности различных частей изучаемой территории [4,6].
При проведении нефтегазогеологического районирования в качестве главнейших предпосылок необходимо учитывать:

- особенности геодинамики различных осадочных бассейнов, их современную тектонику, наличие многообразных разнопорядковых структур и их генезис;

- литолого-стратиграфическую характеристику разреза, палеогеографические и фациальные условия накопления осадков в различных частях бассейна седиментации;

- флюидодинамические условия оцениваемого региона, в том числе палеогидрогеологические и палеогидродинамические условия изменения в пространстве и времени расположения областей питания и разгрузки пластовых вод, их состава и напоров;

- геохимические условия оцениваемого региона, в том числе фазовое состояние и физико-химические свойства углеводородов, состав водорастворенных газов, результаты определения нефтегазоматеринского потенциала пород, концентрации и состав содержащихся в них битумов, органического вещества и т.п.
Среди перечисленных факторов ведущая роль принадлежит тектонике (особенностям геодинамики), в связи с чем,  нефтегазогеологическое районирование проводится на тектонической основе с выделением в пределах исследуемых регионов геоструктур, с которыми могут быть связаны элементы нефтегазогеологического районирования разного ранга (провинции (бассейны), области, районы, зоны), являющиеся объектами оценки ресурсов.
Основными единицами нефтегазогеологического расчленения отложений (районирования по разрезу), связанными с прогнозированием, являются [6]: 
пласт – толща  проницаемых пород-коллекторов, ограниченных сверху (в кровле) и снизу (в подошве) флюидоупором (покрышкой);

резервуар – группа перекрытых зональной покрышкой и гидродинамически связанных пластов внутри нефтегазоносного комплекса;

нефтегазоносный комплекс (НГК) - ассоциация близких по строению пластов и продуктивных горизонтов (группы пластов), имеющих региональное распространение и перекрытых региональной покрышкой.

В качестве основных элементов нефтегазогеологического районирования перспективных территорий (районирования по площади) выделяются [4,6]:
Залежь - естественное единичное скопление углеводородов в одном или группе пластов, контролируемое единым контактом нефть-вода или газ-вода.

Месторождение – совокупность залежей, контролируемых единым структурным элементом и заключенных в недрах одной и той же площади.

Зона нефтегазонакопления – совокупность месторождений нефти и газа, приуроченных к единому тектоническому или палеогеографическому (палеогеоморфологическому) элементу, характеризуемых общностью условий формирования ловушек, залежей, распределением их в разрезе, фазовых соотношений в углеводородных системах.
Нефтегазоносный район (НГР) -  часть нефтегазоносной области, объединяющая ту или иную ассоциацию зон нефтегазонакопления, выделяющаяся по геоструктурному или географическому признаку. Нефтегазоносный район является частью нефтегазоносной области или является самостоятельной единицей нефтегазогеологического районирования.

Нефтегазоносная область (НГО) – территория в пределах провинции или бассейна, приуроченная к одному или нескольким крупным геоструктурным элементам (свод, мегавал, впадина, ступень и др.), характеризующаяся общностью геологического строения и геологической истории развития, включая и региональные условия нефтегазообразования в течение отдельных геологических периодов и эпох.

Нефтегазоносный бассейн (НГБ) – область устойчивого и длительного погружения земной коры, в процессе которого формируется мощный комплекс осадочных пород, состав,  строение и условия залегания которых обусловили образование, накопление и сохранность в них промышленных скоплений нефти и газа.
Нефтегазоносная провинция (НГП) -  значительная по размерам и стратиграфическому объему осадочного выполнения обособленная территория, приуроченная к одной или группе смежных крупных структур (антеклизе, синеклизе и т.п.), обладающих сходными чертами геологического строения и развития, общностью стратиграфического диапазона нефтегазоносности, близкими литолого-фациальными, гидрогеологическими, геохимическими условиями. 
1.6. Комплексное изучение нефтегазоносных объектов 

на различных этапах и стадиях геологоразведочных работ

Геологоразведочный процесс представляет собой совокупность взаимосвязанных последовательно проводимых на различных этапах и стадиях видов работ, обеспечивающих прирост разведанных запасов нефти, газа и конденсата; является базисом сырьевой и энергетической безопасности страны, успешного развития её экономики.  
Одним из условий успешного проведения геологоразведочных работ является соблюдение соответствующей очередности этапов и стадий их выполнения.
Приказом Министерства природных ресурсов Российской Федерации  от 7 февраля 2001 г. № 126 "Об утверждении временных положения и классификаций" утверждено "Временное положение об этапах и стадиях геологоразведочных работ на нефть и газ" (Приложение 1) [28], которое должно лежать в основе установления этапности выполнения геологоразведочных работ на различных стадиях (степени) изученности геологических объектов. 
1.6.1. Общие положения

- Временное положение определяет последовательность проведения геологоразведочных работ на нефть и газ в Российской Федерации, связанных с изучением нефтегазоносности, поисками, оценкой, разведкой и разработкой месторождений (залежей) нефти и газа, независимо от их ведомственной принадлежности, подчинения и форм собственности.

- Совокупность взаимосвязанных, применяемых в определенной последовательности работ по изучению недр, обеспечивающих подготовку разведанных запасов нефти, газового конденсата и природного газа для промышленного освоения, далее по тексту именуется - "геологоразведочный процесс" (ГРП).
- Деление геологоразведочного процесса на этапы и стадии имеет целью установление рациональной последовательности выполнения различных видов работ и общих принципов оценки их результатов на единой методической основе для повышения эффективности и использования недр.

- Виды, объемы работ и методы исследований, применяемые на отдельных этапах и стадиях, должны составлять рациональный комплекс, обеспечивающий решение основных геолого-экономических задач с минимальными затратами сил и средств в конкретных геологических и географических условиях и соответствовать утвержденным нормативам, инструкциям и руководствам, регламентирующим их проведение.

Комплекс исследований и работ, выполняемый в скважинах различных категорий, определяются в соответствии с "Классификацией скважин, бурящихся при геологоразведочных работах и разработке нефтяных и газовых месторождений (залежей)" (Приложение 2).
- Геологоразведочные работы осуществляются по проектам, которые составляются и утверждаются в соответствии с действующими инструкциями и нормативными документами.

- Геологоразведочные работы на нефть и газ в зависимости от стоящих перед ними задач, состояния изученности нефтегазоносности недр подразделяются на: региональный, поисково-оценочный и разведочный этапы с выделением в них стадий (таблица 1) [28]. В пределах одной территории, и даже одного месторождения, возможно совмещение во времени различных этапов и стадий.

Таблица 1.
Схема стадийности геологоразведочных работ на нефть и газ
	Этап
	Стадия   
	Объекты

изучения
	   Основные задачи
	Итоговая

оценка  ресурсов

	Региональный
	Прогноза

нефтегазо

носности
	Осадочные

бассейны и

их части
	1. Выявление литолого-стратиграфических комплексов, структурныхэтажей, ярусов и структурно-фациальных зон, определение характера основных этапов геотектонического развития, тектоническое районирование.

2. Выделение нефтегазоперспективных комплексов (резервуаров) и зон возможного нефтегазонакопления, нефтегазогеологическое районирование.

3. Качественная и количественная   оценка перспектив нефтегазоносности.

4. Выбор основных направлений и первоочередных объектов дальнейших исследований.
	Прогнозные

ресурсы Д2 и

частично Д1

	
	Оценки зон нефтегазо-

накопле-

ния
	Нефтегазоперспективные зоны и зоны

нефтегазонакопления
	1. Выявление субрегиональных и 

зональных структурных соотношений между различными нефтегазоперспективными и литолого-стратиграфическими комплексами,основных закономерностей распространения свойств пород-коллекторов, флюидоупоров и изменения их

свойств.

2. Уточнение нефтегазогеологического районирования.

3. Количественная оценка перспектив нефтегазоносности.

4. Выбор районов и установление оцередности проведения на них поисковых работ.
	Прогнозные

ресурсы Д1 и

частично Д2

	Поико-

во-оце-

ночный
	Выявления обек-

тов поис-

кового

бурения
	Районы с установленной

или возож-

ной нефте-

газоносностью
	1. Выявление условий залегания и других геолого-геофизических

свойств нефтегазоносных и нефтегазоперспективных комплексов.

2. Выявление перспективных ловушек.

3. Количественная оценка прогнозных локализованных ресурсов.

4. Выбор объектов для детализационных работ.
	Прогнозные

локализован-

ные ресурсы

Д1л

	
	Подгтов-

ки объек-

тов к по-

исковому

бурению
	Выявленые

ловушки
	1. Детализация выявленных перс

пективных ловушек, позволяющая прогнозировать пространственное положение залежей.

2. Количественная оценка перспективных ресурсов на объектах, подготовленных к поисковому бурению.

3. Выбор объектов и определение очередности их ввода в поисковое бурение.
	Перспектив-

ные ресурсы

С3

	
	Поиска и оценки местрож-

дения

(залежей)
	Подготовленные ловушки,

открытые

месторождения (залежи)
	1. Выявление в разрезе нефтегазо

носных и перспективных горизонтов, коллекторов и покрышек и определение их геолого-геофизических свойств (параметров).

2. Выделение, опробование и испытание нефтегазоперспективных пластов и горизонтов, получение промышленных притоков нефти и газа и установление свойств флюидов и фильтрационно-емкостных характеристик.

3. Открытие месторождения и постановка запасов на государственный баланс.

4. Выбор объектов для проведения оценочных работ.

5. Установление основных характеристик месторождений (залежей).

6.Оценка запасов месторождений (залежей).

7. Выбор объектов разведки.
	Предваритель-

но оцененные

запасы С2 и

частично

разведанные

запасы С1

	Разве-

дочный
	Разведки

и пробной эксплута-

ции
	Промышленные месторождения (залежи)
	1. Уточнение геологического строения и запасов залежей.

2. Пробная эксплуатация для получения данных и параметров для составления технологической схемы разработки месторождений.

3. Перевод запасов категории С2 в категорию С1.
	Разведанные

запасы С1 и

частично

предваритель-

но оцененные

С2


1.6.2. Стадийность геологоразведочного процесса
  Региональный этап

Целью региональных геолого-геофизических работ является изучение основных закономерностей геологического строения слабо исследованных осадочных бассейнов, их участков и отдельных литолого-стратиграфических комплексов, оценка перспектив их нефтегазоносности, определение первоочередных районов и литолого-стратиграфических комплексов для постановки поисковых работ на нефть и газ на конкретных объектах.

Региональный этап изучения недр предшествует поисково-оценочному этапу и проводится до тех пор, пока существуют благоприятные предпосылки для обнаружения новых перспективных комплексов на неосвоенных глубинах и зон нефтегазонакопления в слабоизученных районах. В пределах нефтегазоносных районов региональные работы могут проводиться одновременно с поисково-оценочными и разведочными работами.

В соответствии с задачами региональный этап разделяют на две стадии: прогноза нефтегазоносности и оценки зон нефтегазонакопления.
Стадия прогноза нефтегазоносности

Основным объектом исследования являются осадочные бассейны и их части. На стадии прогноза нефтегазоносности обосновываются наиболее перспективные направления дальнейших исследований и проводится выбор первоочередных объектов - нефтегазоперспективных районов и зон, перспективных комплексов. 

Типовой комплекс региональных работ этой стадии включает:

- дешифрирование материалов аэро-, фото- и космических съемок, геологическую, гидрогеологическую, структурно-геоморфологическую, геохимическую мелкомасштабные съемки и другие исследования;

- аэромагнитную, гравиметрическую съемки масштабов 1:200000 - 1:50000 и электроразведку;

- сейсморазведочные работы по системе опорных профильных пересечений;

- бурение опорных и параметрических скважин на опорных профилях в различных структурно-фациальных условиях;

- обобщение и анализ геолого-геофизической информации, результатов бурения скважин.

На стадии прогноза нефтегазоносности по результатам работ и обобщения материалов составляются отчеты (годовые и окончательные) о геологических результатах и оценке прогнозных ресурсов категорий Д2 и частично Д1. В окончательном отчете обосновывается выбор основных направлений и первоочередных объектов дальнейших исследований. К отчетам прилагаются следующие основные графические документы:

- обзорная карта;

- схема расположения профилей, физических точек наблюдений и скважин на исходной геологической и тектонической основе;

- сводные нормальные геолого-геофизические разрезы отложений, изученных крупных геоструктурных элементов осадочного бассейна;

- геолого-геофизические разрезы опорных и параметрических скважин с выделенными опорными и маркирующими горизонтами и с результатами испытания;

- схемы межрайонной корреляции разрезов изученных отложений;

- опорные геологические и геофизические разрезы, характеризующие строение бассейна и крупных структур;

- схема тектонического районирования бассейна в целом или отдельной изученной его части;

- литолого-фациальные, палеогеографические и палеоструктурные схемы нефтегазоперспективных комплексов разреза;

- схемы нефтегазогеологического районирования с дифференцированием территорий (акваторий) по перспективам нефтегазоносности и выделением первоочередных зон для проведения работ следующей стадии.

Стадия оценки зон нефтегазонакопления

Основными объектами исследования этой стадии являются нефтегазоперспективные зоны и зоны нефтегазонакопления. 
Типовой комплекс работ стадии оценки зон нефтегазонакопления включает все виды работ и методы исследований стадии прогноза нефтегазоносности, но выполняющиеся по более плотной сети наблюдений и с укрупнением масштабов исследований до 1:100000 - 1:25000.

На стадии оценки зон нефтегазонакопления по результатам проведения работ и обобщения материалов составляются отчеты (годовые и окончательные) о геологических результатах и оценке ресурсов категорий Д1 и частично Д2. В окончательном отчете обосновывается выбор районов и установление очередности проведения на них поисковых работ. К отчетам прилагаются следующие основные графические документы:

- обзорная карта;

- карта геолого-геофизической изученности;

- карта тектонического районирования;

- схема расположения профилей и скважин (карта фактического материала) на геологической и структурной основе;

- геолого-геофизические разрезы скважин с выделением нефтегазоперспективных и нефтегазоносных комплексов с результатами испытания;

- корреляционные схемы разрезов скважин, нефтегазоносных и перспективных комплексов, горизонтов и пластов с результатами их испытания;

- опорные геологические разрезы, сейсмогеологические, временные и другие разрезы, проходящие через параметрические скважины;

- структурные карты по основным структурным этажам и ярусам;

- литолого-фациальные карты, палеогеографические, палеоструктурные и другие схемы перспективных комплексов и горизонтов;

- карта важнейших критериев нефтегазоносности основных комплексов;

- карта нефтегазогеологического районирования;

- подсчетные планы нефтегазоносных комплексов с выделением эталонных и оценочных участков и границами развития нефтегазоносных комплексов;

- карты перспектив нефтегазоносности и распределения плотности прогнозных ресурсов нефти и газа категорий Д1 и Д2.
 Поисково-оценочный этап

Целью поисково-оценочных работ является обнаружение новых месторождений нефти и газа или новых залежей на ранее открытых месторождениях и оценка их запасов в сумме категорий С1 и С2.

Поисково-оценочный этап подразделяется на стадии: выявления объектов поискового бурения; подготовки объектов к поисковому бурению; поиска и оценки месторождений (залежей).
 Стадия выявления объектов поискового бурения
Объектами проведения  поисковых работ являются районы с установленной или возможной нефтегазоносностью. 
Типовой комплекс работ включает:

- дешифрирование материалов аэро-, фото- и космических съемок локального и детального уровней генерализации;
- структурно-геологическую (структурно-геоморфологическую) съемки;

- гравиразведку, магниторазведку и электроразведку;

- сейсморазведку по системе взаимоувязанных профилей;

- бурение структурных скважин;

- специальные работы и исследования по прогнозу геологического разреза и прямым поискам.

По материалам геолого-геофизических работ по выявлению объектов поискового бурения составляются отчеты о результатах геологических работ и оценке прогнозных локализованных ресурсов Д1л с обязательным приложением следующих основных графических документов:
- обзорная карта района;

- карта геолого-геофизической изученности;

- схема расположения профилей, физических точек наблюдений и скважин;

- сводный геолого-геофизический разрез площади работ;

- геологические профили, временные, сейсмогеологические, геоэлектрические и другие разрезы;

- геолого-геофизические разрезы структурных скважин с выделением продуктивных, маркирующих, опорных горизонтов;

- структурные карты по целевым горизонтам с выделением первоочередных объектов;

- карты сопоставления результатов всех видов геолого-геофизических исследований.
 Стадия подготовки объектов к поисковому бурению

Объектами проведения работ являются выявленные ловушки. 
Типовой комплекс работ включает:

- высокоточную гравиразведку и детальную электроразведку;

- детальную сейсморазведку;

- бурение структурных скважин.

По материалам геолого-геофизических работ по подготовке объектов к поисковому бурению составляются отчет о результатах геологических работ и паспорт на подготовленную структуру, с оценкой перспективных ресурсов категории С3 и обязательным приложением следующих основных графических документов:

- обзорная карта района;

- карта геолого-геофизической изученности;

- схема расположения профилей, физических точек наблюдений и скважин;

- сводный геолого-геофизический разрез площади работ;

- геологические профили, временные, сейсмогеологические, геоэлектрические и другие разрезы;

- геолого-геофизические разрезы структурных скважин с выделением продуктивных, маркирующих, опорных горизонтов;

- структурные карты по целевым горизонтам с выделением первоочередных объектов;

- карты неантиклинальных ловушек, совмещенные со структурными картами по продуктивным или близким к ним горизонтам, с контурами предполагаемых залежей;

- карты сопоставления результатов всех видов геолого-геофизических исследований;

- информационные карты по выявленным нефтегазоперспективным объектам, паспорта по объектам, подготовленным к поисковому бурению.

Стадия поиска и оценки месторождений (залежей)

Объектами проведения работ этой стадии являются подготовленные к поисковому бурению ловушки и открытые (залежи) месторождения.

Типовой комплекс работ включает:

- бурение и испытание поисково-оценочных скважин;

- детализационную скважинную и наземную (морскую) сейсморазведку;

- специальные работы и исследования по изучению геологического разреза, положения контуров залежей и элементов ограничения залежи.

Объемы работ, виды геолого-геофизических исследований, а также их методика определяются проектом, а для каждой скважины - геолого-техническим нарядом, составленными и утвержденными в установленном порядке.

В процессе поиска месторождений (залежей) решается задача установления факта наличия или отсутствия промышленных запасов нефти и газа. В случае открытия месторождения (залежи) подтверждающие геолого-геофизические материалы в установленном порядке представляются на государственную экспертизу запасов и по ее результатам ставятся на государственный баланс.

В процессе оценки решаются следующие вопросы:

- установление фазового состояния углеводородов и характеристик пластовых углеводородных систем;

- изучение физико-химических свойств нефтей, газов, конденсатов в пластовых и поверхностных условиях, определение их товарных качеств;

- изучение фильтрационно-емкостных характеристик коллекторов;

- определение эффективных толщин, значений пористости, нефтегазонасыщенности;

- установление коэффициентов продуктивности и добывных возможностей скважин;

- предварительная геометризация залежей и подсчет запасов по категориям С2 и С1.
В отдельных случаях при оценке месторождений с целью уточнения промысловых характеристик коллектора проводится опытная эксплуатация пробуренных в рамках данной стадии единичных скважин. Опытная эксплуатация проводится по индивидуальным проектам, в которых определяются сроки проведения и максимальные объемы отбора нефти и газа.

Проекты опытной эксплуатации скважин проходят экспертизу и утверждаются в установленном порядке.

По результатам работ на стадии поиска и оценки месторождений (залежей) проводится систематизация геолого-геофизических материалов и составляется отчет о результатах поисково-оценочных работ. В случае открытия месторождения (залежи) проводится подсчет геологических и извлекаемых запасов углеводородов, а также сопутствующих компонентов в соответствии с действующими нормативными документами.
 Разведочный этап
Целью этого этапа является изучение характеристик месторождений (залежей), обеспечивающих составление технологической схемы разработки (проекта опытно-промышленной эксплуатации) месторождения (залежи) нефти или проекта опытно-промышленной эксплуатации месторождения (залежи) газа, а также уточнение промысловых характеристик эксплуатационных объектов в процессе разработки.
      Объектами проведения работ являются месторождения (залежи) нефти и газа.

В процессе разведки решаются следующие вопросы:

- уточнение положения контактов газ-нефть-вода и контуров залежей;

- уточнение дебитов нефти, газа, конденсата, воды, установление пластового давления, давления насыщения и коэффициентов продуктивности скважин;

- исследование гидродинамической связи залежей с законтурной областью;

- уточнение изменчивости емкостно-фильтрационных характеристик коллекторов;

- уточнение изменчивости физико-химических свойств флюидов по площади и разрезу залежи;

- изучение характеристик продуктивных пластов, определяющих выбор методов воздействия на залежь и призабойную зону с целью повышения коэффициентов извлечения.

Типовой комплекс работ включает:

- бурение разведочных, а в ряде случаев и опережающих эксплуатационных скважин;

- переинтерпретацию геолого-геофизических материалов с учетом данных по пробуренным скважинам;

- проведение детализационных геолого-геофизических работ на площади и в скважинах;

- проведение пробной эксплуатации залежи.

Рациональная степень разведанности, необходимый объем работ и методы исследования определяются проектом разведки, составляемым и утверждаемым в установленном порядке.

По результатам разведочных работ с учетом данных пробной эксплуатации проводится:

- уточнение геологических и извлекаемых запасов углеводородов, а также сопутствующих компонентов разведанных и выявленных залежей (продуктивных горизонтов) месторождений по категориям С1 и частично С2;
- подготовка геолого-геофизических материалов, необходимых для составления технологической схемы разработки месторождений нефти и проекта опытно-промышленной эксплуатации месторождений газа, а также для выбора методов повышения коэффициентов извлечения.

Этап разведки месторождения (залежи) завершается получением информации, достаточной для составления технологической схемы разработки (проекта опытно-промышленной эксплуатации) месторождения (залежи) нефти или проекта опытно-промышленной эксплуатации месторождений (залежи) газа.
По результатам работ на этапе разведки проводится систематизация геолого-геофизических материалов и составляются:  отчет по подсчету запасов нефти, конденсата, природного газа и попутных компонентов;  технико-экономическое обоснование величин коэффициентов извлечения нефти и конденсата.
1.6.3. Подготовленность разведанных месторождений 
(залежей) нефти и газа для промышленного освоения
Разведанные месторождения считаются подготовленными для промышленного освоения при соблюдении следующих условий:

а) геологические и извлекаемые запасы нефти и конденсата, геологические запасы свободного газа и содержащихся в них полезных компонентов, имеющих промышленное значение, утверждены ГКЗ и дана оценка перспективных ресурсов нефти, газа и конденсата месторождения; 

б) утвержденные извлекаемые запасы нефти и конденсата, балансовые запасы свободного газа и содержащихся в них полезных компонентов, имеющих промышленное значение, должны составлять не менее 80% категории С1 и до 20% по категории С2;

в) состав нефти и конденсата, содержание в них полезных компонентов, имеющих промышленное значение, особенности разработки месторождений (залежей), дебиты нефти, газа и конденсата, гидрогеологические и другие природные условия изучены в степени, обеспечивающей получение исходных данных для составления технологической схемы разработки месторождения нефти или проекта опытно-промышленной разработки месторождения газа;  

г) в районе месторождения оценена сырьевая база производства строительных материалов и возможные источники водоснабжения;

д) имеются сведения о наличии поглощающих горизонтов для сброса промышленных и других сточных вод;

е) составлены рекомендации о разработке мероприятий по предотвращению загрязнения окружающей среды.
1.7. Категории и группы запасов и ресурсов нефти и газа
Временная классификация запасов месторождений, перспективных и прогнозных ресурсов устанавливает единые для РФ принципы подсчета и государственного учета запасов месторождений и перспективных ресурсов нефти и горючих газов (свободный газ, газ газовых шапок и газ, растворенный в нефти) в недрах по степени их изученности [28].   
Запасы месторождений  и перспективные ресурсы нефти и конденсата, а также этана, пропана, бутанов, серы и металлов подсчитываются и учитываются, а прогнозные ресурсы нефти и конденсата оцениваются в единицах массы; запасы месторождений и перспективные ресурсы газа и гелия подсчитываются и учитываются, а прогнозные ресурсы газа оцениваются в единицах объема. Подсчет, учет и оценка производятся при условиях, приведенных к стандартам (давление - 0,1 МПа, температура - 200 С).
Запасы месторождений  нефти и газа подсчитываются и учитываются в Государственном балансе запасов полезных ископаемых Российской Федерации; ресурсы (перспективные) также подсчитываются и учитываются в балансе полезных ископаемых Территориальных геологических фондов соответствующего региона и Центральных геологических фондах при Министерстве природных ресурсов по результатам геологоразведочных работ и разработки месторождений [11,12].  Данные о запасах месторождений и перспективных ресурсах нефти и газа используются при разработке концепции экономического и социального развития субъектов Российской Федерации, регионов и Российской Федерации в целом, а данные о запасах по месторождениям - для проектирования добычи и транспортировки нефти и газа. 

Оценка качества нефти, газа и конденсата производится в соответствии с требованиями государственных, отраслевых стандартов и технических условий, с учетом технологии добычи и переработки, обеспечивающей их комплексное использование.
При получении на месторождениях нефти и газа притоков подземных вод, в них должны быть определены: химический состав,  содержание  йода, брома, бора и другие показатели. Они необходимы  для обоснования целесообразности проведения специальных геологоразведочных работ,  с целью оценки запасов подземных вод и определения возможности использования их для извлечения полезных компонентов или для теплоэнергетических, бальнеологических и иных нужд.
Количественной оценке подлежат концентрированные скопления нефти, газа и конденсата, величина которых доступна объективному прогнозу на основании прямых или косвенных (аналогия) геологических данных, результатов геологоразведочных работ и разработки открытых месторождений. В соответствии со степенью геологической обоснованности, изученности, а также экономической рентабельности и промышленной значимости величина указанных скоплений учитывается дифференцированно по категориям и группам. 

Геологические запасы    месторождений нефти и газа, расположенные в пределах охранных зон, крупных водоемов и водотоков, населенных пунктов, сооружений, заповедников, памятников природы, истории и культуры подсчитываются  раздельно, а при расчете извлекаемых запасов, на основании технико-экономических расчетов,  дополнительно учитываются затраты   на перенос объектов или затраты, связанные с применением специальных способов разработки месторождений. 
При определении запасов месторождений подлежат обязательному подсчету и учету запасы нефти, газа, конденсата и содержащихся в них компонентов (этана, пропана, бутанов, серы, гелия, металлов), промышленная ценность и значимость которых обоснована технологическими и технико-экономическими расчетами. Подсчет и учет запасов нефти, газа, конденсата и содержащихся в них компонентов, производятся по каждой залежи раздельно и месторождению в целом, по наличию их в недрах без учета потерь при разработке месторождений.
Все продуктивные пласты месторождения характеризуются в различной степени сложным геологическим строением, литологической неоднородностью. Основным критерием выделения категорийности запасов послужили: степень изученности пластов и залежей  по данным бурения, результаты анализов керна и пластовых флюидов, наличие проекта разработки, плотность размещения скважин, наличие или отсутствие достаточного количества раздельного или совместного опробования пластов и результаты эксплуатации,  количество добытой нефти при разработке месторождения [28].
Запасы нефти, газа, конденсата и содержащихся в них компонентов, имеющих промышленное значение, по степени изученности подразделяются на разведанные (промышленные) – категории А, В и С1 и предварительно оцененные - категория C2.
Категория А - запасы залежи (ее части), изученной с детальностью, обеспечивающей полное определение типа, формы и размеров залежи, эффективной нефте- и газонасыщенной толщины, типа коллектора, характера изменения коллекторских свойств, нефте– и газонасыщенности продуктивных пластов, состава и свойств нефти, газа и конденсата, а также основных особенностей залежи, от которых зависят условия ее разработки (режим работы, продуктивность скважин, пластовые давления, дебиты нефти, газа и конденсата, гидропроводность, пьезопроводность и др.).
Запасы категории А подсчитываются по залежи (ее части), разбуренной в соответствии с утвержденным проектом разработки месторождения нефти или газа.
Категория В - запасы залежи (ее части), нефтегазоносность которой установлена на основании полученных промышленных притоков нефти или газа в скважинах на различных гипсометрических отметках. Тип, форма и размеры залежи, эффективная нефте- и газонасыщенная толщина, тип коллектора, характер изменения коллекторских свойств, нефте- и газонасыщенность продуктивных пластов, состав и свойства нефти, газа и конденсата в пластовых и стандартных условиях и другие параметры, а также основные особенности залежи, определяющие условия ее разработки, изучены в степени, достаточной для составления проекта разработки залежи.
Запасы категории В подсчитываются по залежи (ее части), разбуренной в соответствии с утвержденной технологической схемой разработки месторождения нефти или проектом опытно-промышленной разработки месторождения газа.
Категория C1 - запасы залежи (ее части), нефтегазоносность которой установлена на основании  полученных в скважинах промышленных притоков нефти или газа (часть скважин опробована испытателем пластов) и положительных результатов геологических и геофизических исследований в неопробованных скважинах.
Тип, форма и размеры залежи, условия залегания вмещающих нефть и газ пластов-коллекторов установлены по результатам бурения разведочных и эксплуатационных скважин и проверенными для данного района методами геологических и геофизических исследований. Литологический состав, тип коллектора, коллекторские свойства, нефте- и газонасыщенность, коэффициент вытеснения нефти, эффективная нефте- и газонасыщенная толщина продуктивных пластов изучены по керну и материалам геофизических исследований скважин. Состав и свойства нефти, газа и конденсата в пластовых и стандартных условиях изучены по данным опробования скважин. По газонефтяным залежам установлена промышленная ценность нефтяной оторочки. Продуктивность скважин, гидропроводность и пьезопроводность пласта, пластовые давления, температура, дебиты нефти, газа и конденсата изучены по результатам испытания и исследования скважин. Гидрогеологические и геокриологические условия установлены по результатам бурения скважин и по аналогии с соседними разведанными месторождениями.
Запасы категории C1 подсчитываются по результатам геологоразведочных работ и эксплуатационного бурения; должны быть изучены в степени, обеспечивающей получение исходных данных для составления технологической схемы разработки месторождения нефти или проекта опытно-промышленной разработки месторождения газа.
Категория C2 - запасы залежи (ее части), наличие которых обосновано данными геологических и геофизических исследований:
- в неразведанных частях залежи, примыкающих к участкам с запасами более высоких категорий;
- в неопробованных залежах разведанных месторождений.
Форма и размеры залежи, условия залегания, толщина и коллекторские свойства пластов, состав и свойства нефти, газа и конденсата определены в общих чертах по результатам геологических и геофизических исследований с учетом данных по более изученной части залежи или по аналогии с разведанными месторождениями.
Запасы категории C2 используются для определения перспектив месторождения и планирования геологоразведочных работ, геолого-промышленных исследованиях при переводе скважин на вышезалегающие пласты. Запасы категории C2 частично используются для составления проектных документов для разработки залежей.
Ресурсы нефти и газа, наличие которых предполагается на основе общих геологических представлений, теоретических предпосылок, результатов геологических, геофизических и геохимических исследований, оцениваются в пределах крупных регионов, нефтегазоносных провинций, акваторий, областей, регионов, районов, площадей.  

 Ресурсы нефти и газа по степени их обоснованности подразделяются на перспективные - категория C3, прогнозные локализованные - категория Д1л и прогнозные - категории Д1 и Д2.
Перспективные ресурсы подсчитываются и учитываются, а прогнозные ресурсы оцениваются раздельно по нефти, газу и конденсату.

Категория С3 - ресурсы объектов (ловушек того или иного типа), подготовленных к поисковому бурению проверенными для данного района методами геологических и геофизических исследований, в том числе новых горизонтов, не вскрытых бурением в пределах открытого месторождения, если продуктивность этих горизонтов установлена на других месторождениях района.
Форма, размер и условия залегания предполагаемой залежи определены в общих чертах по результатам геологических и геофизических исследований, а толщина и коллекторские свойства пластов, состав и свойства нефти или газа принимаются по аналогии с разведанными месторождениями.

Перспективные ресурсы нефти и газа используются при планировании поисковых и разведочных работ.
Категория Д1л – ресурсы ловушек, выявленных по результатам поисковых геологических и геофизических исследований, находящиеся в пределах районов с установленной или возможной нефтегазоносностью (их строение не детализировано).
Количественная оценка прогнозных локализованных ресурсов реализуется с учетом плотности прогнозных ресурсов категории Д1 и установленной площадью выявленного объекта.
Прогнозные локализованные ресурсы нефти и газа используются при планировании геологоразведочных работ по подготовке ловушек к поисковому бурению и подготовке перспективных ресурсов категории C3.
Категория Д1 – ресурсы (площадные) горизонтов и комплексов с промышленной нефтегазоносностью,  доказанной в пределах крупных структур (2 порядка: валы, зоны поднятий и др.). Количественная оценка прогнозных ресурсов категории Д1 основывается на результатах региональных и поисково-оценочных работ по аналогии с изученными месторождениями.

Категория Д2 – ресурсы (площадные) горизонтов и комплексов в нефтегазоносном бассейне, а также в пределах тектонических сооружений 1 порядка (сводов, впадин и т.д.), промышленная нефтегазоносность которых в пределах региональной структуры еще не доказана. Ресурсы категории Д2 прогнозируются на основе комплекса имеющихся геолого-геохимических и геофизических данных, а также по аналогии с выше- или нижележащими нефтегазоносными комплексами.

При наличии достаточной информации в составе категорий Д1 и Д2 обособляются группы локализованных прогнозных ресурсов, сконцентрированных в ловушках, подготовленных к поисковому или параметрическому бурению. 
Количественная оценка прогнозных ресурсов этой категории производится по предположительным параметрам на основе общих геологических представлений и по аналогии с другими, более изученными регионами, где имеются разведанные месторождения нефти и газа.
По экономическому значению запасы нефти, газа, конденсата и попутных компонентов делятся на две группы, подлежащие самостоятельному подсчету и учету: балансовые и забалансовые.
Балансовые (геологические)  - запасы месторождений (залежей), вовлечение которых в разработку в настоящее время экономически целесообразно.

Забалансовые  -  запасы месторождений (залежей), вовлечение которых в разработку в настоящее время экономически нецелесообразно или технически и технологически невозможно, но которые в дальнейшем могут быть переведены в балансовые.

Извлекаемые запасы - часть балансовых (геологических) запасов, которая может быть извлечена из недр при рациональном использовании современных технических средств и технологии добычи.

Учету и постановке на Государственный
баланс подлежат все балансовые и забалансовые запасы всех промышленных и непромышленных категорий.

Методика выделения категорий запасов и ресурсов нефти и газа
по классификации РФ 2005 г.
Приказом от 01.11.2005 № 298 утверждена Классификация запасов и ресурсов нефти и горючих газов [29]. В 2007 г. приняты методические рекомендации по её применению. Классификацию планировалось ввести в действие с 01.01.2012 г., но  апробация показала, что экономическая составляющая требует доработки.
В новой классификации [29]  запасы нефти и горючих газов  по геологической изученности и степени промышленного освоения подразделяются на категории: А (достоверные), В (установленные), С1 (оцененные), С2 (предполагаемые). Ресурсы нефти и горючих газов по геологической изученности подразделяются  на категории: Д1 (локализованные), Д2 (перспективные) и Д3 (прогнозные).
К категории А (достоверные)  относятся запасы промышленно освоенных залежей (или их частей) и запасы, которые могут быть извлечены дополнительно из геологических запасов за счет уплотнения первичной сетки эксплуатационных скважин.

К категории В (установленные)  относятся запасы участков залежей в зоне дренирования скважин, в которых получены промышленные притоки при испытании и (или) пробной эксплуатации.

К категории С1 (оцененные) относятся запасы неразбуренной части залежи, непосредственно примыкающей к запасам категории А+В, части залежи в районе неопробованных скважин, в случае если продуктивность этой залежи доказана опробованием или эксплуатации в других скважинах.
К категории  С2 относятся запасы участков залежи между доказанным контуром залежи и границами участков запасов более высоких категорий, если достаточно  геолого-геофизической информации для заключения  о непрерывности пласта; запасы пластов с недоказанной продуктивностью, но изученных по материалам геофизических исследований скважин в транзитных эксплуатационных скважинах, при  имеющейся обоснованной уверенности, что по данным геофизических исследований скважин они могут быть продуктивными; запасы неразбуренных тектонических блоков в пределах залежей с установленной продуктивностью.
Категория Д1  -  ресурсы нефти и  горючих газов, возможно,  продуктивных пластов в выявленных и подготовленных к бурению ловушках. Форма, размеры и условия залегания предполагаемых залежей определены по результатам геолого-геофизических исследований.

Категория Д2 - ресурсы нефти и горючих газов литолого-стратиграфических комплексов и горизонтов с доказанной промышленной нефтегазоносностью в пределах крупных региональных структур.
Количественная оценка прогнозных ресурсов проводится по результатам   геологических, геофизических,  геохимических исследований и по аналогии с открытыми месторождениями в пределах оцениваемого региона.
К категории Д3 относятся ресурсы нефти и газа литолого-стратиграфических комплексов, оцениваемые в пределах крупных региональных структур, промышленная нефтегазоносность  которых еще не доказана. Перспективы  нефтегазоносности этих комплексов  прогнозируется на основе данных геологических, геофизических, геохимических исследований.   
 Основным  отличием  от действующей классификации [28], является то, что за основу выделения групп и категорий  запасов и ресурсов нефти и горючих газов принимаются одновременно результаты расчетов  экономической эффективности, оценки степени промышленного освоения и степени геологической изученности  залежи. По степени экономической эффективности и возможности  их промышленного освоения запасы нефти  и газа подразделяются на две группы, подлежащие раздельному подсчету и учету – промышленно значимые и непромышленные. Критерием выделения  данных групп запасов  является величина  чистого дисконтированного дохода (ЧДД), определяемого по прогнозируемым показателям разработки при фиксированных нормах дисконта. Ресурсы нефти, газа и содержащихся в них компонентов для их промышленного освоения и использования подразделяются также на две группы, подлежащие раздельной оценке и учету – рентабельные и неопределенно-рентабельные. Критерием выделения ресурсов по экономической эффективности является показатель ожидаемой стоимости запасов (ОСЗ) - чистый дисконтный доход от разработки запасов, которые прогнозируются по результатам будущих геологоразведочных работ (ГРР) с учетом вероятности открытия и затрат на их проведения.  С целью установления единого порядка классификации при выделении групп и категорий запасов и ресурсов УВ были разработаны методические рекомендации по применению классификации [29].  МПР России планирует переход на новую классификацию после ее доработки  с  1 января 2016 года.

Для успешной работы многим нефтяным компаниям требуется выход на международный уровень, при этом возникает множество проблем, связанных с различными подходами и классификациями запасов и ресурсов нефти и газа.   Российская классификация запасов существенно отличается от зарубежных по самим принципам и, соответственно, результатам оценки запасов углеводородного сырья. Поэтому результаты международного аудита запасов УВ  и ГКЗ России существенно различны. 
  Согласно международной  Классификации Общества инженеров- нефтяников (SPE) выделяются три основные группы запасов: доказанные (разрабатываемые - PDP, неразрабатываемые - PDNP и неразбуренные - PUD), вероятные - PRB и возможные – PSB (рис.2). Подсчет запасов осуществляется по трехмерной  геологической модели, на основании интерпретации геологических, геофизических, инженерных и экономических данных на дату подсчета. Геолого-экономическая оценка запасов углеводородов – это оценка извлекаемых запасов, которые целесообразно извлечь на дату оценки с учётом экономического предела рентабельной добычи и стоимости запасов, которые будут добыты. Геолого-экономическая оценка производится по данным исторической добычи и осуществляется по объектам разработки.
Следует отметить, что  разработчики новой классификации сделали попытку адаптировать её к международным стандартам оценки запасов SPE. 


2. Методы подсчета запасов нефти, газа, конденсата

и содержащихся в них компонентов
Подсчет запасов представляет собой комплекс исследований по обобщению данных полевых геофизических, геологоразведочных работ, опробования и исследования скважин, данных ГИС и лабораторных исследований керна и флюидов, на основе которых создается геологическая модель залежей, определяется количество углеводородов и содержащихся  в них полезных ископаемых, а также устанавливается их промышленное значение. Существует несколько методов подсчета объемов геологических запасов нефти. 
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Рис. 2. Разрабатываемое месторождение. 
Карта эффективных нефтенасыщенных толщин (классический вариант)
Все объемные методы являются приближенными (ориентировочными), поскольку их результаты зависят от количества наблюдений, усреднения подсчетных параметров и методики расчета. В настоящее время достаточно обоснованы  теоретически и проверены практикой три метода подсчета запасов нефти и газа: объемный, статистический и материального баланса. Выбор метода подсчета запасов нефти и газа  зависит от режима работы, степени разведанности и изученности залежи, что в общем виде выражается характером, количеством и качеством первичных данных [6,12,18].
Как для нефти, так и для газа объемный метод является основным методом подсчета запасов. Это в значительной степени обусловлено тем, что исследования геологических особенностей строения каждой залежи (формы, размеров, характера коллекторов, их насыщенности и т.п.), лежащие в основе объемного метода, являются логическим завершением производства геологоразведочных работ, а определения практически всех параметров объемного метода необходимы также и для составления проекта разработки. Объемный метод основан на изучении геологических условий залегания нефти и газа в недрах и связан с параметрами, которые могут быть полностью получены непосредственно в процессе разведки залежи.
В той или иной разновидности он применим независимо от режима и времени работы залежи, что делает его наиболее универсальным методом.

Объемный метод подсчета промышленных запасов нефти и газа  залежей  и месторождений является основным,  и только  при наличие фактических (полноценных) геолого-промысловых данных - параллельно, для подтверждения запасов,  используется  статистический метод или  метод материального баланса.

В основе метода материального баланса лежит закон сохранения матери, т.е. количество углеводородов, находящихся в залежи до начала разработки, равно сумме извлеченных и оставшихся в залежи  углеводородов на любую произвольную дату. Или, другими словами, сумма добытых и оставшихся  в залежи углеводородов является величиной постоянной в любой произвольный момент времени. 

 Составление баланса количества углеводородов предусматривает учет изменения их свойств по мере снижения пластового давления в связи с извлечением некоторого их количества.
Статистический (имперический) метод подсчета запасов основан на изучении и статистической обработке данных о поведении дебитов или накопленной добычи в процессе эксплуатации залежей в зависимости от тех или иных параметров разработки. Принципы статистического метода подсчета запасов нефти и газа заключаются  в нахождении  и графическом  или аналитическом  выражении той или иной связи (статистической зависимости), характеризующей прошедший период разработки залежи, и экстраполяции этой связи на будущее время до конечных условий разработки залежи (экономическим пределом разработки.)
В настоящее время  подсчет запасов нефти и газа  объемным (интегральным) методом на всех этапах и стадиях геологоразведочных работ, а также в процессе опытной эксплуатации и разработки месторождений остается основным. При этом объектом подсчета является залежь - скопление углеводородов в ловушках различного типа, для которой  по данным геологоразведочных работ должна быть построена геологическая модель.  В последние годы для построения моделей все большее применение получают компьютерные технологии расчетов как  отдельных подсчетных параметров, так и  подсчета запасов углеводородов в целом, построение цифровых  трехмерных геологических и гидродинамических моделей.

 Каждая последующая модель уточняет строение залежи за счет последовательной детализации. В результате с повышением степени изученности залежи, усиливается дифференциация запасов (запасы уточняются). 
2.1. Подсчет геологических запасов нефти и газа
 объемным методом  

Сущность объемного метода подсчета запасов заключается в определении массы нефти или объемов свободного газа, приведенных к стандартным условиям, залегающих в пустотном пространстве пород-коллекторов [1,2,6,9,17,19,26].
Подсчет запасов объемным методом проводят в следующей последовательности:

- определение объема пород-коллекторов, содержащих углеводороды;

- определение средней пористости пород-коллекторов;

- определение средней нефтегазонасыщенности  пород-коллекторов;

- приведение объема углеводородов к стандартным условиям.
Начальные геологические и извлекаемые запасы нефти, приведенные к стандартным условиям, подсчитываются по формулам:
Qн.0  = F  hэф.н  Kпо Kнн p Ө                                                                           (1)
Qн.извл = Qн.0 n                                                                                              (1.1)
Ө = 1/bн                                                                                                       (1.2)
где; Qн.0 - начальные геологические запасы нефти, тыс.т; F - площадь залежи, тыс.м2; hэф.н - эффективная нефтенасыщенная толщина, м; Kпо - коэффициент открытой пористости, доли единицы (ед.); Kнн - коэффициент нефтенасыщенности, доли ед.; p - плотность нефти в поверхностных условиях, т/м3; Ө - пересчетный коэффициент, учитывающий усадку нефти, доли ед.;  Qн.извл – извлекаемые запасы нефти, тыс.т; n – коэффициент извлечения нефти, доли ед.; bн - объемный коэффициент пластовой нефти, доли ед.
Начальные геологические запасы газа, растворенного в нефти, определяются по начальным геологическим запасам нефти и начальному газосодержанию нефти, определенному по пластовым пробам при их дифференциальном разгазировании:

    Qг.р.0 = Qн.0  r0/1000                                                                                                                                     (2)

где: Qг.р.0 - геологические запасы растворенного в нефти газа, млн.м3; r0 - начальное газосодержание нефти, м3 /т; Qн.0 - начальные геологические запасы нефти, тыс.т.

Подсчет геологических запасов попутных компонентов (серы, металлов и др.), содержащихся в нефти, проводится по формуле:
     Qкомп.0 = Qн.0  Пкомп.0/100                                                                                                                   (3)
где: Qкомп.0 - геологические запасы компонента, тыс.т; Пкомп.0 - процентное содержание компонента в нефти; Qн.0 - геологические запасы нефти, тыс.т.

Подсчет начальных запасов свободного газа залежи объемным методом проводится по следующей формуле:

Qг.0 = F hэф.г  Kпо Kгн  [(P0 α0 - Pост α ост) / Pст] [(Т+Тст)/(Т+Тпл)]    (4)

где: Qг.0 - начальные геологические запасы свободного газа, млн. м3; F – пло-   щадь газоносности, тыс.м2; hэф.г - эффективная газонасыщенная толщина, м; Kпо - коэффициент открытой пористости, доли ед.; Kгн – коэффициент газонасыщенности, доли ед.; P0 - среднее начальное пластовое давление залежи, МПа; α0 - поправка, обратно пропорциональная коэффициенту сжимаемости реальных газов Zо при давлении P0 : α0 = 1/Zо; Pост - среднее остаточное давление, устанавливающееся на устье добывающих скважин (когда давление на устье добывающих скважин будет равно стандартному), МПа; α ост - соответствующая  Pост  поправка на сжимаемость реальных газов, равная αост = 1/ Zoст; Pст - давление при стандартных условиях, равное 0,1 МПа; Т - абсолютная температура, равная 273оС; Тст = +20о С; Тпл - средняя пластовая температура залежи, оС. 
Подсчет геологических запасов стабильного конденсата, содержащегося в газе, производится по формуле:  

Qк.0 = Qг.о  П                                                                                              (5)

где: Qк.0 - геологические запасы стабильного конденсата, тыс. т; Qг.0 - геологические запасы свободного газа, млн.м3; П - потенциальное содержание стабильного конденсата в газе, г/м3.

Подсчет геологических запасов этана, пропана, бутанов, сероводорода, углекислого газа производится по формуле:  

Qкомп.0 = Qг.о Пкомп                                                                                   (6)   

где: Qкомп.0 - запасы компонента, тыс. т; Qг.0 - геологические запасы свободного газа, млн. м3; Пкомп  - потенциальное содержание компонента в газе, г/м3.  

Потенциальное содержание компонента определяется по формуле:

Пкомп = lкомп σкомп/100                                                                             (7)

где: lкомп  - процентное содержание компонента в газе, г/м3; σкомп - плотность компонента при 0,1 МПа и +20о С. 
2.2. Подсчет геологических запасов нефти и газа
на разных стадиях изучения залежей

В настоящее время на всех этапах и стадиях геологоразведочных работ, а также в процессе опытной эксплуатации и разработки месторождений нефти и газа наиболее часто используется для подсчета запасов  углеводородов объемный метод отдельно по пластам, зонам и категориям. 

На любой стадии изучения залежей процесс подсчета геологических запасов нефти и свободного газа объемным методом включает следующий комплекс последовательно проводимых работ [7,11,15,17,18,19,21,27,31,32,]:
 - детальную корреляцию разрезов скважин с целью выделения в разрезе литолого-стратиграфического комплекса нефтегазоносных горизонтов, пластов, пропластков и прослоев, а также прослеживание их по площади залежи и выделения подсчетных объектов; 

- выделение пластов-коллекторов, определение параметров пласта и насыщающих его флюидов по пластовым пересечениям в скважинах; на этом этапе в каждой скважине выделяются эффективные и нефтегазонасыщенные толщины пласта, определяются емкость (пористость) продуктивных пластов в каждом пластопересечении, нефте(газо)насыщенность, абсолютные отметки ВНК и ГВК, параметры нефти в пластовых и поверхностных условиях, начальные пластовые давление и температура;

- построение статической геологической модели залежей углеводородов (подсчетных объектов) и подсчет запасов в соответствии со степенью изученности залежи; на этом этапе проводится: обоснование отметок ВНК, ГНК и ГВК залежи в целом, обоснование и выделение границ залежи и подсчетных объектов, их геометризация и обоснование параметров подсчета, определение границ категорий запасов и составление подсчетного плана, подсчет запасов по каждому подсчетному объекту и залежи в целом.
2.2.1. Подсчет геологических запасов на стадии поиска и оценки
Подсчет запасов на стадии поиска и оценки месторождений проводится для определения коммерческой ценности открытого месторождения [17].
Объектом подсчета являются залежи и продуктивный пласт в целом. Структурная карта по кровле продуктивного пласта строится по данным бурения и результатам сейсморазведочных работ методом схождения. Контур залежи проводится с учетом определенного положения межфлюидных контактов (ВНК, ГВК или ГНК). В случае, если межфлюидный контакт не вскрыт скважинами, его абсолютная отметка принимается с учетом закономерностей изменения положения контактов выявленных залежей в пределах зоны нефтегазонакопления или с учетом величины коэффициента заполнения ловушек, определенной по соседним залежам.

В нефтяных залежах абсолютная отметка ВНК может прогнозироваться по характеру уменьшения с глубиной коэффициента нефтенасыщенности в проницаемых прослоях по скважинам.

В газовых залежах абсолютная отметка ГВК может устанавливаться по графику изменения приведенного пластового давления с глубиной Pпл = f (На6c)  в газовой и водяной частях залежи, определенного по данным гидродинамического каротажа. 

Параметры залежи определяются по информации, полученной в единичных скважинах, с привлечением аналогий по соседним одновозрастным и однотипным по геологическому строению залежам.
Выделение пород-коллекторов проводится по прямым качественным признакам на диаграммах ГИС или с учетом граничных значений, принятых по аналогии с соседними залежами.

Коэффициент открытой пористости (Кпо) принимается по данным пробуренных скважин и определяется по результатам лабораторных исследований керна или по результатам интерпретации материалов ГИС. При расчете по керну берется среднее арифметическое из всех наблюденных значений в проницаемых насыщенных интервалах пласта по залежам, а по ГИС - средневзвешенное по эффективной нефтегазонасыщенной толщине.

Коэффициент нефте(газо)насыщенности Кнн(Кгн) принимается также по скважинам и рассчитывается по данным лабораторных исследований керна или по результатам интерпретации материалов ГИС. В качестве петрофизической основы интерпретации используется обобщенная по региону или по аналогичным объектам информация. При расчетах по керну принимается среднеарифметическое значение из всех наблюденных значений в нефте(газо)насыщенных прослоях пласта по залежам, а по ГИС - средневзвешенное по эффективной нефте(газо)насыщенной толщине и пористости.

Пересчетный коэффициент (θ) и плотность нефти (p) в поверхностных условиях при подсчете запасов нефти принимаются по данным анализа пластовых проб, отобранных в пробуренных скважинах, по результатам дифференциального разгазирования или по аналогии с соседними одновозрастными залежами.

Начальное пластовое давление P0 и пластовая температура Tпл при подсчете запасов газовой залежи определяются по данным замеров в скважине.

Коэффициент сжимаемости Z рассчитывается по составу пластового газа, определенному по пробе, отобранной на устье скважины, или принятому по аналогии с соседней залежью.

Результатом подсчета запасов на стадии поиска и оценки являются запасы категории С1 в радиусах дренирования поисково-оценочных скважин и запасы категории С2 на остальной территории залежи в пределах ее контура.
2.2.2. Подсчет геологических запасов на стадии разведки и опытно-промышленной эксплуатации месторождений (залежей)
Подсчет запасов на стадии разведки и ОПЭ проводится для подготовки информации к проектированию промышленного освоения месторождения [17]. По результатам разведочных работ и ОПЭ должна быть создана постоянно действующая геолого-технологическая модель (ПДГТМ) На основе этой модели проводится гидродинамическое моделирование для определения технико-экономических показателей разработки и обоснования коэффициента извлечения нефти.

Статическая геологическая модель включает в себя набор структурных карт, схем корреляции, обоснование флюидных контактов, геологических профилей, карт изопахит продуктивной части горизонтов (пластов).

Подсчетным объектом является залежь. При неоднородном строении резервуара проводится дифференциация залежи на подсчетные объекты. Запасы подсчитываются по данным бурения скважин; при возможности привлекаются результаты детальных сейсморазведочных работ. Структурной основой для построения подсчетного плана служит карта, построенная при совместном использовании результатов бурения и сейсморазведки. Параметры подсчета запасов по залежи определяются по данным бурения разведочных и опережающих эксплуатационных скважин.

ВНК, ГНК и ГВК определяются по данным ГИС с использованием результатов опробования и исследования скважин. 

Контакт нефть-вода обычно представляет собой поверхность, близкую к горизонтальной или наклонную. Поверхность ГВК практически всегда горизонтальная, однако, имеются случаи и наклонных контактов. Для определения контура залежи требуется построение карты поверхности ВНК (ГВК), определенной по скважинам. Точки пересечения этой поверхности с поверхностями кровли и подошвы коллекторов залежей соединяются между собой, определяя положение соответственно внешнего и внутреннего контуров.

При горизонтальном ВНК (ГВК) внешний и внутренний контуры нефтегазоносности проводятся по изогипсам на картах кровли и подошвы коллекторов продуктивного пласта в соответствии с определенной абсолютной отметкой контактов. В массивной залежи проводится только внешний контур на карте кровли коллекторов пласта.

В сложнопостроенных литологически экранированных залежах границы выклинивания или литолого-фациального замещения пород-коллекторов проводятся по градиенту изменения фильтрационно-емкостных свойств коллекторов с учетом материалов сейсморазведки 3D либо по середине расстояния между скважинами, вскрывшими и невскрывшими коллектор. 

Эффективные нефте(газо)насыщенные толщины hэф.н (hэф.г)  и эффективные толщины продуктивных пластов выделяются по залежам с учетом данных опробования скважин. На основе выделенных толщин составляются соответствующие карты раздельно по газо- и нефтенасыщенной зонам залежей в пределах одноименных пластов.

Коэффициенты открытой пористости Кпо и нефте- (газо) насыщенности Кнн(Кгн) залежей рассчитываются по результатам интерпретации данных ГИС; данные керна используются в качестве петрофизической основы интерпретации. 

Пересчетный коэффициент и плотность нефти в поверхностных условиях для нефтяных залежей рассчитываются как средние арифметические из имеющихся определений, полученных в результате анализов глубинных проб при дифференциальном разгазировании.

Среднее начальное пластовое давление и пластовая температура газовых залежей вычисляются с учетом глубины центров тяжести залежей.

Коэффициент сжимаемости реальных газов определяется на основе состава пластового газа из исследуемой залежи.
Результатом стадии разведки являются утвержденные извлекаемые запасы нефти и конденсата, геологические запасы свободного газа и содержащихся в них полезных компонентов, имеющих промышленное значение. Они должны составлять не менее 80% категории С1 и до 20% по категории С2, в отдельных случаях допускается соотношение 70% категории С1 и 30% по категории С2.
2.2.3. Подсчет геологических запасов разрабатываемых залежей
Подсчет (пересчет) начальных геологических запасов разрабатываемых залежей проводится для оценки текущих запасов и для составления или корректировки проектных документов разработки [17].
Объектом подсчета является разрабатываемая залежь, разбуренная в соответствии с утвержденным технологическим документом. При неоднородном строении залежь может дифференцироваться на подсчетные объекты.

Для построения геологической модели разрабатываемых залежей должны использоваться данные сейсморазведки (2D, ЗD, 4D), результаты бурения разведочных и эксплуатационных скважин, материалы исследования керна и ГИС, данные опробования и исследования скважин, геолого-промысловые и промыслово-геофизические исследования скважин. 
Требования к построению структурных карт; определению положения ВНК, ГНК и ГВК; эффективных нефте(газо)насыщенных толщин, коэффициентов открытой пористости, построению карт пористости и нефте(газо)насыщенности аналогичны требованиям изложенным в предыдущем разделе. При этом по скважинам, включенным в выборку, должны отсутствовать явные признаки обводнения, искажающие начальные геофизические характеристики, пласт должен быть вскрыт до подошвы коллектора, а для определения эффективных нефте(газо) насыщенных толщин - до ВНК (ГВК). На основе этих данных составляют карты эффективных нефте(газо)насыщенных толщин.
Параметры, характеризующие флюидальную систему, определяют по данным исследования поверхностных и глубинных проб нефти, газа и конденсата, по которым свойства флюидальной системы не искажены процессом разработки. Среднее начальное пластовое давление P0 и пластовая температура Тпл вычисляются с учетом проведенных в скважинах замеров.
Результатом стадии подсчета запасов разрабатываемых залежей могут  являться утвержденные запасы нефти и конденсата, геологические запасы свободного газа и содержащихся в них полезных компонентов  по категориям В и А.
2.2.4. Создание трехмерных геологических моделей месторождений, дифференциальный подсчет запасов
В последние годы все большее применение получают компьютерные технологии расчетов как  отдельных подсчетных параметров, так и  подсчета запасов углеводородов в целом, построение цифровых  трехмерных геологических и гидродинамических моделей (рис.3). Это такие программные комплексы как Auto Corr, Petrel,  Roxar, SPS-3 компании Shlumberger, а также и российские программные продукты пакета ГеоПоиск [16,17,18,19].
В подсчете запасов дифференциальным способом используются   цифровые геологические модели. Создание  детальных цифровых  трехмерных геологических моделей месторождений  начинается от ввода интерпретированных сейсмических данных и данных ГИС и до вывода ремасштабированных геологических моделей.

Моделирование месторождений состоит из четырех основных этапов: первый этап – структурное  моделирование. Источником исходных данных для построения структурного каркаса являются материалы интерпретации сейсморазведки 3D, 2D (структурные поверхности) и  корреляции по пробуренным скважинам (стратиграфические отбивки).  Результатом этого этапа является построение структурной модели месторождения, как основы для создания детальной трехмерной геологической модели. Структурная модель строится  на основе готовых поверхностей   по стратиграфической кровле и подошве пластов, импортированных из пакетов картопостроения и модели разломов. 

Вторым этапом является литологическое моделирование. Его цель- получить трехмерное распределение пород различных литотипов в пространстве. Количество слоев по вертикали для моделирования ФЕС выбирается исходя из анализа общей толщины пласта, степени расчлененности разреза и степени достоверности интерпретации ГИС при минимальной мощности пласта 0.4 м.
Третий этап - это петрофизическое моделирование, т.е. получение трехмерного пространственного распределения петрофизических свойств с учетом литологии, смоделированной на предыдущем этапе.

Результатом этих этапов является детальная трехмерная модель месторождения, которая на четвертом этапе может быть использована для проведения подсчета запасов, проектирования и прогнозирования бурения скважин, для дальнейшего изучения месторождения и  гидродинамического моделирования. Для выполнения  моделирования наиболее распространены программные комплексы Petrel,  Roxar и др.

Дифференциальный подсчет объемов и геологических  запасов УВ производят в модуле Volume Calculation по отдельным залежам и продуктивным пластам. Для этого перемножаются гриды общего объема ячеек коллекторов, пористости, нефтенасыщенности и песчанистости, с учетом коэффициентов усадки и плотности нефти. Объем рассчитывается по модели литологии только в ячейках, являющихся коллекторами.
Посчитанные дифференциальным способом геологические  запасы, несколько отличаются от запасов, полученных в  объемном (интегральном) варианте, что объясняется некоторым отличием распространения коллектора в межскважинном пространстве.
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Рис. 3. Трехмерная геологическая модель Поточного месторождения

3. Принципы использования геолого-геофизической информации
для построения геологической  модели залежей нефти и газа

и подсчета запасов 
Источником информации для построения геологической модели залежи и определения подсчетных параметров при подсчете запасов объемным методом служат результаты геолого-геофизических исследований, проводимых в процессе поисково-оценочных, разведочных работ и эксплуатации оцениваемого объекта.

Информация, используемая для построения геологической модели и подсчета запасов, подразделяется на три группы [17,18,20]:
- Прямая - характеризующая непосредственно геологический объект (образцы пород, пробы флюидов и др.);
- Косвенная - характеризующая свойства геологического объекта, полученные в результате геофизических методов измерений, которые с помощью установленных статистических зависимостей позволяют определить необходимые геологические параметры объекта;
-  Априорная - характеризующая общие закономерности геологического строения, полученные на основе обобщения материалов геологоразведочных работ, которые используют при геологических построениях.

Прямая информация связана с бурением глубоких скважин, имеет высокую себестоимость и носит дискретный характер, в связи с чем она обычно используется в качестве эталонной (базовой), на основе которой оценивают достоверность определения подсчетных параметров. В практике геологоразведочных работ широко используется косвенная информация, получаемая различными методами.

Дистанционные методы исследований. Это аэро- и космические фотоснимки (сканерные многозональные, спектрозональные, синтезированные, тепловые в ближнем инфракрасном диапазоне, радиолокационные и др.), топографические и батиметрические карты [17].
 Полевые геофизические исследования включают площадные сейсморазведочные работы (2D, ЗD, 4D), которые  проводятся с целью картирования структурных поверхностей, зон замещения и выклинивания пород-коллекторов, малоамплитудных нарушений и др. [16,17]. Методика полевых работ должна обеспечивать точность и детальность определения геолого-геофизических характеристик разреза в межскважинном пространстве, достаточных для решения задач построения геологической модели и подсчета запасов. 
 В процессе обработки и интерпретации данных полевой геофизики выполняют:

- стратиграфическую привязку и сейсмостратиграфический анализ;
- корреляцию волн и выделение тектонических нарушений;

- построение глубинно-скоростной модели среды и структурных карт;

- сейсмофациальный анализ и оценку динамических параметров волнового поля;

- палеогеоморфологический и палеотектонический анализы;

- анализ статистических связей между параметрами пласта-коллектора по ГИС и сейсмическим атрибутами (информационно-геофизическими характеристиками - ИГХ).

Исходными данными для поиска этих зависимостей являются параметры, определенные по данным ГИС и карты сейсмических атрибутов. 
Геофизические исследования в скважинах

Материалы ГИС являются основным видом геологической документации разрезов нефтегазовых скважин и, вместе с результатами лабораторных исследований керна и пластовых флюидов, испытания пластов, данными опытно-промышленной эксплуатации, служат главным источником информации, позволяющим осуществить подсчет запасов углеводородов, проектирование разработки залежей [7,9,17,18,21,23,27].
Материалы ГИС используются для: 
- литологического и стратиграфического расчленения и корреляции разрезов скважин; 
- выделения в разрезе коллекторов; 
- разделения коллекторов на продуктивные и водоносные, а продуктивных коллекторов на газо- и нефтенасыщенные; 
- определения положения межфлюидных контактов (ГНК, ВНК, ГВК), эффективных газо- и нефтенасыщенных толщин, коэффициентов пористости, газо- и нефтенасыщенности, проницаемости;  
- определения пластовых давлений, пластовых температур.

Эффективность методов ГИС зависит как от применяемого комплекса ГИС, так и от петрофизического обеспечения, информативности испытаний, типов изучаемых разрезов, характера строения резервуаров, фазового состояния углеводородов, технологии бурения, горногеологических условий газовых, газоконденсатных и газонефтяных залежей.

Данные по всем скважинам, пробуренным на месторождении, должны участвовать в интерпретации материалов сейсморазведки с целью построения геологической модели месторождения.
Объемы и качество ГИС в поисково-оценочных и разведочных скважинах должны обеспечить определение подсчетных параметров с достоверностью, регламентированной "Классификацией запасов и ресурсов нефти и горючих газов" для соответствующих категорий запасов, получение исходной информации для составления технологических схем и проектов пробной и опытно-промышленной эксплуатации, проектов разработки месторождений.

Объемы и качество ГИС в эксплуатационных скважинах должны обеспечить уточнение моделей залежей, начальных и текущих запасов нефти и газа, уточнение технологий и режимов разработки залежей.
Комплексы, полнота и качество материалов ГИС, используемых для подсчета запасов, должны соответствовать требованиям, предъявляемым инструкциями по проведению геофизических исследований и работ в нефтяных и газовых скважинах.
 Для поисково-оценочных и разведочных скважин предусмотрен единый обязательный комплекс ГИС. Для эксплуатационных скважин обязательный комплекс ГИС отличается уменьшением количества выполняемых методов и объема детальных исследований.  Материалы общих исследований визуализируются обычно в масштабе глубин 1:500, детальных 1:200.
Дополнительные исследования для решения геологических задач планируют и выполняют по индивидуальным программам и по специальным технологиям для выделения и изучения сложнопостроенных коллекторов в отдельных наиболее перспективных интервалах.
Геофизические исследования выполняются в объемах и в сроки, которые предусмотрены комплексом ГИС, утвержденным для данного района.

Основу геологической интерпретации данных ГИС составляют петрофизические зависимости типа "керн-керн", "керн-геофизика"(керн-ГИС), "геофизика-геофизика"(ГИС-ГИС) [17].

Для построения зависимостей "керн-керн" сопоставляемые петрофизические и геологические параметры измеряют на образцах керна.

Зависимости "керн-геофизика" получают, когда коллекторские характеристики измеряют на образцах керна, отобранных в интервалах разреза, однородных по материалам ГИС, геофизические же характеристики определяют по кривым ГИС, зарегистрированным против этих интервалов.

Зависимости "геофизика-геофизика" получают путем сопоставления между собой различных геофизических параметров либо найденных по результатам интерпретации данных ГИС фильтрационно-емкостных характеристик пород с учетом результатов испытаний пластов.

Испытания пластов
 С целью получения необходимой для подсчета запасов и составления проектов разработки информации о фильтрационных характеристиках пластов, пластовых давлениях, добывных возможностях, физико-химических свойствах пластовых флюидов при бурении скважин проводят:
- испытание объектов в процессе бурения в открытом стволе пластоиспытателями на бурильных трубах или приборами на каротажном кабеле с отбором проб пластовых флюидов; 
 - испытание объектов в колонне с отбором глубинных и поверхностных проб нефти, газа и воды;

 - работы по интенсификации притоков углеводородов из пластов; 
- пробную эксплуатацию продуктивных скважин.  
Технологии проведения указанных исследований и работ регламентированы соответствующими технико-методическими инструктивными документами [3,14,17].
Для повышения достоверности результатов испытаний в колонне необходимо их сопровождение геофизическими исследованиями против вскрытого перфорацией пласта и соседних с ним неперфорированных интервалов. 

Лабораторные исследования керна

В интервалах вскрытия нефте(газо)насыщенных или нефте(газо)перспективных горизонтов в поисково-оценочных и разведочных скважинах проводится сплошной отбор керна. В этих интервалах керновый материал служит для получения информации о литологии и стратиграфии разреза, характере изменения его фильтрационно-емкостных характеристик, для интерпретации данных ГИС (в этом случае керн является опорной петрофизической основой).

Порядок работы с керном на буровой при его подъеме, первичной документации, герметизации, а также методики изучения фильтрационно-емкостных и других параметров описаны в соответствующих методических документах [8,9,17,24,25,33,34].
В поисково-оценочных скважинах керновый материал служит для получения информации, в первую очередь, о литологии и стратиграфии разреза, нефтегазонасыщенности, а также для уточнения структурных построений, предварительной информации о свойствах пород-коллекторов (фильтрационно-емкостных и физических характеристиках разреза.
В разведочных и эксплуатационных скважинах в интервалах выделенных продуктивных горизонтов реализуется сплошной отбор керна при обязательном выполнении мероприятий, обеспечивающих его вынос в объеме не ниже 70 - 80%. В этих интервалах керновый материал служит  также  для интерпретации данных ГИС (в этом случае керн является опорной петрофизической основой). 

В целях получения более полной информации о каком-либо интервале разреза, неосвещенном керновым материалом, проводится отбор образцов из стенок скважины керноотборником на каротажном кабеле. Интервал отбора устанавливается по данным ГИС.

На крупных и уникальных месторождениях бурится одна или несколько скважин (в зависимости от масштаба месторождения и степени неоднородности залежи) с применением безводной или нефильтруюшейся промывочной жидкости (ПЖ) с целью получения прямой информации о газонефтенасыщенности пород-коллекторов. 
В скважинах, бурящихся на безводных или нефильтрующихся ПЖ весь керновый материал должен герметизироваться на буровой или использоваться герметизированный керноприемник. В скважинах, бурящихся на обычных ПЖ, герметизируется не менее одного образца на 1 погонный метр вынесенного керна. 
При изучении керна необходимо получить следующие основные  данные: наличие признаков нефти и газа; литологическую характеристику пород и их стратиграфическую принадлежность; коллекторские свойства пород; структурные особенности пород и возможные условия их залегания. 
Особое внимание  уделяется  информации, используемой в качестве петрофизической основы интерпретации данных ГИС [18,34].
Петрофизические исследования керна ведутся по пяти основным направлениям, включающим изучение следующих параметров:

- литологические характеристики горных пород (макро- и микроописание, гранулометрия, карбонатность и т.д.):

- фильтрационно-емкостные характеристики, определяющие количественные показатели горных пород как коллекторов газа и нефти (пористость, проницаемость, газо-, водо- и нефтенасыщенность и т.п.);

- физические характеристики, сопоставимые с характеристиками, изучаемыми методами ГИС (электрическое сопротивление, естественная радиоактивность и т.п.);

- динамические характеристики пород-коллекторов, связанные с моделированием воздействия на них в результате разработки месторождений (коэффициент вытеснения нефти водой или газом, относительная фазовая проницаемость и т.п.):

- технологические характеристики, связанные с изучением буримости горных пород, эффективности перфорации, влиянием промывочных и других жидкостей на фильтрационные свойства и т.п.
Петрофизические исследования подразделяются на массовые и детальные.

Массовые петрофизические лабораторные исследования должны включать определение следующих основных фильтрационно-емкостных характеристик на образцах керна с плотностью 3-5 образцов на 1 м вынесенного керна: открытая пористость; абсолютная газопроницаемость, остаточная водо- и нефтенасыщенность (прямым способом на герметизированном керне), карбонатность, объемная и минералогическая плотность, естественная радиоактивность, гранулометрический состав (20-30% образцов, включающих все вскрытые скважиной литотипы пород).

В результате определения основных фильтрационно-емкостных характеристик исследуемый разрез документируется петрофизической информацией. Совместное использование ее с данными ГИС позволяет реализовать надежную привязку керна к разрезу для построения петрофизических связей типа "керн-ГИС".
Детальные петрофизические лабораторные исследования включают:

- капилляриметрические исследования по методике, обеспечивающей получение неснижаемой водонасыщенности для всех групп пород-коллекторов; определение электрических свойств пород при переменной водонасыщенности в интервале от Кв=0 до Кв=100%; изучение электрических и акустических свойств при моделировании термобарических условий залегания; раздельное определение содержания кальцита и доломита; спектрометрические исследования естественной радиоактивности с определением содержания урана, тория и калия;  косвенные (модельные) исследования по определению остаточного содержания нефти и газа;  измерение диффузионно-адсорбционной активности, магнитных свойств пород; ядерно-магнитные исследования; определение емкости катионного обмена. 

Методические руководства по исследованию керна и обработке сложных коллекторов  на образцах большого размера описаны в работе "Методы и аппаратура для изучения ФЕС пород-коллекторов на образцах большого размера" [25].
4. Особенности подсчета запасов нефти и свободного газа
в сложно построенных коллекторах
 Подсчет запасов нефти и газа в сложнопостроенных коллекторах в настоящее время представляет собой одну из труднейших проблем. Между тем именно с такими коллекторами связаны наиболее продуктивные залежи нефти и газа [32].
Сложно построенные коллекторы могут быть приурочены к карбонатным и терригенным породам. Для карбонатных коллекторов характерна вторичная пустотность. Эффективная емкость таких коллекторов может быть представлена или только системой трещин, или трещинами в сочетании с пустотами, образовавшимися в результате процессов выщелачивания, перекристаллизации и доломитизации известняков. Такие коллекторы относятся к коллекторам трещинно-кавернового или трещинно-карстового типов. Для них, как правило, характерны непроницаемая матрица, высокая емкость за счет пустот выщелачивания и высокая продуктивность. В карбонатных коллекторах смешанного типа матрица обладает межзерновой пористостью и содержит нефть и газ. В терригенных трещинно-поровых коллекторах роль трещин как емкостей незначительна, основной емкостью в таких коллекторах служит матрица, однако трещины характеризуются хорошими фильтрационными свойствами. 

Коллекторы трещинного типа. Под коэффициентом трещиноватости КT понимается доля объема сообщающихся трещин в объеме образца породы. Ее величина изменяется от 0,1-0,2 до 1-2%. По керну Кт определяется в шлифах как отношение произведения раскрытости трещин (b) и суммарной их длины (l) к площади шлифа (S), (т.е. Кт = b l/S).                                                                                                                 
Определения трещиноватости по шлифам (методика ВНИГРИ) [6]  ведутся под микроскопом. Средняя величина исследуемого параметра в пределах пропластка или нерасчлененного пласта находится взвешиванием по площади всех шлифов независимо от того, во всех шлифах обнаружены трещины или нет: 

_             n                   k

Кт = (∑  bili)/(∑  Sj),                                                                              (8)                                      
        i=l          j=l
где n - число шлифов, в которых установлены трещины; k - общее число исследованных шлифов. 

Для получения представительной выборки и выделения трещиноватых интервалов шлифы в разрезе должны отбираться через 1 м. Если интервалы с разнонаправленной ориентировкой трещин выделить не удается, то вычисление КT  в каждом шлифе производится по формуле (8) с введением коэффициента а, учитывающего системы расположения трещин. 

Для определения коэффициента трещиноватости с помощью геофизических методов используется способ А. М. Нечая - способ «двух растворов», при котором сопротивления породы и фильтрата бурового раствора при первом замере должны отличаться от таковых при втором замере в 3-4 раза [6]. 

Среднее по скважине значение трещиноватости горизонта или продуктивного разреза в целом для массивных залежей определяется взвешиванием по толщине интервалов, характеризующихся определенной ориентировкой трещин. Нефте(газо)насыщенность коллекторов трещинного типа близка к единице (0,9-0,95) и в настоящее время трудноопределима. В связи со слабой изученностью проблемы таких коллекторов в целом,  подсчет запасов в них на всех стадиях осуществляется на основе карты изопахит и с учетом средних значений параметров по залежи, рассчитанных как средние арифметические по скважинам. При этом трещиноватость и нефте(газо)насыщенность учитываются коэффициентом эффективной пустотности kпуст.эф. Отсюда запасы нефти в пределах площади одной категории определяются формулой: 

Q н.0 = kпуст.эф Өρ н ∫∫ һ н. эф.(x, y) dxdy;                                         (9)    
                           F
запасы газа: 

Q г.0 = kпуст.эф KρKt ∫∫ һ г.эф.(x, y) dxdy.                                         (10)                           
                          F

Запасы залежи определяются суммой запасов площадей каждой категории, выделенной в пределах площади залежи. По данным одной скважины карта изопахит не составляется, и подсчет запасов ведется по наиболее простым формулам: 

Q н.0 =∑ Fh н.эф k пуст.эф Өρн;                                                                    (11)                              
                     С1,С2 

Qг.0 =∑Fh г.эф k пуст.эф KρKt .                                                       (12)                   
                       С1,С2 

Коллекторы трещинно-кавернового типа. Для трещинно-кавернозных карбонатных пород предлагается следующая формула предельного значения коэффициента эффективной пустотности k эф.пуст.пр: 

k пуст. эф.пр = (k п.общ  - k п.мз)/(l – k п.мз),                                               (13)
где k п.общ - коэффициент общей пористости, определяемый по данным НГМ или ГГМ; k п.мз - коэффициент неэффективной открытой пористости межзерновой части породы, определяемый либо по керну, либо по величине удельного сопротивления породы по данным БЭЗ или экранированному зонду. 

При достаточно полном выносе керна и его изученности k пуст.эф.пр определяется для пластового пересечения в каждой скважине как средняя арифметическая величина. Среднее значение параметра в скважине по геофизическим данным рассчитывается как средневзвешенное по эффективным нефте(газо)насыщенным толщинам. Способы определения средних значений по залежи и варианты формул объемного метода для разных стадий изученности аналогичны таковым для коллекторов трещинного типа. 

Коллекторы трещинно-порового типа. В этих коллекторах основным вместилищем нефти и газа служат межзерновые поры и лишь частично - трещины. Подсчет запасов в коллекторах этого типа до сих пор относится к наиболее сложным проблемам. Для выявления роли коллектора каждого типа в породах неоценимую помощь оказывают промысловые исследования. 

Соколовским Э.В. и Тречниковым Ю.И. установлена взаимосвязь между подсчетными параметрами, полученными промысловыми исследованиями в скважинах, вскрывших залежи в аптских терригенных коллекторах трещинно-порового типа Чеченской  республики и карбонатных  пермско-триасовых отложениях Восточного Страврополья. 

Проведенные исследования позволили установить объемную плотность трещин, средние расстояния между эффективными трещинами и коэффициент эффективной трещиноватости (0,05-0,22% для залежей терригенных отложений Чеченской  республики и 0,18-0,37% для залежей карбонатных отложений Восточного Ставрополья). Матрица карбонатных пород оказалась в основном водонасыщенной. Начальная нефтенасыщенность k н.нач матрицы терригенных пород 25-74% (в среднем 57 %) (таблица 2) [6]. 
По всем аптским залежам установлено, что начальная и остаточная нефтенасыщенность зависят от пористости пласта, причем породы с пористостью ниже 7 % непродуктивны. При пористости 14 % k н.нач достигает 72 %. Вытеснение нефти из матрицы происходит при значениях нефтенасыщенности выше 19-40%. Следовательно, в коллекторах трещинно-порового типа нефтенасыщенность в значительной мере зависит от величины пористости, что обусловливает необходимость дифференциации запасов в поровой части пустотного пространства по узким значениям коэффициента открытой пористости. При этом важно подчеркнуть, что использование средних значений для подсчета запасов может привести к существенным погрешностям. Расчет балансовых запасов залежи в аптских отложениях Карабулак-Ачалукского месторождения по средним значениям параметров дал завышение запасов по сравнению с предлагаемым способом на 17%. Завышение извлекаемых запасов еще выше. 

Таблица 2.
Значения параметров (%)  аптских терригенных коллекторов

на месторождениях Карабулак-Ачалуки (числитель) и Малгобек-Вознесенска-Али-юрт (знаменатель)

	Интервал значений

пористости, %
	Доля 

объема интервала в эффективном объеме залежи
	Коэффициэнты
	Доля запасов интервал

	
	
	начальной нефтенасыщенности матрицы
	остаточной нефте-насыщенности матрицы
	вытеснения нефти
	извлечения нефти
	балансовых
	извлекаемых

	7-8
	19,5
	25
	19
	32,0
	13,8
	6,0
	3,5

	
	18,0
	32
	32
	0
	0
	8,9
	0

	8-9
	9,9
	40
	21
	47,5
	20,4
	5,5
	4,7

	
	20,5
	32
	32
	0
	0
	10,1
	0

	9-10
	10,4
	55
	24
	56,4
	24,2
	8,8
	9,1

	
	23,2
	55
	45
	81,2
	7,8
	23,2
	29,2

	10-11
	14,3
	60
	26
	56,7
	24,4
	14,5
	15,2

	
	4,3
	60
	40
	19,3
	7,9
	5,2
	6,6

	11-12
	13,5
	65
	28
	56,9
	24,5
	22,4
	23,4

	
	15,6
	65
	53
	18,5
	7,9
	22,0
	27,3

	12-13
	7,5
	69
	30
	56,5
	24,3
	10,4
	10,9

	
	14,1
	69
	57
	17,4
	7,5
	23,4
	28,0

	13-14
	12,8
	72
	32
	55,6
	23,9
	20,2
	20,6

	
	3,9
	72
	60
	16,7
	7,2
	7,3
	8,4

	14-15
	6,6
	73
	33
	55,4
	23,8
	11,3
	11,7

	
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	15-16
	0,5
	74
	34
	54,7
	23,5
	0,9
	0,9

	
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0


Расчет нефте (газо) насыщенных объемов коллекторов по узким интервалам значений коэффициента открытой пористости - весьма трудоемкая процедура, требующая построения множества карт. Чтобы сократить объем графических и счетных работ, те же объемы коллекторов без потери достоверности можно получить, если применить методику расчета для пород, характеризующихся взаимосвязанностью параметров. С этой целью в каждом продуктивном интервале разреза в первую очередь рассчитывается значение коэффициента эффективной пористости kп.эф.  Среднее значение по скважине kп.эф.скв. определяется взвешиванием значений kп.эф  интервалов по их толщине. 

Запасы нефти и свободного газа открытой залежи пластового типа подсчитываются по формулам без составления карт изопахит: 
Q н.0 =∑ Fk п.эф.скв. Өρн;                                                                     (14)                              

                           С1,С2.  
Q г.0 =∑ Fk п.эф.скв. KρKt .                                                           (15)                                       
               С1,С2. 

Запасы массивных, литологически и стратиграфически ограниченных залежей определяются на основе карт изопахит: 

Q н.0 =∑ F k п.эф.скв. Өρн ∫∫ һ н эф.(x, y) dxdy;                                      (16)               
            С1,С2.                                 F

Q г.0 =∑ F k п..эф.скв. KρKt ∫∫ һ г.эф.(x, y) dxdy.                                 (17)                
                С1,С2.                            F
На последующих стадиях изученности залежей для подсчета запасов нефти и свободного газа в поровой части пустотного пространства коллектора трещинно-порового типа по каждому объекту составляется карта в изолиниях һ н.эф k п.эф. В соответствии с этим формулы вариантов объемного метода будут иметь следующий вид: 

Qн.0 =∑ Өρ н ∫∫ һ н эф.k п..эф. (x, y) dxdy;                                             (18)             

            С1,С2.         F
Q г.0 =∑ KρKt ∫∫ һ г.эф.k п..эф. (x, y) dxdy.                                       (19)                   
            С1,С2.         F
Как было показано выше, среднее значение k п.эф. в обоих случаях определяется взвешиванием по объему коллекторов. При закономерном изменении по площади параметров нефти они вводятся под знак интегралов.
Подсчет запасов в трещинной части пустотного пространства ведется по формулам, рассмотренным выше для коллекторов этого типа.

Коллекторы смешанного типа. В коллекторах смешанного типа, связанных с мощными толщами карбонатных пород, пустотное пространство определяется межзерновой пористостью, трещиноватостью и кавернозностъю. На всех стадиях изученности залежей в коллекторах смешанного типа для подсчета запасов, как нефти, так и газа, применимы формулы подсчета запасов в коллекторах порового типа. Наличие каверн в разрезе учитывается долей каверновой составляющей общей пустотности, прибавляемой к межзерновой пористости, а трещиноватость поровых интервалов учитывается в показателе открытой пористости. В интервалах продуктивной толщи, характеризующихся параметрами ниже кондиционных, запасы в трещинной емкости подсчитываются отдельно по формулам для коллекторов этого типа [1,6].
5. Особенности подсчета запасов нефти и свободного газа

в газонефтяных и нефтегазовых залежах

Двухфазное состояние залежей усложняет процесс как разведки и эксплуатации, так и подсчета запасов (рис.4). В газонефтяных залежах необходимы дополнительные исследования по обоснованию положения ГНК, кондиционных пределов отдельно для нефтяной и газовой частей залежи, поскольку нефть и газ обладают различной проникающей способностью. Значительно усложняется и процесс геометризации пластовых сводовых залежей с нефтяной оторочкой [31].
Определение положения ГНК в пластовых пересечениях производится по данным опробования и ГИС. 

Наиболее сложной является геометризация газонефтяных залежей и в первую очередь их нефтяных частей по залежам пластового типа. Если данных по скважинам для непосредственного построения изопахит мало, то на любой стадии изученности, кроме стадии поисков, может быть использован прием, позволяющий составлять такие карты по нефтяной части во взаимосвязи с газовой частью залежи.
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Рис.4. Принципиальные схемы размещения нефтегазовых и газонефтяных залежей. Залежи: а – нефтяные, б – газонефтяные, в – газовые, г – газоконденсатные, д – нефтегазоконденсатные.
На первом этапе составляется карта в изолиниях нефтегазонасыщенных толщин подсчетного объекта, с учетом кондиционных пределов параметров продуктивных пластов по газовой и нефтяной частям залежи. При этом учитывается сумма выделенных нефтенасыщеных и эффективных газонасыщенных толщин.

На втором этапе составляется карта эффективных газонасыщенных толщин только по газовой части. Карту изопахит нефтенасыщеных толщин получают путем геометрического вычитания карты в изолиниях газонасыщенных толщин из карты в изолиниях нефтегазонасыщеных толщин. При построении карты в изолиниях на внешнем контуре газоносности и на внутреннем контуре нефтеносности изопахиты должны иметь излом.
В массивных газонефтяных залежах газовая часть всегда имеет форму массивной залежи, чем и определяется способ построения карт изопахит.  

При наличии одной скважины составлять карту  в изолиниях нефтенасыщеных толщин нецелесообразно ввиду её крайне низкой достоверности. Объем коллекторов нефтяной части залежи при этом определяется как разница между нефтегазонасыщенным объемом, определенным по карте в изолиниях нефтегазонасыщеных толщин, и газонасыщеным объемом, определенным по карте в изолиниях газонасыщенных толщин. 

Аналогично определяется объем и средние нефтенасыщеные толщины маломощных нефтяных оторочек.  На более поздних стадиях подсчет запасов в нефтяной части ведется на основе карты изопахит.  В настоящее время все большее применение получают компьютерные технологии расчетов как  отдельных подсчетных параметров, так и  подсчета запасов углеводородов в целом, построение цифровых  трехмерных геологических моделей.
6. Подсчет перспективных ресурсов
Объектами подсчета перспективных ресурсов нефти, газа и конденсата служат подготовленные к глубокому бурению ловушки структурного и неструктурного типов на перспективной площади в каждом пласте (горизонте), продуктивность которых установлена на соседних месторождениях, расположенных в одной структурно-фациальной зоне с этими ловушками, а также еще невскрытые бурением пласты (горизонты), если их продуктивность установлена на других месторождениях, находящихся с изучаемыми в пределах одной структурно-фациальной зоны. Таким образом, перспективные ресурсы площади определяются суммой ресурсов, подсчитанных в каждом пласте (горизонте), наличие которого в разрезе и возможная продуктивность соответственно установлены на основании структурно-фациального анализа и аналогии с изученными месторождениями, исходя из условий формирования нефтяных и газовых месторождений-аналогов.
При подсчете   ресурсов нефти и газа могут  использоваться  три метода.  Основным остается подсчет перспективных ресурсов нефти и газа  объемным методом, но по сравнению с подсчетом запасов форма, размер и условия залегания предполагаемой залежи определены в общих чертах по результатам геологических и геофизических исследований, а толщина и коллекторские свойства пластов, состав и свойства нефти или газа принимаются по аналогии с разведанными  соседними месторождениями.
Второй метод – метод плотностей запасов. Когда рассчитывается плотность запасов на  разведанных структурах, затем полученный коэффициент умножается на площадь поискового объекта. 
Для снижения рисков при принятии решений инвестиционным комитетом компаний     используется  оценка месторождений вероятностным  распределением запасов нефти.
Третий метод – вероятностная оценка  запасов (Метод Монте–Карло). Применение вероятностных моделей позволяет учитывать неопределенность в оценке запасов на ранних стадиях изучения месторождения, а также проводить обоснования целесообразности освоения перспективных участков и месторождений. При использовании вероятностных методов определяются следующие величины оценки запасов и ресурсов:
1) минимальная величина или оптимистическая оценка (P90) - оцененная величина запасов и ресурсов подтверждается с вероятностью 0,9;
2) базовая величина или ожидаемая оценка (P50) - оцененная величина запасов и ресурсов подтверждается с вероятностью 0,5;
3) максимальная величина или пессимистическая оценка (P10) - оцененная величина запасов и ресурсов подтверждается с вероятностью 0,1.
При вероятностном подходе каждый параметр, участвующий в формуле подсчета запасов, рассматривается как случайная величина, а значение запасов – как функция этих случайных параметров. Основное отличие вероятностной модели от детерминированной состоит в том, что при детерминированном подходе получают единственную ("точечную") оценку запасов, а при вероятностном – диапазон (интервал) возможных значений запасов объекта.


Перспективные ресурсы нефти и газа используются при планировании поисковых и разведочных работ.
6.1. Определение возможной площади нефте(газо)носности и  средней эффективной нефте(газо)насыщенной толщины 

Для определения предполагаемой площади залежи используются структурные построения, выполненные на перспективной площади по каждому возможно продуктивному пласту. При совпадении структурных планов отражающих маркирующих горизонтов (ОМГ) и нефтегазоносного пласта в пределах исследуемой структурно-фациальной зоны применяются структурные карты ОМГ, составленные по данным сейсморазведки, структурного бурения или комплекса этих методов. Если установлено закономерное несовпадение указанных структурных планов (плановое или амплитудное несоответствие), то предварительно осуществляются структурные построения с учетом этого несовпадения.


Площадь нефтеносности (газоносности), в основном определяющая достоверность подсчета ресурсов, зависит от положения ВНК (ГВК и ГНК) и от распространения коллекторов в пределах возможной залежи. Из-за выклинивания пласта (горизонта) или литолого-фациального замещения коллектора на всю его толщину площадь залежи сокращается. Влияние этих факторов на возможную величину площади нефте(газо)носности перспективной структуры может быть учтено несколькими способами в зависимости от условий залегания нефти и газа разведанных залежах, расположенных в одной с перспективными площадями структурно-фациальной зоне. 
Первый метод заключается в непосредственном определении возможной площади нефте(газо)носности, и применяется при условии подготовленности перспективной структуры сейсмическими методами на  уровне продуктивного пласта (горизонта). Составляется карта изменения контактов, по которой в точке, соответствующей наиболее высокой отметке структуры интерполяцией определяется отметка ВНК (ГВК). На этой отметке на структурной карте ОМГ производится внешний контур нефте(газо)носности, ограничивающий предполагаемую площадь залежи.


Величина средней эффективной нефте(газо)насыщенной толщины предполагаемой залежи при тех же условиях зависит также от типа залежи.


Если перспективная структура расположена между разведанными залежами пластового типа, то среднее значение параметра определяется путем интерполяции между средними значениями эффективной нефте(газо)насыщенной толщины этих залежей. В тех случаях, когда перспективная структура расположена за пределами разведанных участков структурно-фациальной зоны, ее средняя нефте(газо)насыщенная толщина определяется путем экстраполяции средних значений толщин разведанных залежей.


На залежах массивного типа среднее значение эффективной нефте(газо)насыщенной толщины пласта должно определяться с учетом соотношения      [image: image5.png]e () 38/Faan



                                                                 (20)
на соседних залежах структурно-фациальной зоны. Величина R на перспективной структуре определяется интерполяцией, если она расположена между разведанными залежами, и экстраполяцией, если она находится за пределами разведанных залежей, но в той же структурно-фациальной зоне. Среднее значение эффективной нефте(газо)насыщенной толщины массивной залежи предполагаемой перспективной структуры будет равно (hн.(г.)эф./Fзал.)Fпер., где величина отношения в скобках определяется интерполяцией или экстраполяцией. Площадь Fпер. – величина уже известная.

Второй метод определение возможной площади нефте(газо)носности заключается в использовании коэффициента заполнения ловушек. Необходимость применения коэффициента заполнения ловушек была установлена ГКЗ с целью исключения возможности завышения ресурсов.
Определение предполагаемой площади перспективной структуры с помощью коэффициента заполнения ловушек целесообразно, если:


- структура подготовлена структурным бурением или структурным бурением в комплексе с сейсмическими методами по ОМГ, расположенным значительно выше продуктивных пластов (горизонтов);


- на разведанных залежах установлено выклинивание или литолого-фациальное замещение пласта (горизонта) на всю толщину;


- некоторые структуры, расположенные по соседству с перспективной, при разбуривании оказались пустыми. Под пустыми понимаются структуры, в которых по различным причинам при разбуривании не установлены залежи нефти и газа.


Величина коэффициента заполнения kср.взв рассчитывается как средневзвешенная с учетом всех структур данной структурно-фациальной зоны, пребывавших в глубоком разведочном бурении на дату подсчета независимо от его результатов: 
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,        (21)                                                             где Fзалi – площади залежей на разведанных месторождениях в исследуемом продуктивном пласте; Sк – площади структур в пределах нижней замкнутой изогипсы ОМГ, пребывших в глубоком разведочном бурении (в том числе площади пустых структур).


Если в продуктивном пласте содержится несколько пропластков, подверженных выклиниванию, литолого-фациальному замещению на всю толщину, вследствие чего запасы залежи по каждому пропластку подсчитывались отдельно, то в формуле (20) по таким залежам учитывается средняя площадь.


Для расчета продуктивной площади на перспективной структуре достаточно ее площадь Sпер по ОМГ в пределах нижней замкнутой изогипсы умножить на kср.взв:
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Эта формула позволяет определять продуктивную площадь возможных как нефтяных, так и газовых залежей.


Среднее значение эффективной нефте(газо)насыщенной толщины пласта для любого типа залежей рассчитывается по формуле: 
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,                                               (23)
где hн.(г.)эфi – средние эффективные нефте(газо)насыщенные толщины продуктивного пласта залежей; Fзалi – нефте(газо)носные площади тех же залежей; Fпер – предполагаемая нефтегазоносная площадь перспективной структуры, определенная по формуле (22).
6.2. Принципы определения остальных параметров подсчета

Коэффициенты открытой пористости, нефтегазонасыщенности плотность нефти и пересчетный коэффициент для подсчета перспективных ресурсов нефти, а также газонасыщенность и начальное пластовое давление для оценки перспективных ресурсов свободного газа устанавливаются в соответствии с региональным изменением средних значений этих параметров по выявленным залежам. Для этого целесообразно составлять карты изменения указанных параметров в пределах структурно-фациальных зон. В зависимости от расположения перспективных структур относительно выявленных залежей средние значения параметров устанавливаются на основе интерполяции или экстраполяции. Расчет термического и барического коэффициентов для определения объема свободного газа ведется на основе карт изотерм и изобар, составляемых по данным выявленных залежей и графиков зависимости их значений от глубины залегания.


 Содержание стабильного конденсата в составе свободного газа устанавливается исходя из среднего потенциального содержания С5+высш. в составе пластового газа залежей, расположенных вблизи перспективной структуры, или на основе закономерностей изменения этого параметра. Величина начального газосодержания для подсчета ресурсов растворенного в нефти газа определяется или как среднее значение этого параметра на соседних залежах, или путем интерполяции. Значение коэффициента извлечения нефти может быть найдено по аналогии с ближайшими залежами, размеры запасов которых соизмеримы с размерами ресурсов перспективной структуры.


Определение перспективных ресурсов категории С3 на перспективных площадях с предполагаемыми нефтегазовыми или газонефтяными залежами в продуктивном пласте более сложное, чем в случае однофазовных залежей. Сложность объясняется необходимостью взаимной увязки возможных нефтенасыщенных и газонасыщенных толщин и эффективных толщин в нефтяной и газовой частях залежи, чего порой достичь невозможно, особенно на пластовых сводовых залежах с нефтяной оторочкой. Поэтому подсчет перспективных ресурсов двухфазовых залежей целесообразнее осуществлять непосредственно через объемы коллекторов нефтенасыщенной и газонасыщенной частей залежи.  Наиболее простыми и в то же время достаточно достоверными являются следующие схемы.


На выявленных залежах исследуемого продуктивного пласта, расположенных в одной структурно-фациальной зоне с перспективными структурами, определяются отдельно нефтенасыщенные объемы коллекторов с запасами категорий А+В+С1+С2. Если перспективные структуры расположены между выявленными залежами и глубоким бурением пустые структуры не обнаружены, то по каждой залежи рассчитываются объемы нефтенасыщенных Rнi и газонасыщенных Rri коллекторов, приходящиеся на 1 км2 площади Si структуры по ОМГ:

Rнi=Vнi/Si;  Rri=Vri/Si,                                                                             (24)

где Vнi, Vri - объемы соответственно нефтенасыщенных и газонасыщенных коллекторов на выявленных залежах с запасами категорий А+В+С1+С2; Si  - площадь структуры по отражающему маркирующему горизонту, пребывавшей в глубоком бурении независимо от его результатов.


Интерполируя полученные значения (отдельно для нефти и газа) между выявленными залежами, можно определить величины Rн.перi и Rr.перi в точках, соответствующих центрам перспективных структур. Тогда объемы нефтенасыщенных и газонасыщенных коллекторов на каждой перспективной структуре будут равны:

Vн.перi=Rн.перi Sперi;  Vг.перi=Rг.перi Sперi,                                                       (25)
где Sперi - площадь перспективной структуры.



В тех случаях, когда перспективные структуры расположены вне участков с выявленными залежами, но в непосредственной близости от них, значение Rн.перi и Rr.перi определяются путем экстраполяции.

Ресурсы площади в целом определяются суммированием результатов, полученных по отдельным продуктивным пластам (горизонтам).
7.   Оценка прогнозных ресурсов

Как уже отмечалось, при проведении нефтегазогеологического районирования к важнейшим критериям относятся: геотектоническое строение территории, литолого-стратиграфическая характеристика разреза, гидрогеологические и геохимические условия оцениваемого региона.
Прогнозная геологическая и экономическая оценки ресурсов нефти, газа и конденсата проводятся с целью выработки реальных представлений о масштабах, структуре, качественных характеристиках и экономической значимости перспективной минерально-сырьевой базы нефтегазодобывающей промышленности.

Прогнозные характеристики региона должны отражать величину ресурсов  нефти и газа в недрах района, размеры предполагаемых залежей, глубину их залегания, дебитность скважин, основываться на использовании геолого-математических моделей поисково-разведочного процесса. 

Геолого-экономический прогноз ресурсов УВ любого нефтегазоносного района  –  многофакторное исследование, включающее три последовательно связанных между собой операции: а) качественную оценку с целью выявления и изучения пространственного изменения геологических факторов, благоприятных для генерации и аккумуляции углеводородов; б) количественную оценку, выражающую вероятностную величину ресурсов и их распределение по площади и разрезу осадочного чехла; в) экономическую оценку, определяющую эффективность освоения ресурсного потенциала недр. 


7.1. Основные принципы и методы  качественной и  количественной оценки прогноза нефтегазоносности
В процессе качественной оценки в результате всестороннего изучения и анализа фактических данных по геолого-геофизической, тектонической, геохимической и гидрогеологической характеристике территорий определяются основные черты и этапы их геотектонического развития. По этим данным выделяются выявленные и предполагаемые зоны нефтегазонакопления.

На следующем этапе качественной оценки изучается пространственное изменение каждого критерия нефтегазоносности путем составления соответствующих карт: структурных, литолого-фациальных, гидрогеологических, геохимических и др. Совмещением этих карт получают комплексную карту критериев нефтегазоносности, являющуюся основой для нефтегазогеологического районирования территорий, выделения оценочных объектов прогнозирования и зон, характеризующихся разной степенью перспективности.

В процессе дифференциации территорий выделяются зоны: 1) заведомо бесперспективные (объект прогнозирования в осадочных отложениях отсутствует), 2) бесперспективные (объект прогнозирования лишен коллекторов или покрышек либо находится в зоне гипергенеза или в других неблагоприятных условиях), 3) перспективные на нефть (нефтеносные), газ (газоносные) и одновременно на нефть и газ (нефтегазоносные). По каждому объекту прогнозирования составляется карта перспектив нефтегазоносности. Вместе с комплексной картой критериев и картами тектонического и нефтегазогеологического районирования она служит основой для количественной оценки прогнозных ресурсов.

В зависимости от степени  обоснованности в отношении нефтегазоносности и изученности объектов прогнозирования проводится дифференциация по категориям Д1 и Д2. Качественная оценка завершается выделением в пределах объекта прогнозирования оценочных участков, а в пределах хорошо изученной территории – эталонных участков.
Цель количественного прогноза нефтегазоносности  -  это определение общей величины, пространственного распределения ресурсов УВ, а также их внутренней структуры (фазовое и агрегатное состояния скоплений УВ, распределение месторождений по крупности и глубинам залегания, содержание попутных компонентов, геолого-промысловым характеристикам и т.д.).

Задача всех видов прогноза нефтегазоносности заключается в переносе

данных о нефтегазоносности, установленных на относительно хорошо изученных эталонных участках, на менее изученные (прогнозные, расчетные). 

При низкой изученности района в результате решения основной задачи прогноза оцениваются удельные на площадь или объем ресурсы всей суммы углеводородов. При возрастании степени изученности удельные ресурсы нефти и газа должны оцениваться раздельно уже при решении основной задачи.
Существуют два принципа решения задач количественного прогноза нефтегазоносности:

А. Прогноз на основе установления зависимостей между концентрацией ресурсов и геологическими, геофизическими и геохимическими параметрами.

Б. Прогноз на основе установления зависимостей между показателями динамики и характеристиками процесса освоения ресурсов.

Задачи типа «А» решаются с использованием принципа геологической аналогии, предусматривающего вычисление количественных мер сходства между эталонной выборкой и объектом расчета. По особенностям использования общей теоретической модели нефтегазонакопления способы решения задачи прогноза первого типа объединяются в метод сравнительных геологических аналогий (МГА), а также объемно-статистический, объемно-балансовый, объемно-генетический методы.

Метод сравнительных геологических аналогий подразделяется на две группы способов прогнозирования. Первая из них  -  группа геологических способов. Они отличаются тем, что в них количественно анализируют ограниченное число (4 – 6) геолого-геофизических переменных. Особенности каждого отражены в их названиях: а) удельных плотностей запасов на единицу площади; б) удельных плотностей запасов на единицу объема. Общность геологических способов метода сравнительных аналогий состоит в применении единой меры сходства эталонного и расчетного участков  - так называемого коэффициента аналогии, который учитывает изменения наиболее существенных для каждого способа подсчетных параметров.

К группе геологических способов МГА с некоторой условностью можно отнести объемно-статистический и объемно-балансовый методы прогнозной оценки слабоизученных территорий. Принцип геологической аналогии реализуется в переносе объемной плотности ресурсов углеводородов на объем неметаморфизованного осадочного выполнения, установленной в изученном нефтегазоносном бассейне, который принимается за внешний эталон, на неизученную, но геологически сходную территорию. Как правило, эти методы используются на ранних стадиях геологического прогноза.

 Вторая группа реализации принципа МГА  -  способы многомерного математического моделирования. Они используют возможности математического аппарата и компъютерных технологий для обработки больших объемов геолого-геофизической информации и выведения зависимостей между концентрацией ресурсов и параметрами геологической среды.
Обособленное положение по отношению к методам геологической аналогии занимает объемно-генетический метод (ОГМ), заключающийся в оценке общего объема УВ, эмигрировавших из нефтегазоматеринских толщ -  источника генерации, и потерь УВ в процессе их миграции и аккумуляции. Метод использует балансовую модель нефтегазонакопления. 
Задачи прогноза типа «Б» решаются историко-статистическим методом, который основан на принципах ретроспективного анализа и экстраполяции показателей динамики освоения природных ресурсов УВ. Этот метод дает интегральные оценки ресурсов крупных хорошо изученных объектов. Используются парные зависимости вида: "запасы-время", "добыча-время", "прирост запасов – объем бурения", "добыча-запасы" и т.д. Эти зависимости аппроксимируются линейными или нелинейными моделями. Соответственно различаются линейные и нелинейные способы историко-статистического прогнозирования. В обоих случаях эталонами служат установленные к моменту прогноза ряды динамики показателей освоения ресурсов.
На основании вышеизложенного при выборе способа и параметров прогнозирования рекомендуется соблюдать следующие основные принципы: 1) использование максимального объема имеющейся информации, 2) соответствие набора моделей и методов этапу изучения, на котором находится исследуемый регион, 3) доказательство действенности модели, 4) оптимизация модели по числу и характеру включаемых параметров, 5) вероятностное представление результатов прогноза.

7.2. Принципы выделения и требования к эталонным и

расчетным участкам
Принцип сравнительной геологической аналогии является главенствующим в оценке ресурсов углеводородов неисследованных территорий. Суть этой универсальной методологии заключается в двух операциях: а) выделении хорошо изученного нефтегазоносного объекта, принимаемого за эталон, б) перенос установленной плотности ресурсов УВ с эталона на прогнозируемый (расчетный) участок на основании разработанной процедуры и с учетом необходимых поправок (коэффициентов) на меру геологического сходства (аналогии) эталонного и прогнозируемого участков.
Эталонный участок (ЭУ) – объект в геологическом пространстве, выделяемый в объеме нефтегазоносных пород и содержащий (или не содержащий) залежи углеводородов. Необходимым условием выделения эталонного объекта является относительно хорошая его изученность, в первую очередь бурением и, следовательно, наличие комплекса информативных картируемых геолого-геофизических и геохимических характеристик объекта [6,17].
Граница эталонного участка проводится между месторождениями или посередине между структурой и месторождением таким образом, чтобы в эталон вошли только изученные территории (месторождения, пустые площади и структуры), а со стороны менее изученных территорий – на среднем расстоянии от месторождений и структур, включенных в эталон. Поэтому площадь эталона существенно зависит от расстояния между объектами, а значит и от изученности территории геофизическими методами.
Эталонные участки должны быть замкнуты в структурном и миграционном отношении и находиться в пределах зон с различной плотностью доказанных запасов, а также в пределах разбуренных участков с нулевой плотностью. В эталонные участки не следует включать залежи с крупными и уникальными запасами, открытия которых на оценочных объектах не ожидается.
Эталонные объекты в разрезе должны выделяться для каждого объекта оценки прогнозных ресурсов. К таковым относятся нефтегазоносные комплексы и крупные резервуары. Границы эталонных участков для разных комплексов могут совпадать или не совпадать в плане.
Изученность эталонного участка должна обеспечивать возможность надежного определения плотности запасов на эталоне, для определения которых используются: накопленная добыча (суммарных УВ, нефти, жидких УВ, газа и т.д. – в зависимости от того, что оценивается), текущие запасы категорий А, В, С1 и С2 месторождений. В ряде случаев необходимо оценить возможные результаты доразведки и открытия новых залежей, то есть добавить ресурсы категории С3 и перспективных структур с учетом их подтверждаемости и достоверности. Величина добавленных (по сравнению с балансом) на эталоне ресурсов не должна превышать 30 % всех запасов эталона.
Расчетный (подсчетный) участок (РУ)  -  элементарный объект оценки неразведанных ресурсов, выделяемый в плане территории в соответствии с масштабностью (уровнем) прогноза. 

Расчетный участок, как и эталонный, может занимать различное геоструктурное положение (располагаться на вершине свода, на склоне и т.д.), по-разному располагаться относительно непроницаемых барьеров. Положение подсчетного участка предопределяет и характер перераспределения углеводородов.  Число типов подсчетных участков определяется исходя из требований практики, полноты использованных моделей, охарактеризованности различных условий эталонами. 
7.3. Геологические способы метода сравнительных

геологических аналогий
Сущность методологии заключается в определении на эталоне средней удельной плотности ресурсов углеводородов, приходящейся на: а) единицу площади, б) единицу объема с последующим ее переносом на подсчетные участки с помощью коэффициента геологической аналогии. Последняя определяется частными коэффициентами аналогии, которые выбираются, исходя из особенностей геологического строения региона и набора информативных параметров в соответствии с принципами, изложенными в предыдущем разделе. Коэффициенты аналогии в общем виде должны иметь значения в пределах 0,5 ( Кан ( 2.

Способ оценки ресурсов по удельной плотности

на  единицу площади

Специфика способа определяется его названием. Расчетные формулы имеют вид:

qэ = Qэ / Sэ ;                                                                                          (26)

Qр = qэ  Sр kан                                                                                                                                         (27)
где:  Qэ , Qp  - ресурсы эталонного и расчетного участков; qэ  -  плотность ресурсов на единицу площади пород эталонного участка; Sэ , Sр  - площади пород эталонного и расчетного участков; kан  -  сводный коэффициент аналогии.

При отсутствии открытых месторождений на расчетных участках следует использовать предполагаемое отношение площади залежей к площади всех структур с учетом принятого коэффициента успешности или коэффициента заполнения ловушек по площади, равного частному от деления суммы площадей залежей на сумму площадей всех ловушек на участке.

При оценке приуроченных к разломам зон, характеризующихся распространением пластовых залежей, главным образом, тектонически экранированного типа, не всегда удается надежно определить ширину, а, следовательно, и площадь примыкающих к разлому перспективных расчетных участков. По результатам поисково-разведочных работ в различных районах страны, ширина залежей этого типа, как правило, колеблется в небольших пределах. Поэтому ее условно можно принять одинаковой на эталонном и расчетном участках.
Способ оценки ресурсов по удельной плотности

на единицу объема

Способ применяется в условиях средней изученности расчетных участков, при которой известны общие объемы осадочного выполнения и различных его составляющих, а также объективные геолого-геофизические параметры, необходимые для подсчета сводных коэффициентов аналогии.

Оцениваемые этим способом нефтегазоносные комплексы должны характеризоваться в области прогноза относительно однородным строением и почти повсеместным распространением. Расчеты производятся по формулам:

qэ = Qэ / Vэ ;                                                                                          (28)

Qp  = qэ Vp  kан                                                                                          (29)
где:  Qэ ,  Qp  - ресурсы эталонного и расчетного участков; qэ – плотность ресурсов на единицу объема пород эталонного участка;  Vэ , Vр  - объемы пород эталонного и расчетного участков; kан – сводный коэффициент аналогии.

В относительно хорошо изученных глубоким бурением районах, где на эталонных и прогнозируемых участках исследованы параметры коллекторских толщ, может быть использован способ расчета по удельным плотностям запасов, приходящимся на единицу объема пород-коллекторов. Однако, во многих случаях сохраняется опасность принципиальной ошибки. Если, например, от крыльев к сводам локальных структур мощности коллекторских толщ уменьшаются, а доля скважин, пробуренных на сводах структур расчетного участка, значительно больше, чем на эталоне, то средняя мощность пород-коллекторов на расчетном участке будет занижена. В этом случае рекомендуется предварительно разделить все скважины расчетного участка на однородные в структурном отношении группы (“сводовые”, “крыльевые”, “межструктурные” и т.п.) и умножать средневзвешенную мощность каждой группы на ту часть площади, которую она характеризует. Основные закономерности изменения средневзвешенных мощностей групп определяются по наиболее хорошо изученным эталонам. Коэффициент аналогии будет учитывать изменения средней взвешенной мощности коллекторов, их пористости и других параметров.
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