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ОБЩИЕ ПОЛОЖЕНИЯ

Нефтегазопромысловая геология занимается изучением геологического строения залежей нефти и газа, свойств нефтегазоносных пластов, насыщающих их жидкостей и газов для проектирования рациональных систем разработки залежей углеводородов с конечной целью обеспечения максимального отбора нефти и газа из недр земли.

Нефтегазопромысловая геология, образно говоря, - это геология добычи нефти и газа, геологическое обоснование рациональной разработки залежей углеводородов и контроля за ней.

Нефтегазопромысловая геология родилась и развивалась в ходе развития нефтегазодобывающей промышленности. Когда требовался глубокий анализ строения залежей, характера продуктивных пластов, свойств нефти и газа в пластовых условиях и на поверхности, изменения литолого-фациального состава пород коллекторов, она выделилась в самостоятельную науку.

После открытия месторождения нефти и газа и подсчета извлекаемых запасов, на первый план выступают вопросы выбора рациональной системы разработки, метода добычи, регулирования отбора нефти и газа. Эти вопросы являются объектами изучения нефтегазопромысловой геологии.

В ходе разработки залежей нефти доля трудноизвлекаемых запасов увеличивается. С целью увеличения добычи нефти применяются современные методы воздействия на пласт. В настоящее время в общей добыче газа возросла роль газоконденсатных залежей. Все это требует от промысловго геолога самого детального изучения строения залежей нефти, газа, газоконденсата для научно обоснованного выбора методов разработки залежей и контроля за ней.

Практические задачи нефтегазопромысловой геологии связаны с решением вопросов изучения и обобщения геолого-геофизических материалов о строении залежей нефти и газа, оценкой запасов углеводородов, повышением коэффициента нефтеотдачи пластов.

Нефтегазопромысловая геология тесно связана с геологическими дисциплинами: с геологией нефти и газа, гидрогеологией, геотектоникой, петрографией, гидромеханикой, пользуется их данными. В тоже время она ставит перед ними новые задачи, способствуя тем самым их развитию.  

Глава написана по материалам известной книги «Нефтегазопромысловая геология и подсчет запасов нефти и газа» М.А. Жданова (изд. «Недра»; 1981г.), и имеет цель ознакомить студентов-заочников нефтетехнологического факультета Самарского государственного технического университета с необходимым минимумом знаний по геологическому обоснованию рациональной разработки залежей нефти и газа.

4.1. Геологические исследования при бурении

скважин на нефть и газ
Нефть и газ находятся в пластах преимущественно осадочных пород, на различных глубинах от поверхности земли. Основным источником информации о свойствах пород глубоких земных недр являются результаты исследований при бурении скважин. Эта информация позволяет объективно судить об условиях залегания пород, о свойствах насыщающих их нефти и газа, о литологическом составе пород, стратиграфическом возрасте и др. Чтобы получить максимально полную информацию о вскрытом скважиной разрезе, необходимо постоянное и тщательное наблюдение за бурением скважины со стороны геологической службы предприятия. Перед началом бурения скважины составляется геолого-технический наряд, который является основным документом для бурового персонала, которым он руководствуется при бурении. Геолого-технический наряд состоит из геологической и технической частей. В геологической части наряда приводятся проектный литолого-стратиграфический разрез скважины, ожидаемые глубины стратиграфических горизонтов, категории крепости пород, глубины отбора керна, прогнозные глубины залегания перспективных в нефтегазоносном отношении пластов-коллекторов, проектный комплекс промыслово-геофизических исследований, конструкция скважины, интервалы и соответствующие типы ожидаемых осложнений при бурении (обвалы стенок скважины, поглощение промывочной жидкости и др.).

В технической части геолого-технического наряда указываются тип и размер долот, режим бурения, качество бурового раствора и др.

Геолог постоянно следит за проходкой скважины, отмечая фактические результаты бурения и сравнивая их с проектными данными.

Достоверную информацию о характере пройденных скважиной пород и последовательности их залегания можно получить при сплошном отборе образцов пород по всему вскрытому разрезу. Однако сплошной отбор образцов пород экономически нецелесообразен и применяется лишь в исключительных случаях, при  бурении опорных скважин или скважин специального назначения. Отбор образцов пород в скважинах проводится колонковыми долотами, которые разбуривают забой по кольцу, оставляя неразрушенным внутренний целик породы (керн). Перед началом отбора керна из определенного интервала, предусмотренного геолого-техническим нарядом, производят контрольный промер бурового инструмента для точной привязки к глубине отбора.

Полученный керн следует очистить от глинистого раствора, уложить в специальные ящики, слева направо в строгой последовательности. Керн сопровождается этикеткой, в которой указываются название площади бурения, номер скважины, дату отбора керна, интервал проходки в метрах, выход керна в метрах и в процентах, номер образца, краткое описание литологии пород. Каждый ящик с керном маркируется. Образцы пород, которые отправляют в лабораторию для исследований содержания в них нефти и воды, парафинируют (завертывают в марлю и погружают несколько раз в расплавленный парафин, давая каждый раз затвердеть парафину, пропитавшему марлю). Запарафиненные образцы керна помещают в металлические банки с плотно закрывающими крышками. В лаборатории определяют пористость, проницаемость, водонасыщенность и нефтенасыщенность образца. Существующие конструкции долот не обеспечивают 100%-ного выхода керна. В зависимости от литологии пород и технологии бурения, фактический выход керна составляет 30-40% от проходки. В рыхлых терригенных породах (песчаники) вынос керна иногда составляет 5-10%, в плотных карбонатных породах (известняки) – 60% и более.

В тех случаях, когда вынос керна незначительный, для получения образцов пород применяют боковые грунтоносы, которые позволяют отбирать образцы пород из стенки скважины в любом интервале разреза. При таком отборе получают небольшие  образцы (длина не превышает 7 см, а диаметр – 3 см), поэтому данные, полученные таким методом, менее надежны. Но отбор образцов боковым грунтоносом занимает меньше времени и требует меньших затрат. Вынос керна при применении стреляющих боковых грунтоносов в среднем составляет 50% от проходки. В мягких породах он может достигать 100% (песчаники, глины), а в твердых – (плотный известняк, ангидрит), может быть равным нулю. Выбор интервалов для отбора керна зависит от поставленных геологических задач, от категории скважин. Как известно, по назначению, скважины подразделяются на опорные, параметрические, поисковые, разведочные, оценочные и эксплуатационные. Опорные скважины в большинстве случаев бурятся в малоизученных, не исследованных бурением территориях с целью изучения крупных тектонических элементов, геологического разреза, слагающего осадочный чехол, оценки условий для нефтегазообразования и нефтегазонакопления, выбора перспективных направлений геолого-поисковых работ на углеводороды. В опорных скважинах производится равномерный отбор керна по всему разрезу, полный комплекс промыслово-геофизических исследований, а после бурения – опробование всех перспективных горизонтов. 

Параметрические скважины бурятся с целью изучения глубинного геологического строения, сравнительной оценки перспектив нефтегазоносности возможных продуктивных зон. Кроме того, важнейшей задачей параметрических скважин является изучение геофизических параметров разреза для проведения промыслово-геофизических исследований, качественной и количественной интерпретации их результатов. Параметрические скважины закладываются в последнее время в пределах локальных структур, или профилями для регионального изучения тектонических зон. В этих скважинах для изучения стратиграфии разреза и ее геофизической характеристики в значительных объемах производится отбор керна, шлама, образцов пород боковыми грунтоносами.

К поисковым относятся все скважины, заложенные на новой площади до получения первого промышленного притока нефти и газа. В первой поисковой скважине керн отбирается по всему разрезу, в последующих поисковых и разведочных скважинах – лишь в пределах нефтегазоносных горизонтов.

На вновь вводимых в разработку залежах и на длительно разрабатываемых месторождениях нефти с целью определения величины нефтенасыщения и оценки остаточных запасов, бурятся оценочные скважины. В них производится сплошной отбор керна по всей мощности нефтегазоносного пласта. В эксплутационных скважинах, как правило, керн не отбирается. Лишь примерно в 10% скважин, от общего фонда скважин этой категории, проходку интервалов залегания нефтегазоносных пластов производят колонковыми долотами с целью получения дополнительных данных о коллекторских свойствах продуктивных пластов.

Отобранный керн детально и послойно изучают с целью выяснения литологии, стратиграфической принадлежности отложений, коллекторских свойств, наличия признаков нефти и газа.

Литологический состав пород определяют внешним осмотром, отмечая следующие данные: для глин – цвет, слоистость, песчанистость,  плотность, вязкость, жирность, карбонатность и др., для песков и песчаников – однородность, зернистость, окатанность, состав зерен, отсутствие или наличие цемента и его характеристику, примесь зерен других пород, глинистость, карбонатность и др., для карбонатных пород – состав, содержание известняков, доломитов, мергелей определяют на глаз и по реакции с разбавленной соляной кислотой, от воздействия которой порода «шипит» вследствие выделения углекислого газа. Известняк при этой реакции обычно бурно «вскипает», а доломит лишь слабо «кипит» в порошке. При переслаивании пород указывают характер прослоев, их мощность, особенно мощность песчаных прослоев при изучении нефтегазоносных горизонтов.

Пористость и проницаемость определяют в лабораторных условиях. При описании условий залегания пород обращают внимание на присутствие «зеркал» скольжения, брекчиевидное строение, свидетельствующие о нарушении нормального залегания отложений, о наличии разрывных нарушений.

При изучении признаков нефти и газа обычно применяют бензиновую вытяжку. Для этого образец размельчают и помещают в пробирку, в которую затем наливают чистый бензин, на 1-2 см выше образца. После этого содержимое в пробирке взбалтывают и оставляют на несколько минут в покое. Если бензин окрашивается в желтый цвет в той или иной интенсивности, это указывает на наличие нефти в образце. Керн из нефтяного или газового пласта обычно не смачивается при нанесении на его поверхности капли разбавленной соляной кислоты. Для выявления признаков нефти применяют также более тонкие и сильные растворители, например,хлороформ. После обработки этими растворителями образца породы и фильтрования, на фильтре остается коричневая полоса. В лабораториях применяют люминесцентный анализ, позволяющий обнаружить в керне даже ничтожные доли битума.

Описание керна должно быть полным, чтобы в дальнейшем его использовать для составления литологической колонки, т.е. разреза скважины.

Имеются дополнительные методы изучения вскрытого разреза скважины: изучение маркирующих пластов, шлама, гранулометрический и минералогический анализы пород, изучение микрофауны, споро-пыльцевой анализ, люминесцентно-битуминологический анализ и т.д. Все это делается для установления в разрезе скважины нефтегазосодержащих пластов, определения их мощности, глубины залегания, других параметров, оценки нефтегазоносности.

4.1.2. Геологическая интерпретация материалов

геофизических исследований скважин

В скважинах выполняется комплекс промыслово-геофизических исследований с целью изучения разреза, выделения перспективных нефтегазоносных пластов, определения диаметра скважины, ее технического состояния и т.д. Эти исследования получили название каротажа скважин. Эффективность промыслово-геофизических исследований скважин заключается в том, что с помощью геофизических методов можно изучить не только нефтегазоносную часть разреза скважины, но и весь разрез. Геофизические методы позволяют определять характер строения продуктивных горизонтов, что очень важно при выборе системы разработки месторождения, в частности режима закачки в пласт воды для поддержания пластового давления. Результатом геофизических исследований скважины являются диаграммы, по одной из осей которых в определенном масштабе отмечают глубины скважины, а по другой, также в масштабе, значения геофизических параметров на данной глубине.

Геологическая интерпретация результатов промыслово-геофизических исследований – весьма важная работа для промыслового геолога. В настоящее время применяют очень широкий комплекс методов геофизических исследований скважин, наиболее важные из них следующие:

1.Стандартный электрический каротаж, заключающийся в измерении кажущихся удельных сопротивлений пород вдоль ствола скважины при помощи стандартного трехэлектродного каротажного зонда (метод КС) и естественных потенциалов, самопроизвольно возникающих в скважине (ПС).

2. Боковое каротажное зондирование (БКЗ), при котором измеряют кажущееся сопротивления пород вдоль ствола скважины при помощи каротажных зондов различной длины, чем обеспечивается различная глубина исследования в направлении, перпендикулярном к оси скважины. По данным БКЗ разделяют пласты  на проницаемые, в которых имеет место проникновение фильтрата раствора в пласт, и непроницаемые; определяют истинное удельное сопротивление неизмененной части пласта и зоны проникновения; уточняют границы пластов.

3. Каротаж с микрозондами, заключающийся в измерении кажущихся сопротивлений части пласта, прилегающей к стенке скважины.

4. Гамма-каротаж (ГК): измеряют естественное гамма-излучение пород, обусловленное содержащимися в них радиоактивными минералами.

5. Нейтронный гамма-каротаж (НГК): измеряют интенсивность гамма-излучения, возникающего в породах при облучении их потоком быстрых нейтронов.

6. Для решения задач промысловой геологии, в том числе для изучения разрезов скважин, широко применяют радиоактивные изотопы.

7. Акустический каротаж (АК), включающий методы определения упругих свойств пород, пересеченных скважиной. Различают акустический каротаж по скорости, служащий для определения скорости распределения упругих колебаний в породах, и акустический каротаж по затуханию, основанный на способности горных пород к поглощению проходящих через них упругих колебаний.

8. Кавернометрия, изучающая изменения диаметра скважины вдоль ее ствола.

9. Газовый каротаж, при котором определяют содержание горючих газов в глинистом растворе, циркулирующем по стволу скважины в процессе бурения, а также содержание различных компонентов углеводородных газов в исследуемых газовоздушных смесях.

Проведение геофизических исследований скважин (ГИС) регулируется «Правилами геофизических исследований и работ в нефтяных и газовых скважинах», утвержденными Министерством природных ресурсов Российской федерации (1999г).

Для геологической интерпретации электрокаротажных диаграмм необходимо знать физические основы методов каротажа, которые рассматриваются в курсе промысловой геофизики. Ниже рассматриваются основы геологической интерпретации данных каротажа, позволяющих определить литологический состав пород, вскрытых скважиной.

При определении литологического состава пород важное значение имеют условия проведения каротажных измерений. Так, если скважина заполнена соленым буровым раствором, это приводит к сильному сглаживанию кривых КС и ПС; в скважинах большого диаметра кривые НГК слабо дифференцированы, и по ним трудно выделить литологические разности пород. В большинстве случаев удается успешно определить литологию пород по диаграммам электрического каротажа: кривой КС, полученной при помощи стандартного для данного района зонда и кривой ПС. Затем используют кривые КС, полученные дополнительными зондами, боковые каротажные зондирования и микрозонды. После электрических методов идут различные методы радиоактивного каротажа, кавернограмма и т.д. Радиоактивный каротаж дает ценные сведения при расчленении карбонатного разреза.

Песчано-глинистые породы. При изучении песчано-глинистого разреза основное значение имеют диаграммы электрического каротажа. Глины, аргиллиты и глинистые сланцы характеризуются низким кажущимся удельным электрическим сопротивлением (КС), малыми значениями вызванной радиоактивности (НГК), а также высокими значениями естественной поляризации (ПС) и естественной радиоактивности (ГК). На диаграммах микрозондов глины характеризуются минимальными значениями кажущихся сопротивлений. Это связано с образованием каверн против глинистых пластов, вследствие их размыва. Поэтому глинистые пласты, как правило, хорошо выделяются на кавернограммах, по увеличению диаметра скважины.

Аргиллиты и глинистые сланцы характеризуются более высокими сопротивлениями, чем глины, так как они более уплотнены. Удельное сопротивление глин редко превышает 15 ом.м.

Обычно сопротивление песков и песчаников изменяется в больших пределах, что связано с изменением минерализации насыщающих их жидкостей, а также с изменением пористости, структуры порового пространства.

Песчаные пласты, расположенные вблизи дневной поверхности и насыщенные слабоминерализованными и пресными водами, имеют высокие удельные сопротивления, достигающие нескольких десятков и даже сотен ом-метров. Пласты песчаников, залегающие на большой глубине и, как правило, насыщенные высокоминерализованными водами, характеризуются сопротивлениями, в зависимости от величины пористости от десятков долей ом-метра до нескольких ом-метров. Малопористые, сцементированные песчаники характеризуются высокими сопротивлениями.

Сопротивление песчаных пород, насыщенных нефтью и газом, обычно во много раз больше сопротивления этих же пород, насыщенных пластовой водой, имеющей присущую данному горизонту минерализацию.

На диаграммах ПС пески и песчаники, чистые от примесей глин, когда минерализация пластовой воды превышает минерализацию бурового раствора, отмечаются отклонениями кривой ПС в сторону отрицательных значений – т.е. минимумами. В обратном случае, когда минерализация пластовой воды ниже минерализации раствора, пескам и песчаникам соответствуют положительные аномалии ПС. Нефтегазоносные песчаники, как правило, отмечаются на кривых ПС такими же показаниями, как водоносные.

Естественная радиоактивность песчаных пород меньше радиоактивности глинистых пород, поэтому на диаграммах гамма-каротажа пласты песков и песчаников отмечаются пониженными показаниями, по сравнению с вмещающими глинами. По данным НГК нефтеносные и водоносные пески, песчаники отмечаются пониженными показаниями. Высокие значения НГК соответствуют сухим, газоносным пластам песчаников.

На кавернограммах песчаные породы отмечаются уменьшением диаметра скважины. Исключение составляют пласты рыхлых песчаников и песков, против которых на кавернограммах диаметр скважины иногда увеличивается, против номинального.

Карбонатные породы. Расчленение карбонатного разреза с выделением известняков и доломитов по данным каротажа затруднительно. Геофизическая характеристика известняков и доломитов сходна. Сопротивление карбонатных пород значительно превосходит сопротивление терригенных отложений, в результате чего пласты карбонатов, залегающие среди терригенных пород, отмечаются высокими показаниями. Значительные примеси глин в плотных карбонатных породах снижают значения их удельного сопротивления. Сильно глинистые карбонаты отмечаются на кривой ПС, как и глины, положительной аномалией.

Кривая ПС в целом для карбонатных пород малохарактерна.

На диаграммах микрозондов известняки и доломиты в песчано-глинистых породах, отмечаются высокими значениями кажущихся сопротивлений. Пористые, проницаемые разности карбонатов на диаграммах микрозондов выделяются по более низким кажущимся сопротивлениям, чем плотные, непроницаемые.

На диаграммах ГК низкие значения соответствуют чистым от примесей глин известнякам и доломитам. На диаграммах НГК пласты известняков и доломитов выделяются по высоким показаниям. Исключение составляют кавернозные, высокопористые нефтеносные и водоносные пласты, отмечаемые более низкими показаниями вызванного гамма-излучения, чем плотные, слабопроницаемые карбонатные породы. На этом различии основан метод выделения коллекторов в разрезах скважин, представленных карбонатными породами. Обычно показания НГК против карбонатов более высокое, чем против терригенных пород, поэтому пласты известняков и доломитов, залегающие среди песчано-глинистых пород, выделяются по пикам на диаграммах НГК.

На кавернограммах известняки и доломиты, как правило, характеризуются номинальными значениями диаметра. Отмечены случаи незначительного увеличения диаметра против трещиновато-кавернозных известняков. Сужение диаметра имеет место вследствие образования глинистой корки против проницаемых карбонатных пород, что служит дополнительным признаком для выделения в разрезах карбонатных пород проницаемых пластов.

Гидрохимические породы. К гидрохимическим породам относятся ангидрит, гипс, каменная соль, калийные соли. Они характеризуются наиболее высоким и притом одинаковым удельным электрическим сопротивлением. В пластах каменных и калийных солей, против которых вследствие растворения соли в воде диаметр скважины увеличен, кажущиеся сопротивления (КС) сильно занижены.

Значения ПС против гидрохимических пород непостоянны и не отражают литологический состав.

Гипсы, ангидриты и каменная соль обладают наиболее низкой естественной радиоактивностью среди других осадочных пород. Высокими показаниями на кривых ГК, превосходящими в ряде случаев показания против глинистых пород, характеризуются калийные соли, что связано с присутствием в их составе радиоактивного изотопа калия. 

На диаграммах НГК аномально высокими показаниями отмечаются пласты каменной соли, если диаметр скважины против них сохраняется равным номинальному. Пласты ангидрита характеризуются также высокими показаниями НГК. Гипсы, вследствие влияния содержащейся в их составе кристаллизационной воды, характеризуются на диаграммах НГК минимальными значениями.

Хемогенные породы, за исключением каменной соли и калийных солей, растворяющихся в воде, отмечаются на кавернограммах значениями диаметра скважины, совпадающими с величиной диаметра долота, которым они бурились. Каменная и калийная соли выделяются на кавернограммах четко выраженным повышенным значением диаметра скважины.

Изверженные и метаморфичиские породы. Кажущиеся сопротивления этих пород достигают нескольких сот ом – метров. Но разрушенные разности, залегающие в кровле кристаллического фундамента (кора выветривания) имеют низкие КС, близкие к сопротивлениям рыхлых песчаных пород.

На диаграммах ПС изверженные и метаморфические породы выделяются характерными аномалиями, высокими значениями. Иногда значения ПС понижаются, что, может быть, связано с наличием зон трещиноватости.

На кривых радиоактивного каротажа изверженным породам отвечают пониженные, по сравнению с глинами, показания ГК и весьма высокие НГК.

Кора выветривания кристаллического фундамента характеризуется пониженными значениями НГК.

4.1.3.  Геологический контроль за проводкой скважин

В процессе бурения скважины геологическая служба организует тщательный контроль за ее проводкой для получения геологической информации. Проводится контроль за проведением предусмотренных промыслово-геофизических исследований, замером кривизны ствола скважины, отбором керна в заданных интервалах, промывкой скважины, качеством глинистого раствора, конструкцией и испытанием герметичности колонн, вскрытием пластов, перфорацией и освоением скважины, изучением нефтегазоносных горизонтов.

Качество глинистого раствора. Применяемый глинистый раствор должен хорошо глинизировать стенки скважины, плотно закупорить поры и трещины в породах, не отфильтровывать в пласт значительного количества воды, что очень важно при вскрытии нефтегазоносного пласта, образовывать на стенках скважины тонкую, почти непроницаемую корку, хорошо выносить с забоя частицы разбуренной породы.

В процессе бурения осуществляется круглосуточный контроль за изменением параметров промывочной жидкости (за плотностью, водоотдачей, содержанием песка и др.), поэтому на буровой должна быть переносная лаборатория для отбора проб глинистого раствора и его изучения. Все результаты изучения заносятся в специальный журнал. В процессе бурения происходят осложнения, связанные с поглощениями глинистого раствора, обвалами стенок скважины, нефтегазопроявлениями.

Поглощения промывочной жидкости происходят в трещиноватых, кавернозных породах, когда пластовое давление оказывается меньше давления столба глинистого раствора. В геолого-техническом наряде указываются возможные интервалы, где ожидается частичное или полное поглощение промывочного раствора. В случае катастрофического поглощения глинистого раствора в скважину закачивают цементно-глинистый или силикатно-глинистый раствор или приступают к цементированию забоя скважины. Если принятые меры не дают эффекта прибегают к спуску промежуточной обсадной колонны для перекрытия зоны катастрофического поглощения.

Контроль за буровым раствором позволяет своевременно обнаружить проявления нефти или газа. Поступление в буровой раствор значительного количества нефти и газа приводит к уменьшению ее плотности, к снижению давления раствора на забой, в результате чего могут произойти выброс и открытое фонтанирование скважины. Если обычным глинистым раствором, плотностью не более 1,3 г/см3, создать необходимое противодавление на забой скважины не удается, необходимо перейти на утяжеленные глинистые растворы. Для предупреждения обвалов стенок скважины в глинах применяют буровые растворы с минимальной водоотдачей и несколько повышенной плотностью.

Конструкция скважин. Геологические особенности разреза и строения данного участка определяют конструкцию скважины, которая обеспечивает прочность крепления стенок скважины, успешное бурение до проектной глубины, возможность осуществления предусмотренного проектом способа и режима эксплуатации месторождения.

Внутренний диаметр эксплутационной колонны в нефтяных скважинах не должен быть меньше 100мм. Допускается бурение скважины малого диаметра для эксплуатации газовых залежей в случае небольшой глубины залегания газоносных пластов. Для создания наиболее благоприятных условий притока нефти или газа из пласта в скважину очень большое значение имеет правильный выбор конструкции оборудования забоя скважины. Конструкция забоя скважины определяется геолого-физическими свойствами нефтегазоносного пласта и его положением относительно к границам залежи.

Наиболее распространен способ, когда всю скважину проходят долотом одного диаметра; затем до забоя опускается колонна обсадных труб, которая затем цементируется. Так достигается полное разобщение за колонной пройденных горизонтов. Связь скважины с пластом восстанавливается последующей перфорацией колонны. Этот метод применяется в разведочных скважинах, а в эксплутационных скважинах его применяют, когда нефтегазоносный пласт представлен устойчивыми породами. В рыхлых породах прострел отверстий в колонне способствует выносу песка, образованию пробок в скважине. Если продуктивный пласт представлен неустойчивыми породами, тогда предварительно цементируют обсадную колонну над эксплутационным объектом. Бурение скважины останавливают, когда между ее забоем и кровлей продуктивного пласта остается 1-3м, затем спускают и цементируют колонну обсадных труб. После этого производят вскрытие нефтегазоносного пласта долотом меньшего диаметра, чем долото, которым бурился весь ствол.

Если пласт сложен плотными породами, то ствол скважины не закрепляется: если же он сложен рыхлыми, неустойчивыми породами, то на забой скважины спускают специальный фильтр на хвостовике, верх которого входит внутрь колонны обсадных труб. Пространство между хвостовиком и колонной изолируют, чтобы песок не мог попасть в скважину.

Отверстия фильтров бывают различных форм и размеров. Их диаметр и ширину выбирают в зависимости от формы и размеров зерен песка, который может выноситься в скважину в процессе эксплуатации пласта.

Герметичность эксплутационной колонны. Перед спуском эксплутационной колонны, в скважине проводят весь предусмотренный проектом комплекс промыслово-геофизических исследований.

Перед спуском эксплутационной колонны проверяют точность установки центрирующих фонарей, препятствующих соприкосновению обсадных труб со стенками скважины в цементируемых с целью создания за колонной плотного цементного кольца интервалах. Участки ствола скважины, где по кавернограмме отмечаются сужения ствола, должны быть еще раз проработаны, интервалы залегания нефтегазоносных пластов подлежат также проработке новым долотом с небольшой скоростью. В процессе цементирования проводят наблюдения за скоростью; замеряется водоцементный фактор. По окончании цементирования геолог следит за временем выдержки ОЗЦ (ожидание затвердевания цемента) и присутствует при опрессовке колонны.

4.1.4.   Вскрытие нефтегазоносного пласта, перфорация и освоение скважины

Нефтегазоносные пласты разделяются на две группы: пласты, характеризующиеся высокими давлениями, высокой нефтегазонасыщенностью и фонтанированием при вскрытии и освоении, и пласты с низким пластовым давлением, в большинстве случаев значительно дренированные и истощенные эксплуатацией. Для пластов с высокими давлениями важное значение имеет надежное обустройство устья скважины и оборудование, обеспечивающее безаварийное ведение буровых работ и освоение скважины. Для пластов с низкими пластовыми давлениями важно создать наиболее благоприятные условия для притока нефти и газа из пластов в скважины.

В процессе бурения из применяемого глинистого раствора вода проникает в пласт, а на стенках скважины образуется глинистая корка. В коллекторе вода удерживается капиллярными силами и под воздействием значительных перепадов давления не полностью вытесняется из поровых каналов. Кроме того, при проникновении пресной технической воды в пласт, глинистые частицы пород разбухают, что ведет к ухудшению проницаемости пласта, а это создает трудности при освоении скважины. Для предотвращения проникновения в пласт пресной воды из бурового раствора, применяют раствор с низкой водоотдачей, с добавлением в него поверхностно-активных веществ (ПАВ), раствор на нефтяной основе, газообразных агентов и др. Глинистые растворы после обработки различными реагентами и вследствие добавок бентонитовых глин приобретают высокую коллоидность. При вскрытии пласта с высоким давлением, величина плотности промывочной жидкости подбирается такой, чтобы делать невозможными выбросы. Нефтегазоносные пласты при бурении вскрываются на всю мощность. Однако, если скважина бурится в водонефтяной зоне, чтобы избежать быстрого обводнения из-за наличия переходной зоны, целесообразно останавливать бурение скважины выше контакта нефть-вода. Если же бурится нагнетательная скважина, то в ней нефтегазоносный пласт следует вскрывать на всю мощность, включая и водонасыщенную часть пласта. Если залежь нефти содержит газовую шапку, то башмак колонны устанавливают ниже газонефтяного контакта, чтобы устранить возможный прорыв газа в скважину. В оценочных скважинах, бурящихся для установления достоверных параметров насыщения пласта флюидами, вскрытие пласта производится с применением бурового раствора, приготовленного на нефтяной (известково-битумной) основе.

Для получения притока нефти или газа из скважины необходимо после спуска обсадной колонны и ее цементирования восстановить связь между продуктивным пластом и стволом скважины. Затем, чтобы нефть (газ) начала поступать из пласта в скважину, необходимо снизить противодавление на пласт, оказываемое столбом жидкости, заполняющей скважину, до величины, ниже пластового давления.

Связь между нефтеносным пластом и скважиной после спуска колонны и цементирования, производится путем пробивки отверстий в колонне и цементном кольце. Эта операция – есть перфорация. Существует ряд методов перфорации. При пулевой перфорации прострел отверстий производится при помощи специальных аппаратов – перфораторов, имеющих пороховые заряды, снаряженные пулями. Торпедная перфорация – это разновидность пулевой: разница в том, что вместо пуль применяют специальные снаряды, которые пробив обсадную колонну, цементное кольцо и, углубившись в пласт, разрываются, образуя в породе дополнительные трещины, улучшающие условия притока нефти из пласта в скважину. При таких способах перфорации цементный камень сильно растрескивается; длина отдельных трещин достигает 1м. Эти трещины могут служить каналами проникновения воды в нефтеносный пласт. Поэтому, для предупреждения растрескивания цементного кольца перфорацию производят спустя 6-10 часов после цементирования, пока камень не приобрел высокую прочность и хрупкость, или применяют латексцемент.

Беспулевая перфорация производится либо кумулятивными снарядами, либо струей жидкости с песком ( гидропескоструйная перфорация ).

При кумулятивной перфорации стенки колонны и цемент пробиваются струей газов и расплавленного металла; струя обладает большой пробивной силой, обеспечивающей образование отверстий в обсадной колонне и цементном камне без значительного их повреждения. Кроме того, струя газов, проникая в пласт, создает значительной глубины каналы, улучшающие фильтрационные свойства призабойной зоны. В последнее время получил широкое применение гидропескоструйный способ перфорации. Он основан на использовании кинематической энергии и абразивности струй жидкости с песком, истекающей с большой скоростью из насадок перфоратора и направленного в стенку скважины. Эта струя за короткое время образует отверстие в обсадной колонне и канал в цементе и в породе. Число отверстий на 1м интервала перфорации пропорционально продуктивности скважин. При выборе плотности перфорации учитывается характер пород продуктивного пласта, коллекторские свойства. Против пластов, сложенных рыхлыми породами (песками) с хорошей проницаемостью, плотность перфорации бывает небольшой – 4-6 отверстий на 1м. Против плотных, неоднородных пород плотность перфорации увеличивается. Допустимая погрешность при определении интервала перфорации не должна превышать 1м при глубинах до 2000м и 1,5м при глубинах более 2000м. Современные методы позволяют при глубинах скважин более 3500м обеспечить попадание в пласт с точностью до 10-20см.

Чтобы вызвать приток флюида в скважину, необходимо провести мероприятия по снижению забойного давления и очистке ее забоя. Снижение забойного давления достигается уменьшением плотности жидкости в скважине и понижением ее уровня.

При освоении скважины с высоким пластовым давлением (фонтанные скважины) в нее спускают до фильтра насосно-компрессорные трубы (НКТ), а на устье устанавливают фонтанную арматуру. Затем закачивают воду в пространство между эксплутационной колонной и подъемными трубами. Глинистый раствор вытесняется водой и по подъемным трубам поступает на дневную поверхность. Если фонтанирование вызвать не удается, то воду заменяют нефтью. Если этим способом опять не удается вызвать фонтанирование, то в скважину нагнетают воздух или газ. Если результата нет, прибегают к снижению уровня жидкости при помощи компрессора.

При освоении газовых скважин перед возбуждением притока газа, с целью очистки забоя скважины, глинистый раствор заменяют водой. После этого в скважину спускают колонну фонтанных труб, по которым в дальнейшем происходит движение газа к устью скважины. Возбуждение скважины при отсутствии фонтанных труб производится путем снижения уровня заполняющей ее жидкости до отметки, при которой разность между пластовым и забойным давлениями будет достаточной для разрушения глинистой корки на стенках забоя и преодоления давления столба жидкости: при этих условиях начинается приток газа из пласта в скважину. Как только начинается приток газа, снижение уровня жидкости прекращают и скважину очищают от оставшейся жидкости путем продувки. При наличии колонны фонтанных труб лучший способ возбуждения газовой скважины заключается в продавливании сжатым воздухом или газом.

Процесс освоения нагнетательных скважин отличается от работ по возбуждению притока в нефтяных и газовых скважинах. Целью здесь является закачка в пласт запланированного объема воды. Освоить скважину под нагнетание не всегда удается даже после применения целого ряда мероприятий по очистке призабойной зоны от загрязнения и различного рода обработок ее, в том числе и соляной кислотой. Тогда для повышения приемистости скважины осуществляют гидроразрыв пласта.

Легче осваивать нагнетательные скважины, расположенные в зонах пониженного пластового давления. При освоении эксплуатационных скважин отбирают для лабораторных анализов пробы нефти, газа, а также воды в случае ее появления. 

Для анализа отбирают не менее 2-3 л нефти. Для полного анализа воды следует отобрать не менее 1 л. Для этого в процессе бурения применяют специальные пробоотборники (испытатель пластов).

Основными геологическими документами бурения являются буровой журнал, электрокаротажные диаграммы промыслово-геофизических исследований, описание керна, разрез скважины. В деле каждой скважины имеются акты о заложении скважины, о начале и окончании бурения, о спуске и цементировании колонн, об испытании колонн на герметичность, о результатах испытания пластов пластоиспытателем, о перфорации колонны, о результатах опробования скважины в колонне и др.

Результаты геологических наблюдений, промыслово- геофизических исследований, заключения по БКЗ, описание керна позволяют составить разрез скважины с указанием стратиграфии, литологии пород, пластов-коллекторов, характера нефтегазоносности и др.

4.2. Методы геологической обработки материалов бурения скважин
4.2.1. Составление типового разреза месторождения нефти (газа)

Основным геологическим документом при поисково-разведочных работах является геологический разрез с стратиграфической разбивкой вскрытых на данном месторождении нефти (газа) пород, с описанием литологического состава, с выделением нефтегазоносных пластов и их характеристикой.

Типовой разрез месторождения – это средний геологический разрез, на котором показаны продуктивные нефтегазоносные толщи и перекрывающие, подстилающие отложения. Если в пределах месторождения отмечаются фациальные изменения горизонтов, аномальные разрезы, то возможно составление нескольких типовых разрезов для различных участков. На типовом разрезе показывают диапазоны изменения мощностей литолого-стратиграфических толщ, стратиграфический возраст, глубина залегания. Это очень кропотливая работа. При составлении типового разреза месторождения учитывают данные всех пробуренных скважин, описание керна, промыслово-геофизические исследования (электро-радиоактивный каротаж и др.).
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Пример нормального (типового) разреза месторождения приводится ниже (рис.1)

Рис.1. Пример составления нормального разреза

Корреляция проведена по кровле характерного пласта I известняка. При сравнении разрезов шести скважин, можно видеть, что мощность пласта известняка увеличивается лишь в скв.3, а в остальных скважинах она одинаковая и равна 5м. Мощность этого пласта для подавляющего большинства скважин одинаковая и принята 5м в нормальном разрезе.

Мощности пластов II, III и IV в нормальном разрезе также приняты по их мощностям в большинстве скважин. Пласт V в скв.2 раздваивается, а в скв.6 мощность его несколько сокращена по сравнению с разрезами остальных скважин. В нормальном разрезе этот пласт показан монолитным, как в большинстве скважин, и его мощность принята равной 7,5м. Мощность пласта VI меняется от скважины к скважине и поэтому в нормальном разрезе показана его средняя мощность по данным всех скважин, также 7,5м.

При составлении типового разреза месторождения основным исходным материалом служат нормальные геологические разрезы скважин, где имеется литологическая колонка, на которой условными знаками показаны литологические разности отложений. Проводится тщательная корреляция разрезов, выделяются синхронные, маркирующие горизонты (реперы), которые имеют постоянный литологический состав и четко выражены на электрокаротажных кривых.

Типовой разрез месторождения характеризует основные черты геологического разреза и является эталоном для сравнения, сопоставления с ним разрезов новых пробуренных скважин. На рис.2 показан типовой разрез одной из разведочных площадей на территории Волго-Уральского нефтегазоносного бассейна.
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Рис.2. Пример нормального разреза

4.2.2. Составление геологического профиля по 

месторождению нефти (газа)

В общем плане, геологический профиль показывает строение верхней части земной коры в вертикальном сечении, в пределах доступности глубокого бурения. Геологический профиль по месторождению нефти или газа составляется по материалам пробуренных скважин. Он дает наглядное представление о строении залежей нефти, об изменчивости литологии пластов-коллекторов, их мощности, о соотношениях различных опорных горизонтов, что важно при изучении тектоники. В практике поисково-разведочных работ на нефть и газ геологические профили могут быть ориентированы в различных направлениях для изучения деталей строения различных участков месторождения нефти или газа (в поперечных, продольных направлениях относительно структуры, месторождения).

При составлении геологического профиля следует принять вертикальный и горизонтальный масштабы одинаковыми. Но в условиях пологих платформенных поднятий, чаще всего вертикальный масштаб увеличивают, с тем, чтобы более детально отображать строение залежей нефти или газа, другие элементы структуры. Укрупнение вертикального масштаба относительно горизонтального не должно превышать 10:1, чтобы избежать искажения форм залегания пластов. Геологический профиль составляют в определенной последовательности в отношении стран света. Сверху слева на профиле пишется З – (запад), справа – В – (восток), также слева-направо: юг-север, юго-запад-северо-восток, северо-запад-юго-восток.

Составление геологического профиля выполняется в следующем порядке:

1. Проводят линию уровня моря и вычерчивают графический вертикальный масштаб слева (можно и с двух сторон).

2. На линии уровня моря точками показывают положение скважин на профиле согласно выбранному масштабу.

3. Через указанные точки проводят вертикальные линии стволов скважин: соединение отметок альтитуд дает схематический рельеф поверхности земли в направлении геологического профиля (альтитуда – высота устья скважины от уровня моря).

4. При построении геологического профиля  подсчитывают абсолютные отметки глубин залегания пластов, стратиграфических горизонтов по всем скважинам, с каротажных диаграмм. По каротажной диаграмме определяется глубина кровли пласта, пусть 4200м. Отнимается альтитуда ротора стола буровой вышки, т.е. превышение устья скважины над уровнем моря, например, +202м. Затем отнимается поправка на кривизну скважины, которая, согласно инклинограмме, на глубине 4200м составляет,пусть, 4,8м. Абсолютная отметка равна 4200м – (202м + 4,8м) = -3993,2м. Так и пишется, читается: “кровля пласта вскрыта на абсолютной отметке минус 3993,2м.”

5. Абсолютные отметки пластов, горизонтов показывают на профиле, затем проводится корреляция разрезов скважин, плавными линиями соединяются одноименные поверхности пластов, горизонтов.

На рис.3 показан геологический профиль, построенный по данным бурения скважин.

При корреляции разрезов скважин и анализе последовательности залегания в них пластов, как видно из рисунка, в скважинах 2 и 3 нормальное залегание пород нарушено. В скважине 2 из разреза выпадают пласты водоносного песка, доломита и глины. Непосредственно под известняком в разрезе только этой скважины встречен пласт битуминозного сланца. Таким образом, аномальная точка в скв.2 располагается на контакте между известняком и битуминозным сланцем на глубине – 50м.

В скважине 3 аномальным является налегание пласта битуминозного сланца, имеющего в данном разрезе сокращенную мощность, непосредственно на пласт мергеля. Из разреза данной скважины выпадают пласты глинистого сланца и нефтеносного песка. Таким образом, аномальная точка в разрезе скв.3 располагается на контакте между пластами битуминозного сланца и мергеля на абсолютной глубине – 600м. Линия, соединяющая найденные аномальные точки является следом пересечения поверхности разрывного нарушения, в данном случае сброса, плоскостью профиля.
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Рис.3. Геологический профиль по скважинам

1- песок; 2- доломит; 3- глина; 4- мергель; 5- нефтеносный песок; 6- гипс; 4- битуминозный сланец; 8- известняк; 9- глинистый песок; 10- водоносный песок; 11- песчаник глинистый плотный; 12- глинистый сланец; 13- устье скважины; 14- след пересечения поверхности нарушения плоскостью профиля.

На геологическом профиле показывают детальный разрез литологии пластов-коллекторов, фациальные изменения от скважины к скважине, наличие глинистых прослоев среди песчаников и др. Если же геологический профиль составлен для изучения тектоники месторождения, структуры, то литологию показывают схематично, но большое внимание уделяют характеру взаимоотношений опорных горизонтов разреза, с большой точностью показывают их положение, абсолютные отметки и т.д. При послойной корреляции разрезов скважин с помощью электрокаротажных диаграмм, радиоактивного каротажа, можно установить выпадение отдельных слоев или, наоборот, их повторение, что связано, в первом случае со сбросом, во втором случае – со взбросом. Геологические профили используются также при составлении структурных карт по кровле продуктивного нефтегазоносного горизонта или любого другого подземного горизонта.

4.2.3.  Составление структурных карт

Одним из самых распространенных методов изучения месторождений нефти или газа является метод построения структурных карт по кровле (или иногда по подошве) нефтегазоносного пласта – коллектора. Этот метод вошел в геологическую практику именно при поисках и разведке нефтяных и газовых месторождений.

Структурная карта – это графическое изображение на горизонтальной плоскости какой-либо подземной стратиграфической поверхности, с помощью стратоизогипс или просто изогипс. Изогипсы – это линии равных абсолютных глубин картируемого горизонта. Отметки изогипс ниже уровня моря имеют знак минус. Абсолютные отметки глубин залегания кровли пласта подсчитываются по данным пробуренных скважин, с каротажных диаграмм. Структурные карты строят самых разных масштабов: от крупномасштабных, детальных для месторождения нефти, в масштабе 1:5000, 1:10000, 1:25000, до мелкомасштабных для крупных территорий, в масштабах 1:200000, 1:500000 и т.д. Масштаб карты выбирается в зависимости от поставленной цели исследований. Структурная карта отображает геологическое строение, морфологию, размеры, глубину залегания картируемого горизонта. Кроме масштаба выбирают еще сечение изогипс – равные по высоте промежутки между изогипсами. Сечение изогипс должно быть меньше, чем элемент структуры, месторождения, который мы хотели бы отображать на структурной карте. Если, например, амплитуда мелких куполов равна 15м, то сечение изогипс должно быть 10м, чтобы не «пропустить» их при картировании. Изогипсы показывают простирание пласта. На криволинейных участках изгиба изогипс простирание в любой точке направлено по касательной к данной точке, а падение – перпендикулярно к ней (от более мелких значений абсолютных отметок к более крупным). При уменьшении углов падения пластов изогипсы будут расходиться и, наоборот, при увеличении углов падения они будут сближаться.

В нефтепромысловой практике применяют два способа построения структурных карт: 1) способ треугольников, в случаях малонарушенных пологих структур и 2) способ профилей, который применяют в случае сильнонарушенных структур. Для построения структурной карты по кровле нефтеносного пласта подсчитывают абсолютные отметки кровли пласта во всех скважинах. На топографическую основу по координатам наносят местоположения скважин. Судя по рис.4 количество скважин составляет 15. Рядом со скважиной показывают: в числителе – номер скважины, в знаменателе – абсолютную отметку кровли пласта. Способ треугольников для составления структурных карт состоит в том, что скважины соединяют линиями так, чтобы образовалась система треугольников.
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Рис.4. Построение структурной карты по способу треугольников

В числителе дроби – номер скважины, в знаменателе – абсолютная отметка кровли (подошвы) пласта.

Затем проводят интерполяцию между скважинами, учитывая, что сечение изогипс составляет 10м. Если абсолютная отметка кровли нефтеносного пласта составляет – 593м в скважине 1 и – 625м в скважине 15, то интерполяция глубин между этими скважинами проводится таким образом, чтобы найти точки с отметками изогипс, кратными выбранному сечению: - 600м – 610м – 620м. Затем одноименные отметки соединяют плавными линиями и в конечном итоге получают структурную карту, представленную на рис. 4.

При проведении интерполяции значений абсолютных отметок между двумя соседними скважинами предполагается, что их изменение происходит по линейному закону. Например, между скважинами 15 и 1 разница абсолютных отметок кровли пласта равна 625 – 593 = 32м. Расстояние между этими скважинами на карте составляет 32мм. Разделяем эти 32мм на 32 равные части, каждая из которых соответствует 1м глубины залегания кровли пласта и получаем 1мм. От скважины 1 с абсолютной отметкой – 593м в направлении к скв. 15 всего не хватает 7мм до изогипсы с отметкой – 600м. Далее в направлении скважины 15 через 10мм будет изогипса – 610, еще через 10мм – изогипса – 620 и др.

Построение структурной карты – творческая работа. Необходимо знать тектонику района, простирание структур. Все это помогает геологу в надежности и правильности составленной структурной карты.

На структурных картах локальные антиклинальные поднятия имеют вид холмов, а цепочка поднятий – валы – вид горных цепей.

Синклинальные структуры имеют вид долин, впадин. На замкнутых изогипсами структурах ставят бергштрихи, если снаружи – значит это поднятие, если бергштрих внутри – значит это прогиб, мульда и т.д.

На рис. 5 показаны простейшие структуры и их вертикальные профили. Антиклиналь и синклиналь характеризуются замыканием изогипс, у остальных структурных элементов, проявляющихся на фоне моноклинального залегания пород, изогипсы не замыкаются. При наличии структурного носа глубокие по отметкам изогипсы как бы оттесняются более мелкими, а при наличии структурной впадины (мульда), наоборот, мелкие изогипсы оттесняются более глубокими.
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Рис. 5. Изображение простейших (элементарных)  структур 

с помощью структурной карты.

а – антиклиналь; б- синклиналь; в- моноклиналь; е- структурный нос (выступ); д- структурная впадина (мульда); е- структурная терраса; ж- флексурный изгиб. Стрелками показано простирание и падение пластов.

В случае структурной террасы изогипсы расходятся, а за ее пределами как вверх по восстанию, так и вниз по падению пород, наблюдается более крутое их залегание, и изогипсы сближаются. Если имеется флексурный изгиб, то изогипсы в его пределах сближаются, т.е. наблюдается более крутое залегание пород, а за пределами флексуры, как вверх по восстанию, так и вниз по падению пород, изогипсы расходятся (более пологое залегание).

При построении структурной карты по кровле пласта, осложненного разрывными нарушениями, следует учитывать, что:

1) при наличии как сброса, так и взброса, наблюдаются разрывы изогипс;

2) при сбросе кровля пласта отсутствует на участке между горизонтальными проекциями линий нарушения;

3) если имеется взброс, то между горизонтальными проекциями линий нарушения кровля пласта повторяется на двух уровнях;

4) в случае сброса обе горизонтальные проекции линий нарушения изображаются сплошными линиями, как видимые, и между ними изогипсы кровли пласта отсутствуют;

5) если имеется взброс, горизонтальная проекция линии нарушения, ограничивающая нижний блок, изображается пунктиром; пунктиром изображаются изогипсы кровли пласта нижнего блока на участке его перекрытия верхним блоком.

Для изображения с помощью структурной карты поднятия осложненного сбросом, рассекают профиль (рис.6 левая часть), построенный через это поднятие (вкрест нарушения), горизонтальными плоскостями и точки пересечения плоскостей с кровлей пласта и следом пересечения поверхности нарушения плоскостью профиля проектируют на план с соответствующими отметками. Следует иметь в виду, что горизонталь – 200м обрезается поверхностью нарушения в точке 1 (b1 – b1 ), горизонталь – 300м – в точке 2  (с2 – с2 ) и т.д.; аналогично по правому опущенному блоку горизонталь – 400м обрезается в точке 3 (d3 – d3 ). Соединение плавной линией точек с2, b, А, b1, с2, а также точек d3, В, d3, дает горизонтальные проекции линий нарушения. Проекции линий нарушения своей вогнутой частью обращены в сторону смещенной (опущенной) части окладки.

Структурную карту поднятия, осложненного взбросом (рис. 6 правая часть) строят аналогичным образом. При построении карты следует учесть, что горизонталь – 100м обрезается поверхностью нарушения в точке 1 (а1 – а1), горизонталь – 200м – в точке 2 (b2 – b2) и т.д. В случае взброса верхний блок бывает надвинут на нижний ( на рис. 6 левый блок надвинут на правый). На структурной карте изогипсы нижнего блока на участке, где он перекрыт верхним, изображаются пунктиром; также пунктиром показывается горизонтальная проекция линии нарушения, ограничивающей опущенный блок. Характерной особенностью взброса является также то, что горизонтальные проекции линий нарушения обращены своей вогнутой частью в сторону взброшенной части поднятия.

Структурные карты широко применяются при разведке и разработке нефтегазоносных пластов для решения различных геологических задач.
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Рис. 6 Принципиальные схемы поднятий, осложненных сбросом (левая часть рисунка) и взбросом (правая часть) 

1 – изогипсы пласта, м; 2 – горизонтальные проекции следов пересечения кровли пласта поверхностями нарушений

4.2.4.  Составление карт мощностей

Анализ мощностей древних осадочных отложений в настоящее время является одним из важнейших методов палеотектонических исследований. Геологи уже давно, со времени работ американского геолога Дж.Холла - осно​воположника учения о геосинклиналях, обратили внимание на мощность отложений, как на показатель размера тектонического погружения. Развитие ме​тода связано с началом составления карт изопахит для стратиграфических горизонтов регионов. Справедливости ради надо сказать, что первые карты мощностей строили американские геологи, с выводами об условиях, истории развития тех или иных структур. Метод анализа мощностей у нас в России впервые при​менил Шатский Н.С. в 1924 году. В статье «О тектонике северной части До​нецкого бассейна» на основании сравнения точных определений мощностей отдельных свит угленосного карбона он пришел к выводу, что эти мощности изменяются не хаотично, а  в определенной последовательности: 
1. Мощности всех свит угленосного карбона значительно увеличивают​ся с запада на восток и менее значительно с севера на юг.
2. Мощности свит всегда несколько уменьшаются на антиклиналях и
увеличиваются в синклиналях.
В 1937 году Шатский Н.С. еще раз вернулся к анализу мощностей ка​менноугольных отложений Донбасса и сделал вывод, что развитие структур Донбасса шло параллельно с осадконакоплением (конседиментационно).
Шатский Н.С. написал, что точное знание мощностей отдельных гори​зонтов деформированного комплекса отложений имеет большое значение для выяснения происхождения складчатых структур.

В 1937 году вышла статья Белоусова В.В. «Изучение мощностей отло​жений как метод геотектонического анализа», в которой автор показал, что методом анализа мощностей можно изучить тектонические движения прошлого. Он утверждал, что величина мощности отложений - точный крите​рий амплитуды тектонических движений за время их накопления. Это в об​щем-то справедливо, но бывают исключения. В шельфовых мелководных морях мощность отложений соответствует размеру тектонического погруже​ния дна бассейна почти всегда.

Если в Донбассе в течение каменноугольного периода накопилось 12 км мелководных осадков, с прослоями угля и песчаников дельтового проис​хождения, и облик отложений в кровле и подошве примерно одинаков, то это свидетельствует о практически неизменной глубине бассейна в течение всего времени их формирования. Ясно, что одновременно с накоплением осадков шло погружение дна бассейна - 12000 метров.
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Нефтеносные отложения - песчаники, известняки, в общем, формируются в шельфовой зоне. Из рисунка 7 видно, что имеется некий профиль равновесия. Осадки отлагаются ниже этого профиля. Если они достигают до уровня профиля равновесия, накопление прекраща​ется, весь обломочный материал переносится в глубокие части бассейна, или смоется волнами. Если в природе мы наблюдаем мощные толщи шельфовых осадков, то это благодаря тому, что тектоническое погружение приводит к опусканию дна бассейна ниже профиля равновесия и к образованию нового пространства возможного осадконакопления. То есть, идет компенсация тек​тонического погружения накоплением осадков. Это справедливо прежде все​го по отношению к платформенным осадкам, максимальная глубина формирования которых примерно 50м.
Рис. 7. Схема, поясняющая формирование мощностей отложений в пределах шельфа. По В.Е. Хаину (1973.)

пр- профиль равновесия; впо – верхняя поверхность осадков на данный момент времени; пво – пространство возможного осадконакопления; эв – эрозионные впадины, заполняются в начале трансгрессии, без тектонического погружения. Стрелка – направление сноса обломочного материала.
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Рис. 8. Схема распределения мощностей: А – в шельфовых морях; Б – в котловинных морях; В – в узких трогах с продольными течениями. По В.Е. Хаину (1973г.)

Но бывают случаи, когда мощность отложений не может считаться рав​ной амплитуде прогибания, т.е. бывают случаи некомпенсированного осадко​накопления. Классическим примером являются, например, нижнепермские от​ложения Башкирского Приуралья или же карбонатные отложения верхнего девона - нижнего карбона Камско-Кинельской системы прогибов, в Волго-Уральском нефтегазоносном бассейне.
В Самарском Поволжье, в Ульяновской области, в Татарстане, в Орен​бургской области в верхнедевонское - нижнекаменноугольное время (фамен-турнейское время) существовали некомпенсированные прогибы. В Самарской области известны Муханово-Ероховский и Усть-Черемшанский прогибы. В осевой зоне проги​бов накапливались глубоководные битуминозные известняки мощностью 200 м, а на бортах - мощность органогенных известняков аналогичного воз​раста составляла 700 метров. Борта прогибов сложены рифовыми известняками, кото​рые точно компенсировали прогибы, а осевая зона осталась некомпенсированной осадками. И только в елховское -радаевское - бобриковское время прогибы компенсировались терригенными отложениями. Мощность последних в осевой зоне составляет 400 м, а на бортах 10-15 м. 

Если чисто механически подойти к анализу мощностей, то можно ошибочно думать, будто в осевой зоне, например Камско-Кинельской впадины прогибание было 200 м, если же изучить тщательно фациальный состав отложений, можно восстановить истинную картину осадконакопления. Рифовые кораллы строят свои постройки при температуре во​ды не менее 18°С и не выше 35°С, на глубинах не более 45 м. Постройки ри​фовые растут до поверхности воды, участок постепенно погружается, рифо​вые кораллы снова  их наращивают, и так в течение геологического времени за миллионы лет они компенсировали погружение дна бассейна своими органо​генными постройками.

B современную эпоху примерами некомпенсированно​го осадконакоплением бассейнов являются Средиземное, Черное моря, Япон​ское море, Каспийское море, озеро Байкал.
Рассмотрим Каспийское море: в северной его части, примерно по линии Мангыш​лак - устье Терека, прогибание дна компенсируется накоплением осадков. Реки Волга, Урал, Терек сюда приносят 55 млн. тонн обломочного мате​риала в год, который компенсирует слабое прогибание (глубина моря не бо​лее 50m.) Но к югу обломочный материал дальше не проходит, положение меняется. Там глубина моря в середине Каспия достигает до 750 м, То есть это уже некомпенсированный прогиб.

Распределение мощностей осадочных и вулканогенных пород в условиях морских бассейнов, в целом, правильно отражает тектоническое погружение времени их накопления, за исключением случаев некомпенсированных прогибов.

Метод анализа мощностей часто применяется для восстановления ис​тории формирования платформенных локальных поднятий, с которыми свя​заны месторождения нефти и газа. Лучше всего совмещать такой анализ мощностей с анализом фаций.
Для воссоздания истории формирования и развития локальных подня​тий строят палеоструктурные карты по методу изопахического треугольни​ка. Выбирают опорные горизонты разреза, которые хорошо, четко выражены на каротажных диаграммах, отображают смену условий осадконакопления. Для Волго-Уральского региона такими опорными горизонтами разреза являются, снизу-вверх:
· поверхность кристаллического фундамента,

· кровля кыновского (тиманского) горизонта,

· кровля бобриковского горизонта,
· кровля верейского горизонта,

· кровля пермских опорных горизонтов

Строят серию структурных карт по этим горизонтам. Их поме​щают друг под другом. Затем строят палеоструктурные карты. Например, по​верхности кристаллического фундамента к концу времени накопления кыновских отложений, затем к концу бобриковского века, верейского века, к концу времени накопления отложений пермского опорного горизонта (например, калиновской свиты). Их помещают слева внизу. Получается в горизонтальном направлении серия палеоструктурных карт, отражающих положение поверх​ности кристаллического фундамента от этапа к этапу, вплоть до настоящего времени. Эту операцию повторяют по вышележащим горизонтам.

В основе построения палеоструктурной карты и её анализа лежит представление о том, что выбранная для изучения геологическая граница во время накопления вышележащей толщи была горизонтальной. Поэтому, нельзя брать поверхно​сти размыва, а лучше всего выбрать кровлю терригенных отложений потому, что они заполняют неровности и будут горизонтальными.

Можно определить весь ход развития локальной структуры, которая могла на каком-то этапе даже раскрыться, а в последующее геологическое время вновь стать замкнутым поднятием и т.д.
4.2.5  Анализ фаций
Термин фация ввел швейцарский геолог Гресли А., для различия одно-возрастных отложений. По совокупности литологических и палеонтологиче​ских признаков фация - это определенный тип горных пород, возникший в определенных физико-географических условиях. Выделяют континенталь​ные фации, которые формируются на суше, морские фации, фации воз​никшие в долинах рек, на дне озер, в зоне ледников и др.
Континентальные фации чаще окрашены в красную окраску (при досту​пе кислорода), плохо отсортированы, грубообломочные.

Широко известны морские фации: прибрежные, мелководные, фа​ции умеренных глубин, глубоководные фации и др. В некоторых случаях оказывается достаточным различать лишь чисто литологические разновид​ности отложений и составить карты литофаций. В чем значение анализа рас​пределения фаций того или иного геологического времени? Распределение фаций отражает топографию рельефа дна древнего бассейна и его берегов, выявляет одновременно области суши былого геологического времени. Но рельеф, в особенности, подводный является отражением тектоники. Области накопления отло​жений являются зонами опусканий, области суши, наоборот, - зонами тек​тонических поднятий.
Карты фаций дают качественное представление о распределении об​ластей тектонического подъема и погружения какого-либо геологического времени. Карты фаций составляются на основании изучения разрезов скважин. Важная и трудная задача при этом найти и оконтурить участки суши - области размы​ва. Они находятся в пределах площадей, где отложения отсутствуют. Но от​сутствие отложений может быть результатом более позднего размыва, и только специально изучая изменение литологии отложений можно определить, где находилась суша.
В условиях шельфа имеется такая смена фаций в сторону моря: галечник → гравий → грубозернистый песок → мелкозернистый песок → алеврит →  глина → песчанистая глина → мергель → известняк и т.д. Это - в идеале. В реальности картина несколько другая. Грубообломочные породы галечники формируются у берегов моря - горной суши, а низкая суша окаймляется песками, как, например, берег Средиземноморья у Алжира. Если берег сложен известняками, то вместо галечника и гравия будут обломки из​вестняков. С другой стороны иногда пески могут образовать скопления не у самого берега, а чуть дальше, отделяясь от берега глинистыми отложениями. Так возникают валы, подводные бары, когда трансгрессия моря идет на пло​скую сушу. Вблизи Одессы есть вал длиной 70 км, возвышающийся на 7-8 м над дном моря.
Барьерные рифы, как правило, оказываются приуроченными к полосам региональных тектонических нарушений.
Таким образом, карты фаций дают возможность оконтурить тектонические поднятия и прогибы, региональные и локальные, а также выявить зоны разломов и флексур.
Анализ фаций также позволяет приблизительно оценивать интенсив​ность погружения - области накопления и поднятия - области размыва. В условиях интенсивных движений фациальные зоны будут узкими, и быстро будут сменять друг друга по площади, что наблюдается в геосинклиналях.
Наоборот, для платформенных, более спокойных областей характерна большая широта фациальных зон. Это зависит от скорости погружения дна бассейна, определяющей расстояние от берега, на котором происходит от​ложение обломочного материала. Чем больше скорость, тем меньше это рас​стояние. Скорость погружения дна морского бассейна оказывает влияние так​же на облик осадков: на их гранулометрию, отсортированность, минера​логический состав и т.д. Быстрое погружение обеспечивает быстрое захоро​нение осадков при сравнительно недалеком переносе, значит материал, слабо отсортирован. При медленном погружении дна бассейна осадки будут долго перемываться и гранулометрия их будет однородной, хорошо отсортирован​ной. Кора выветривания значительной мощности свидетельствует об условиях длительного сохранения восходящих движений малой интенсивности и т.д.

4.3. Характеристика и основные свойства пород нефтяных

и газовых месторождений
4.3.1. Литолого-фациальные и коллекторские свойства пород

Подавляющее большинство месторождений нефти и газа связано с породами осадочного происхождения: песками, песчаниками, известняками, доломитами. Особенно широко распространенны среди осадочных пород морские отложения. Ближайшая к берегу древнего моря зона осадков характеризуется большим их разнообразием, и именно к этой зоне приурочена значительная часть нефтеносных пород. По своему происхождению осадочные породы делятся на: обломочные, хемогенные и органогенные. 

Нефть и газ заполняют пустотное пространство горных пород. Горные породы, обладающие пористостью и проницаемостью, являются коллекторами для нефти, газа и воды. Некоторые сведения о емкостно-фильтрационных свойствах коллекторов приведены в главе II – “Геология нефти и газа”.

Проницаемость пород определяется размером пор, трещиноватостью, наличием каверн. Глины, плотные известняки и доломиты, несмотря на значительную пористость, проницаемы только для газа и то при весьма значительных гридиентах давления. Это обусловлено малыми (субкапиллярными) размерами пор, в которых не происходит движения жидкости и газа. Экспериментальным путем установлено, что основная масса нефти может двигаться по капиллярным порам, размер которых значительно больше 1мкм.

Различают абсолютную (общую), эффективную (фазовую) и относительную проницаемость горной породы. Абсолютная проницаемость характеризует физические свойства породы. Она определяется лабораторными методами, основанными на моделировании процесса фильтрации в цилиндрическом образце горной породы, поровое пространство которого предварительно очищено от влаги, солей, остатков нефти, битумов и т. д. Под эффективной или фазовой проницаемостью подразумевают проницаемость пористой среды для данной жидкости или газа при одновременном наличии в порах другой жидкости или газа. Большой подвижностью будет обладать менее вязкая жидкость, а при равной вязкости, но разном их соотношении, более подвижным окажется преобладающий компонент. Эффективная проницаемость породы для любой из насыщающих ее сред всегда меньше абсолютной проницаемости и зависит от нефте-, газо- и водонасыщенности породы.

Относительная проницаемость равна отношению эффективной проницаемости к абсолютной. Эффективная и относительная проницаемость для сложной жидкости в целом и особенно для каждой фазы значительно ниже общей проницаемости. В процессе разработки залежи эффективная, а вместе с ней относительная проницаемость непрерывно изменяется: в начале разработки, когда по порам перемещается чистая нефть, эффективная проницаемость породы наибольшая и приближается к абсолютной. В дальнейшем, с падением пластового давления ниже критического, когда начинает выделяться газ в виде пузырьков, эффективная проницаемость для нефти начинает уменьшаться. С появлением воды эффективная проницаемость нефти  еще более уменьшается.

Проницаемость пласта может быть определена на основании промысловых исследований скважин. Для этого используется радиальный установившийся приток однородной жидкости в скважине, который выражается формулой Дюпюи:
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где Q – расход жидкости, см3/с; Кпр – проницаемость, м2, h – эффективная мощность пласта, см; (- вязкость нефти в пластовых условиях, МПа ( с; R и r – соответственно радиус действия скважины и радиус ствола скважины, см (за величину R принимается половина среднего расстояния до соседних эксплутационных скважин, а за величину r – радиус скважины, соответствующий размеру долота, которым пробурен нефтеносный пласт). Проницаемость коллекторов нефти и газа меняется в широких пределах – от 0,005 до 2 мкм2, но наиболее часто – от 0,05 до 0,5 мкм2. Чем больше проницаемость пластов, тем выше их производительность и нефтеотдача. Для изучения изменчивости коллекторских свойств строят карты пористости, карты проницаемости по площади залежей.

Сложное строение нефтегазоносных отложений иногда вызывает затруднения при определении их коллекторских свойств и ожидаемой продуктивности. Нижние границы значений параметров, на основании которых пласты относятся к определенной группе пород – коллекторов, называются кондициями. Кондиции представляют собой минимальные значения пористости и проницаемости, при которых порода способна содержать и отдавать нефть.

Основным критерием пород в этом случае является их продуктивность, определяемая удельным коэффициентом продуктивности q:
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где Q – суточная добыча скважины, т/сут; H – эффективная мощность пласта, м; 
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p – перепад давления, МПа. Далее по результатам лабораторных исследований керна определяют величины открытой пористости (m1) и проницаемости (Кпр). Затем строят графики зависимости между проницаемостью и удельным коэффициентом продуктивности отдельных скважин (рис. 9). На основании данных о пределах величины удельного коэффициента продуктивности, при которых эксплуатация будет экономически рентабельной (например, около 0,05 (т/сут.) / (МПа-1 м)), по графику определяют соответствующую величину проницаемости (по графику около 15(10-15м2).
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Рис. 9. Зависимость между проницаемостью (kпр)

 и удельным коэффициентом продуктивности (q)

Наконец по тем же скважинам строят графики зависимости между открытой пористостью и проницаемостью (рис. 10) и для найденной величины проницаемости (15(10-15м2) определяют кондиционное значение открытой пористости (15%).

Установление для коллекторов нефтегазоносных пластов нижних кондиционных значений пористости и проницаемости, при которых коллектор сохраняет фильтрационные свойства и способен отдавать нефть, имеет важное значение при подсчете запасов нефти и при проектировании, при анализе разработки месторождения.

Влияние термодинамических условий на изменение коллекторских свойств пород. 

Исследования ученых показали, что пластовые давления и температуры влияют на изменения физических свойств пород. При этом большую роль играет минералогический состав глинистых пород. Например, коэффициент пористости слабоглинизированных коллекторов, по Добрынину В.М., при отборе керна с глубины около 6000м может увеличиться за счет изменений термодинамических условий до 2 – 7%.
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Рис. 10. Зависимость между пористостью (m1) и проницаемостью (kпр) 

В глинистых коллекторах это изменение может колебаться в пределах 5 – 12%, а в песчано – глинистых породах – от 10 до 22%. В среднем увеличение пористости терригенных коллекторов при извлечении их с большой глубины на поверхность может достигать почти 30% от истинной величины. Теоретические исследоваия для трещинно – кавернозных коллекторов показали уменьшение пористости при создании напряжения в них около 40 МПа от 33% (для чисто трещинного коллектора) до 40% (для трещинно – кавернозного). Исследования показали изменение коэффициента проницаемости пород при их сжатии. При извлечении керна пород из скважины на поверхность вследствие изменения давления и температуры происходит увеличение проницаемости пород. По данным Добрынина В.М. для чисто песчаных коллекторов, залегающих на глубине 6000м, проницаемость при извлечение керна из скважины на поверхность может увеличиваться от 10 до 28% в зависимости от сцементированности породы. Для слабоглинистых коллекторов это увеличение может колебаться в пределах 24 – 34%, для керна сильноглинистых пород в пределах 42 – 48%. Уменьшение проницаемости тем больше, чем выше коэффициент сжимаемости пор горной породы.

Интересно также отметить изменения пористости и проницаемости коллекторов при разработке нефтегазовых месторождений. Упругое уменьшение коэффициента пористости при разработке месторождения очень мало – меньше 2% для гранулярных коллекторов и до 5,5% для трещинных коллекторов при падении пластового давления на величину 10 МПа. Уменьшение коэффициента проницаемости в процессе разработки (при падении пластового давления на 10 МПа) для гранулярных коллекторов составляет 2 – 6%; для трещинно-кавернозных коллекторов может достигать 15% при глубине залегания пласта около 3000м.

Более сложным является изменение физических свойств коллекторов в результате их уплотнения в течение геологического времени при формировании осадочной толщи пород.

Изучение закономерностей  уплотнения пород свидетельствует о резком ухудшении коллекторских свойств песчано-глинистых пород на больших глубинах. Поэтому более перспективны для поисков нефти и газа бассейны, выполненные молодыми осадочными отложениями и характеризующиеся более высоким геотермическим градиентом.

4.3.2  Неоднородность нефтегазоносных пород

Нефтегазоносные породы, как природные резервуары, имеют весьма сложное строение. Полезный объем и пути движения в них жидкостей и газов имеют весьма резкую изменчивость. Изменения литолого-фациальных свойств нефтегазоносного пласта определяют его неоднородность. Изучение характера неоднородности пород в пределах залежи нефти и газа имеет большое значение для подсчета запасов нефти и газа, проектирования разработки, анализа разработки и контроля за воздействием на пласт.

Под геологической неоднородностью понимают микро – и макронеоднородности нефтегазоносных пород. Микронеоднородность – изменение вещественного состава прослоя, связанное с непостоянством фациального состава, структуры и текстуры пород, с появлением глинистости, цементации, приводящих к резким изменениям пористости и проницаемости.

Макронеоднородность – изменчивость формы строения пласта – коллектора: резкие изменения мощности, расчлененности на пропластки, прерывистости и линзовидности.

Оценка и учет геологической микронеоднородности пород имеют особенное значение при подсчете запасов нефти в связи с определением кондиционных значений пород и выделения коллекторов. Когда строят карты пористости, карты проницаемости изолиниями, по ним невозможно вести анализ разработки, так как изменения параметров на практике происходит на значительно меньших расстояниях, чем это показано на картах в изолиниях. Поэтому на картах пористости и картах проницаемости коллекторов условными знаками выделяют поля с различными типами коллекторов: песчаники, алевролиты, глины, с учетом кондиционных значений песчаников и алевролитов. Границы между участками следует рассматривать условно. При построении карт литологического состава коллекторов следует учитывать региональное направление распространения коллекторов при проведении границ между различными их  типами независимо от расположения скважин.

Следует на картах показать положение непродуктивных зон (худших коллекторов) по отношению к морфологии залежи, что имеет значение при проектировании мероприятий по воздействию на пласт. Также необходимо различать краевые непродуктивные зоны, расположенные в периферии залежей, центральные и площадные, распространенные в виде локальных участков по всей залежи.

Для учета геологической макронеоднородности строят карты изопахит (карты равной мощности) единого пласта. Это – карта общей мощности пласта, от кровли до подошвы. Такая карта показывает распределение мощности пласта на площади залежи нефти, для изучения общих условий осадонакопления, характера рельефа дна седиментационного бассейна и др.

Строят также карты эффективной мощности пласта и карты эффективной нефтенасыщенной мощности пласта.

На карте эффективной мощности пласта – коллектора показывают распределение суммарной мощности пористых прослоев пласта. Если отдельные прослои выклиниваются, т.е. изолированы от других, то целесообразно составить карту изопахит по отдельным прослоям, а затем их совмещать.

На картах эффективной нефтенасыщенной мощности пласта показывают распределение по площади месторождения мощности пористого пласта, насыщенного нефтью. Такие карты просто необходимы при подсчете запасов нефти. На участке, ограниченном внутренним и внешним контурами нефтеносности лишь часть эффективной мощности является нефтенасыщенной. Формальная интерпретация эффективной нефтенасыщенной мощности между значениями, полученными внутри площади, ограниченной внутренним контуром нефтегазоносности, и значениями, полученными за ее пределами, приведет к погрешностям.

Поэтому для построения карты эффективной нефтенасыщенной мощности пласта (при наличии водонефтяной зоны), вначале надо строить карту эффективной мощности пласта, на нее нанести внешний и внутренний контуры нефтеносности и, далее, в пределах водонефтяной зоны провести изолинии эффективной нефтенасыщенной мощности пласта. Изолинии проводят путем интерполяции между значениями точек пересечения внутреннего контура нефтеносности изопахитами и внешним контуром нефтеносности с учетом данных скважин, пробуренных в пределах водонефтяной зоны. В итоге получают карту эффективной нефтенасыщенной мощности пласта, которая в целом будет характеризовать нефтенасыщенность всего пласта.

При наличии пористых пластов, выклинивающихся вверх по восстанию слоев, составляют так называемые карты нулевой мощности, на которых показывают лишь нулевую изопахиту каждого пласта, определяющую границу распространения песчаной фации (за пределами этой границы пласт представлен глиной). Эти карты позволяют правильно проектировать размещение эксплуатационных скважин.

4.3.3  Трещиноватость и кавернозность горных пород

В настоящее время более 40% добываемой в мире нефти приурочено к карбонатным пластам – коллекторам, характеризующимся трещиноватостью. В связи с этим изучение трещинных коллекторов является важной задачей.

Трещиноватость горных пород (трещинная емкость) связана с наличием в них трещин, не заполненных твердым веществом. Залежи нефти, связанные с трещиноватыми коллекторами, приурочены в большинстве случаев к плотным карбонатным породам, иногда - к терригенным отложениям. Такие породы очень плотные, часто не пропускают жидкости и газы, практически плохо проницаемые. Вместе с тем наличие сети трещин, пронизывающих эти коллекторы, обеспечивает значительные притоки к скважинам.

По своему происхождению трещины подразделяются на диагенетическо – тектонические и тектонические. В большинстве случаев трещиноватость горных пород связана с тектоническими движениями, реже с процессами диагенеза.

Трещины диагенетического происхождения в известняках и доломитах обычно имеют разные направления.

Все же происхождение большинства трещин в горных породах связано с тектоническими процессами. Об этом свидетельствуют следующие факты:

1. объединение трещин в системы, образующие более или менее правильные геометрические сетки;

2. преимущественно вертикальный наклон трещин;

3. связь ориентировки систем трещин с направлением простирания тектонических структур.

Трещины, наблюдаемые в керне невооруженным глазом, это – макротрещины. В отличие от них трещины, наблюдаемые в шлифах под микроскопом, это – микротрещены. Верхний предел ширины (или раскрытости) микротрещин условно принят 100 мкм (микрометр).

Изучить по керну можно только микротрещиноватость. Изучение же макротрещиноватости проводят непосредственно в скважине, на основе визуального исследования ее стенок по фотографиям, полученным с помощью глубинных фото-телекамер, а также по данным гидродинамических исследований скважин совместно методами пробных откачек и восстановления давления.

В целом трещиноватость в горных породах характеризуется правильными геометрическими системами трещин. Геометрическая сетка состоит из двух основных систем вертикальных (по отношению к слоистости) трещин с взаимно перпендикулярными направлениями.

Установленная закономерность в ориентировке трещин в горной породе может рассматриваться как один из признаков, позволяющих определить интенсивность трещиноватости и направление главных систем трещин.

Интенсивность трещиноватости пласта зависит от литологического состава, степени метаморфизма пород, структурных особенностей залегания пласта и т.д.

Проницаемость трещиноватых пород обуславливается системами развитых в них трещин и в общем случае пропорциональна их густоте.

Густота трещин - Г - это число трещин, приходящих на единицу длины нормали к плоскостям этих трещин:
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где  N – число трещин; L – длина нормали.

Интенсивность трещиноватости оценивается объемной плотностью трещин Т, являющейся общим критерием степени растресканности горной породы.

О трещиноватости породы можно судить также по поверхностой плотности трещин Р, вычисленной для какого-либо сечения породы:
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где l – длина следов трещин на произвольно выбранном участке, секущем породу; S – площадь этого участка.

Важным параметром трещиноватости горных пород является раскрытость (ширина) трещин. В зависимости от величины раскрытости микротрещины делятся на очень узкие (субкапиллярные) – 0,01 – 0,05мм и широкие – 0,05 – 0,15мм и более.

В песчаниках и алевролитах преобладают открытые микротрещины, реже появляются закрытые.

В глинах и аргиллитах развиты в основном открытые микротрещины.

В органогенных доломитовых известняках широко развиты закрытые микротрещины наряду с наличием открытых.

В карбонатных породах имеются пустоты, возникшие в породе вследствие процессов растворения (каверны).

Емкость трещиноватой породы можно разделить на межзерновую и трещинную. На коллекторские свойства пород в значительной степени оказывает влияние межзерновая пористость, а не трещинная емкость.

Трещинная проницаемость в отличие от трещинной емкости, фактически определяет величину общей проницаемости. Трещины играют решающую роль в процессах фильтрации жидкости и газа в трещинных коллекторах.

Нередко в карбонатных коллекторах отмечается развитие кавернозности. Каверны в карбонатных породах образуются либо в процессе отложения породы, либо после. Кавернозные известняки первого типа встречаются в рифовых массивах, в которых в результате распада органического вещества, первоначально заполняющего полости в породе, образуются каверны. Каверны второго типа образуются в результате растворения известняков при циркуляции подземных вод. Эти каверны, связанные с карстовыми явлениями, широко развиты в доломитах и известняках, особенно при наличии в них трещиноватости, способствующей проникновению подземных вод и движению их по трещинам.

Обычно кавернозность в карбонатных породах развита весьма неравномерно, что очень затрудняет изучение их пустотности.

4.4. Подземные воды нефтяных и газовых месторождений. 

4.4.1       Пластовые воды

Общая характеристика пластовых вод нефтегазовых месторождений дана в главе «Геология нефти и газа». Ниже приводятся дополнительные сведения.

Вода, содержащаяся в порах, пустотах и трещинах горных пород, существует в различных состояниях: жидком, твердом и газообразном. Жидкая вода подразделяется на свободную и связанную. Свободная вода включает капиллярную и гравитационную. Капиллярная вода находится под влиянием силы тяжести и сил поверхностного натяжения. Гравитационная вода перемещается под влиянием силы тяжести.

В горных породах вода находится в субкапиллярных, капиллярных и сверхкапиллярных пустотах. 

Субкапиллярные поры имеют диаметр менее 0,0002мм (менее 0,2 микрометра), капиллярные – имеют диаметр от 0,0002 до 0,5мм (до 0,2мкм), и сверхкапиллярные – 2 – 0,5мм. По сверхкапиллярным порам, каналам движения воды, нефти происходит свободно, а по капиллярным – при значительном участии капиллярных сил. В субкапиллярных каналах в природных условиях жидкости практически перемещаться не могут.

В горных породах имеются следующие воды: свободная гравитационная (жидкая), свободно – капиллярная (жидкая), сорбционно – замкнутая, стыковая (пендулярная), рыхло связанная (лиосорбированная), прочно связанная (адсорбированная), парообразная, твердая (лед), цеолитная, кристаллизационная и конституционная вода минералов (рис.11).

Свободная вода, которая находится в коллекторах передает гидростатическое давление.

Капиллярная вода в капиллярных порах при их сплошном заполнении может передавать гидростатическое давление; при частичном заполнении пор подчиняется лишь менисковым силам.

Сорбционно – замкнутая вода представляет собой капельно – жидкую воду, изолированную от основной массы воды, насыщающей породу, слоями связанной или стыковой воды. По физическим свойствам капиллярная и сорбционно – замкнутая воды существенно не отличаются от свободной гравитационной.

Связанные воды удерживаются на поверхности минеральных частиц породы силами молекулярного сцепления, образуя слой, толщина которого может достигать нескольких сот диаметров молекулы воды. Внешняя, большая часть этого слоя представлена рыхло связанной (лиосорбированной) водой. Эта вода уже отличается рядом свойств от капельно – жидкой воды: так, растворяющая способность ее меньше и т.д.

Связанные воды целиком заполняют субкапиллярные поры и находятся также у стенок поровых каналов большого диаметра. Они находятся как в водопроницаемых, так и в водоупорных породах (глинах, плотных известняках), в частности и в таких, где свободные воды отсутствуют.

В местах сближения минеральных частиц породы слой связанных вод утолщается – там находится стыковая вода.

Адсорбированная (прочно связанная) вода образует на поверхности минеральных частиц слой толщиной в несколько молекул. Она удерживается очень большим (до 10000 атмосфер или 1000МПа) давлением и по своим свойствам близка к твердому телу. Температура плавления адсорбированной воды 78оС.

В отличие от рассмотренных форм физически связанных вод химически связанные воды входят в состав минералов. По степени прочности связи с веществом минералов различают цеолитную, крисаллизационную воду. Особое место занимает вода, находящаяся в минералах в виде включений в совершенно замкнутых полостях. Эта вода бывает капельно-жидкой и по свойствам близкой к свободным водам.
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Рис.11.  Воды в горных породах (по Карцеву А.А.)

1-минеральные частицы пород; 2- минералы с включениями воды; 3- адсорбированная вода; 4- лиосорбированная вода; 5- капиллярная вода; 6- стыковая (пендулярная) вода; 7- сорбционно-замкнутая вода; 8- свободная гравитационная вода; 9- парообразование в свободной воде.

Цеолитная вода содержится в минералах в непостоянном количестве (например, в опале SiO2(nH2O) и трудно отличима от адсорбированной воды. 

Кристаллизационная вода входит в состав кристаллической решетки минерала в постоянном количестве (например, в гипсе CaSO4(H2O), но при ее удалении из минерала не происходит ее полного удаления. В отличие от этого конституционная вода (например, в слюдах) выделяется лишь при полном разложении минералов. Конституционную воду минералов правильнее не включить в число видов подземных вод.

Для выделения связанных вод различных видов из пород и минералов требуются повышенные давления и температуры, которые должны быть тем больше, чем прочнее связь воды с твердым веществом. Таким образом, вода в различных формах заполняет поры и пустоты горных пород, обволакивает отдельные минеральные частицы и пронизывает твердое минеральное вещество.

Свободная гравитационная вода в сверхкапиллярных порах замещается нефтью или газом при формировании их залежей. А субкапиллярная, капиллярная воды, а также часть воды, оставшейся в сверхкапиллярных порах, составляют остаточную воду нефтегазонасыщенных пород.

В нефтегазовых месторождениях подземные воды часто находятся в тех же пластах – коллекторах, что и нефть, и газ. Кроме того, имеются чисто водоносные пласты.

Плотность воды зависит от ее минерализации, т.е. от количества растворенных в ней солей. Плотность воды в пластовых условиях отличается от плотности в поверхностных условиях не более чем на 20%. В большинстве случаев вода в пласте менее плотная, чем на поверхности.

Вязкость воды в пластовых условиях значительно меньше вязкости нефти, поэтому вода в этих условиях имеет большую подвижность, чем нефть. Вязкость воды при атмосферных условиях и 20оС равна 1,005МПа(с. Основным фактором, влияющим на вязкость воды в пластовых условиях, является температура пласта.

Поверхностное натяжение воды имеет важное значение в связи с ее вымывающей способностью. При меньшем поверхностном натяжении вода способна промывать пески и вытеснять из пласта нефть. Величина поверхностного натяжения воды в сильной степени зависит от ее химического состава, поэтому в результате соответствующей химической обработки воды может быть снижена.

Объемный коэффициент пластовой воды зависит от температуры пласта и в меньшей степени от количества растворенного в воде газа. Он в большинстве случаев не учитывается, хотя колеблется от 0,8 до 1,20.

Газосодержание пластовой воды не превышает 1,5 – 2,0м3/м3, обычно равно 0,2 – 0,5м3/м3. В составе газа преобладает метан, затем идут азот, углекислый газ, гомологи метана, гелий и аргон.

Сжимаемость воды, т.е. изменение единицы объема воды в пластовых условиях при изменении давления на 0,1МПа колеблется в пределах                (3,7 – 5)(10-4 1/МПа.

Сжимаемость газированной воды возрастает с увеличением содержания растворенного в ней газа, причем 
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в (1+0,05r),

где 
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в1 – коэффициент сжимаемости воды, содержащей растворенный газ, 1/МПа; 
[image: image15.wmf]b

в – коэффициент сжимаемости чистой воды, 1/МПа; r – количество газа, растворенного в воде, м3/м3.

Электропроводность вод зависит от минерализации; минерализованные воды являются проводниками электрического тока, а пресные воды плохо проводят его.

Растворимость газов в воде значительно ниже их растворимости в нефти. При увеличении минерализации воды растворимость газов в воде уменьшается.

Для решения задач нефтепромысловой геологии важно то, что минерализованные воды обладают повышенной отмывающей способностью, в связи с чем их использование при заводнении залежей способствует повышению коэффициента вытеснения нефти. В то же время высокая минерализация пластовых вод в определенных условиях может привести к выпадению солей на забое добывающих скважин и в призабойной зоне пласта, что ухудшает условия эксплуатации пласта в районе таких скважин.

4.4.2. Движение пластовых вод

Знание направлений, скоростей и расходов подземных вод нужно для целей нефтегазопромысловой гидрогеологии. Основным видом движения подземных вод является ламинарная фильтрация, подчиняющаяся закону Дарси:
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где Q – расход потока; k – коэффициент фильтрации, величина, зависящая от свойств фильтрующей среды (породы) и от свойств фильтрующейся жидкости; F – площадь поперечного сечения фильтрующей среды; i – гидравлический уклон (напорный градиент) – величина падения напора на единицу длины по направлению фильтрации. В известной формуле Дарси гидравлический уклон представлен выражением ∆H/∆l. 

Напор (пьезометрический напор) подземных вод слагается из двух величин:
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где P – гидростатическое давление в данной точке потока; d – удельный вес жидкости; z – высота данной точки потока над выбранной поверхностью сравнения. Отношение P/d или h1 называется пьезометрической высотой: это высота, на которую должна подняться вода над данной точкой потока под влиянием гидростатического давления (рис.12). Напоры в пределах потока распределены в соответствии с положением пьезометрической поверхности. 

Скорость фильтрации равна произведению коэффициента фильтрации на гидравлический уклон. Коэффициент фильтрации прямо пропорционален проницаемости фильтрирующей среды и обратно пропорционален вязкости фильтрирующейся жидкости.


[image: image19.png]



Рис.12   Пьезометрическая высота и напор в скважине

1- пласт-коллктор; 2- пьезометрический уровень в скважине;  О-О –условная плоскость; h1 – пьезометрическая высота; z – расстояние от середины пласта до условной плоскости h2 – пьезометрический напор

Определения направления и скорости напорных вод производится по картам гидроизопьез. Основным исходным фактическим материалом служат замеренные в скважинах статические уровни вод. Параллельно определяются удельные веса и температуры вод. Если невозможно получить надежные данные о статических уровнях, иногда используют величины пластовых давлений, замеренные манометрами.

Имея данные о статических уровнях и удельных весах жидкостей получают величины приведенных давлений: при наличии термальных вод желательно введение температурных поправок. Поскольку в пределах одного водоносного пласта могут находиться и пресные, и минеральные воды и рассолы, то для исключения влияния неоднородности жидкостей на гидравлический уклон и направление потока, определяют приведенный напор и приведенное давление. Наиболее простой метод заключается в том, что минеральные воды и рассолы пересчитываются на пресные воды и приводятся к общей плоскости сравнения. Расчет ведется по формуле:

P = (h+z)∙d ,

где P – приведенное давление; h – статический уровень воды в скважине; d – удельный вес воды; z – высота забоя скважины над выбранной плоскостью сравнения.

По величинам приведенных давлений строят карты гидроизопьез, на которой намечают положение линий тока, т.е. определяют направление движения подземных вод. Затем определяют гидравлический уклон.

Зная величину гидравлического уклона, а также величину вязкости жидкости и проницаемости коллектора подсчитывают скорость фильтрации:


[image: image20.wmf]i

d

K

V

×

×

=

m

,

где K – коэффициент фильтрации; d – удельный вес жидкости; 
[image: image21.wmf]m

 - вязкость; i – гидравлический уклон.

Средняя действительная скорость движения жидкости по порам и трещинам в породах: u равна частному от деления скорости фильтрации V на коэффициент эффективной пористости m:
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Следовательно, для знания скорости подземного потока необходимы данные о пористости коллектора.

Расход подземного потока рассчитывается по формуле:

Q = muF  ,
где u – средняя действительная скорость потока; F – площадь поперечного сечения фильтрующих пород; m – коэффициент эффективной пористости.

Для определения расхода потока выбирают сечение вкрест направления потока (створ) и подсчитывают площадь этого сечения, исходя из данных по эффективной мощности пласта, (т.е. суммарной мощности входящих в его состав водопроницаемых пропластков). 

4.4.3.  Характеристика водонефтяного контакта

Водонефтяной контакт (ВНК) является границей, разделяющей в пласте нефть и воду, и представляет собой зону определенной мощности, в которой содержатся нефть и свободная вода. По мере приближения к зеркалу чистой воды содержание нефти в пласте постепенно уменьшается. Часть коллектора, в пределах которого наблюдается переход от чистой нефти к чистой воде, называется переходной зоной.

В песчаниках с высокой проницаемостью и хорошей отсортированностью зерен мощность переходной зоны не превышает 0,3м, в песчаниках с неоднородным литологическим составом и плохой отсортированностью зерен она достигает 8м.

Согласно геофизическим исследованиям, основанным на изучении изменения удельного сопротивления при переходе от нефтенасыщенной части пласта к водонасыщенной, за водонефтяной контакт следует принимать такую границу переходной зоны, на которой ее удельное сопротивление становится равным критическому. Под критическим сопротивлением понимается минимальное удельное сопротивление пласта, при котором из него получают безводный приток нефти. В каждом конкретном случае определение положения водонефтяного контакта решается в зависимости от тех или иных геологических условий и детальности промыслово – геофизических исследований.

Зеркало свободной воды может быть точно определено лишь в коллекторах, имеющих пустоты. В коллекторах с сверхкапиллярными и особенно капиллярными порами определить ВНК сложно, так как на его положение влияют проницаемость коллектора, капиллярное давление, фазовые проницаемости для нефти и воды, поверхностное натяжение и другие факторы. Фактический контакт нефть – вода, определяемый как граница поверхности среды, дающей в процессе опробования нефть и воду, всегда расположена выше (иногда значительно) поверхности свободной воды.

Контакт вода – нефть не всегда горизонтальна, нередко имеет наклон. Это зависит от размера и положения области питания, характера проницаемости коллектора, динамики движения подземных вод и т.д. Савченко В.П. считает, что смещение нефтяных и газовых залежей (и негоризонтальность контактов нефть – вода, газ – вода) связано, главным образом, с движением пластовых вод. При перепаде напора воды, близком к 0,01 МПа, или превышающем 1м на 1км расстояния, и больших размерах залежей, смещение газовых залежей в направлении движения воды может достигать нескольких метров, а нефтяных залежей – нескольких десятков метров. Газонефтяной контакт (ГНК) определяется как граница 100% - ного содержания свободного газа и 100% - ного растворения газа в нефти. В этом случае наблюдается переходная зона от нефти к газу. Контакт нефть – газ представляет собой границу в смеси углеводородов, сходных по физическим свойствам, поэтому разделение их еще более затруднено, чем определение ВНК.

Точное определение контактов требуется для составления карт изопахит эффективной нефтенасыщенной мощности при подсчете запасов нефти. Для точного определения положения водонефтяного контакта проводят комплекс исследований:

1. Проводят испытание скважины: при этом водонефтяной контакт должен находиться в интервале между низшим положением дыр прострела при перфорации, давшим 100% нефти, и высшим интервалом прострела дыр, давшим 100% воды; быстрое увеличение количества воды в скважине после вступления ее в эксплуатацию может указывать на то, что скважина находится в пределах водонефтяной зоны.

2. Изучают керн: в нем должно быть определено наличие нефти и воды и их взаимное положение.

3. Проводят электрический и радиоактивный каротаж; данные этих исследований оказывают большую помощь в определении ВНК.

Для установления ГНК строят также карты изолиний газового фактора по скважинам; путем интерполяции и экстраполяции находят изолинию, соответствующую 100% - ной добыче газа, принимают ее за контур газоносности и , исходя из этого, определяют контакт газ – нефть.

Для изучения характера поверхности водонефтяного контакта в пределах залежи рекомендуется составление карты изогипс поверхности водонефтяного контакта.

Для определения положения внутреннего контура нефтеносности составляют структурную карту подошвы нефтегазового пласта и переносят на нее полученные ранее изолинии поверхности раздела нефть – вода. В точках пересечения одноименных изогипс подошвы пласта и водонефтяного контакта эффективная нефтенасыщенная мощность оказывается равной эффективной мощности, если пласт по всей мощности является проницаемым, что соответствует положению внутреннего контура нефтеносности.

4.4 .4.  Температура пласта

Значение температуры пласта необходимо для изучения свойств пластовых нефти, газа и воды, при проектировании и анализе разработки пласта, для определения режима пласта, динамики движения пластовых вод, для выяснения условий формирования залежей, изучения теплового поля земной коры и т.д. Оно необходимо также при решении технических вопросов, связанных с тампонажем скважин, перфорации скважин.

Замеры температур в скважинах производят специальными термометрами.

В эксплутационных скважинах замеры температуры производят после подъема насоса. Эти замеры оказываются надежными для интервала глубин залегания продуктивного пласта. Для получения надежных температурных данных в других интервалах пласта, скважину необходимо заполнить глинистым раствором и оставить на длительный срок (иногда на 20 суток).

Данные замеров температур могут быть использованы для определения геотермической ступени и геотермического градиента.

Геотермическая ступень – это расстояние в метрах, при углублении на которое температура пород закономерно повышается на 1о С: определяют по формуле:
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где G – геотермическая ступень м/ oC; Н – глубина места замера температуры, м; h – глубина слоя с постоянной температурой, м; T – температура на глубине H, оС; t – средняя годовая температура воздуха на поверхности, оС.

Данные позволяют определить также геотермический градиент, т.е. прирост температуры в оС при углублении на каждые 100м.

Величина геотермического градиента (Г) равна:
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следовательно, зависимость между геотермической ступенью и геотермическим градиентом выражается соотношением:

Г= 
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Физические свойства нефти (вязкость, способность поглощать газ и др.) меняются с изменением температуры, следовательно, изменяется и способность нефти двигаться по пласту к забоям скважин, поэтому данные о температуре пласта нужны всегда.

4.4.5. Содержание нефти в породах и связанная вода.

Вместе с нефтью в поровом пространстве всегда присутствует связанная вода. Содержание нефти в пласте определяют при помощи коэффициента нефтенасыщенности (, под которым понимают отношение объема нефти, содержащейся в порах пласта (Vн), к объему всех пор нефтеносного пласта (Vn): 
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Зная коэффициент водонасыщенности – Кв, т.е. отношение объема связанной воды к объему порового пространства, величину коэффициента нефтенасыщенности ( можно определить по формуле:

( = 1 - Кв

Содержание связанной воды в нефтеносных пластах колеблется от 6 до 70%. На ряде месторождений США количество связанной воды в нефтеносных пластах достигло 40% и более, но в процессе эксплуатации скважины давали безводную нефть, так как вода прочно удерживалась в субкапиллярных порах пласта под действием капиллярных давлений.

Содержание связанной воды в пласте обычно тем больше, чем меньше проницаемость пористой среды и размеры поровых каналов, чем больше число этих каналов и удельная поверхность пород и чем меньше количество поверхностно-активных веществ в нефтях пласта.  

В песках и песчаниках имеется пленочная вода, представляющая собой водяную пленку на поверхности минеральных зерен, которая удерживается молекулярными силами сцепления между породой и водой. Связанная вода обычно содержит больше солей, чем морская.

Для установления объема пор, занятых нефтью, необходимо знать количество содержащейся в нем связанной воды. Точно определить коэффициент водонасыщенности по керну нельзя. Для более точного определения количества связанной воды необходимо бурить специальные скважины, ствол которых при вскрытии нефтяного пласта и отбора керна заполняют промывочной жидкостью, приготовленной на нефтяной основе. Проникающая в керн нефть не изменяет содержание в нем связанной воды.

Если же такие скважины не бурились, то представление о содержании связанной воды можно получить косвенными методами, к которым относятся:

1) определение зависимости между проницаемостью пласта и его водонасыщенностью;

2) установление зависимости между капиллярным давлением и остаточной водонасыщенностью;

3) метод центрифугивания;

4) определение хлоридов в керне.

Исследованиями установлено, что с увеличением проницаемости пород водонасыщенность пласта уменьшается. Имеются специальные графики зависимости содержания связанной воды от проницаемости пород Маскета М., Джонса П., Закса С. и др., но они не могут претендовать на универсальность, дают приближенные значения водонасыщенности.

Сущность метода капиллярных давлений заключается в том, что проэкстрагированный и высушенный образец породы насыщают под вакуумом керосином или водой, помещают в цилиндр с полупроницаемой мембраной. Затем путем нагнетания в цилиндр воздуха или керосина, если образец насыщен водой, последовательно создают более высокие давления. Каждое давление поддерживается постоянным все время, пока происходит вытеснение жидкости из тех пор, в которых капиллярное давление ниже давления в цилиндре. Количество вытесненной воды при каждом давлении определяют взвешиванием. По полученным данным строят кривую зависимости между капиллярным давлением и остаточной водонасыщенностью.

Минимальная водонасыщенность, получившаяся в опыте, будет характеризовать количество связанной воды в данном образце породы.

Метод центрифугивания заключается в следующем: исследуемый образец породы экстрагируют, высушивают и насыщают под вакуумом водой, которую удаляют затем из образца центрифугиванием. Вода, удерживающаяся в породе, определяется по разности между массой образца со стабильной остаточной водой после центрифугивания и массой сухого  образца. Этот и предыдущий методы дают приближенные данные о содержании остаточной воды.

Существует еще метод оценки водонасыщенности нефтеносных пород путем определения содержания в них хлоридов. Метод основан на установлении процентного содержания хлоридов в связанной воде пласта и сопоставлении с ним содержания хлоридов в воде кернов других пластов. Но этот метод дает большие отклонения, т.к. состав связанной воды может сильно отличаться от состава пластовой воды.

Большую помощь при определении содержания связанной воды в нефтеносных пластах приносят промыслово-геофизические исследования.

4.5.     Энергетические свойства нефтегазоносных пластов

Основными источниками энергии в пластах являются: напор краевой воды, подошвенной воды, газа и газовой шапки: давление растворенного газа в нефти в момент выделения газа из раствора, сила тяжести, упругость пласта и насыщающих его нефти, воды и газа. Эти силы могут проявляться раздельно или совместно.

4.5.1  Пластовое давление

Разница в давлениях на забое скважин и в пласте является той силой, которая продвигает нефть и газ по пласту к скважинам. Значения пластовых давлений в разных точках залежи неодинаковы, меняются во времени и в пространстве. Для подсчета запасов нефти и газа, проектирования разработки и контроля за ней изучаются следующие виды давлений:

1. Пластовое давление – давление в некоторой точке пласта, не затронутой воздействием воронок депрессии соседних работающих скважин;

2. Начальное пластовое давление, замеренное в первой скважине, вскрывшей данный пласт до отбора из него флюида;

3. Текущее статическое пластовое давление – статическое забойное давление, замеренное по состоянию на определенную дату в скважине, после того, как в ней установилось относительное статическое равновесие;

4. Динамическое пластовое давление – забойное давление работающей скважины;

5. Динамическое пластовое давление – давление в пласте, находящемся в разработке, или на забое работающей скважины в условиях отсутствия статического равновесия. 

Обычно забойное давление называют пластовым, ввиду сложности определения истинного пластового давления.

Давления, замеренные в остановленных скважинах, в которых установилось относительное статическое равновесие – условно называют статическими пластовыми давлениями, а давления, замеренные в работающих скважинах – динамическими пластовыми (забойными) давлениями.

Замеры начальных или текущих пластовых давлений в отдельных скважинах не характеризуют среднего значения начального или текущего пластового давления всей залежи. Для определения среднего значения начального или текущего пластового давления замеры в отдельных скважинах относят к определенным поверхности, объему или площади, ограниченным известным и четким контуром. В практике разработки эта площадь называется зоной отбора. За границу площади, в пределах которой определяется среднее начальное или среднее текущее пластовое давление, принимается линия, проходящая за пределами внешнего ряда эксплуатационных скважин на расстоянии, равном принятому расстоянию между скважинами. Это важно для анализа разработки, а для подсчета запасов и учета свойств нефти и газа при объемном методе подсчета необходимо иметь значения среднего начального и среднего текущего пластовых давлений в пределах площади, ограниченной начальным внешним контуром нефтеносности.

Систематическое изучение давления и его регулирование очень важны для рациональной разработки залежей. Многочисленные замеры начального пластового давления на месторождениях России и за рубежом показали, что пластовое давление увеличивается с глубиной в пределах 0,08 – 0,12 МПа на каждые 10м глубины и в среднем составляет 0,1 МПа на 10м, что соответствует давлению воды.

Встречаются аномально высокие пластовые давления, связанные с различными причинами (большая высота газовой залежи).

В целом, величина пластового давления на большинстве нефтяных месторождений находится в прямой зависимости от глубины залегания пластов и обычно не превышает давление столба воды, соответствующего глубине вскрытия пласта.

4.5.2. Замеры пластовых давлений

Для наблюдения за процессом разработки пласта систематически замеряют пластовые давления в эксплуатационных скважинах глубинными манометрами.

В случаях, когда при фонтанном или компрессорном способе эксплуатации невозможно применять глубинный манометр, пластовые давления определяют расчетным путем по формулам.

При глубиннонасосной эксплуатации для определения забойных давлений используют данные о статических уровнях в скважинах. Уровни в скважинах (в затрубном пространстве) замеряют либо специальной желонкой, спускаемой в скважину, либо эхолотом. Затем определяют забойное давление по формуле  
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 - высоты столбов соответственно нефти и воды в скважине, м; 
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 - плотности соответственно нефти и воды.

Статическое забойное давление в насосной скважине можно приближенно определить по формуле:

Q = K (Pпл. – Pзаб.)
[image: image37.wmf]n

,

где Q – дебит жидкости в скважине, т/сут; K – коэффициент продуктивности скважины, (т/сут) МПа; Pпл. – пластовое давление в зоне исследуемой скважины, измеренное после ее остановки, МПа; Pзаб. – забойное давление при данном режиме работы скважины, МПа; Pпл. – Pзаб  - забойная депрессия (∆Р), МПа: n – показатель степени, который при линейном законе фильтрации принимается равным единице.

В случае пробных откачек в скважине при двух разных забойных депрессиях соответственно

Q1 = К (Pпл. – P1заб.)  и  Q2 = К (Pпл. – P2заб.),

где Q1 и Q2 – дебиты в первом и втором случаях, т/сут; P1заб. и P2заб. – забойные (динамические) давления в первом и втором случаях, МПа.

Разделив эти соотношения одно на другое, и произведя упрощения, получают:
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Более точно определяют забойное давление в газовой скважине:
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где Pзаб.. – статическое давление на забое закрытой скважины, МПа; 

Pм – манометрическое давление на устье закрытой скважины, МПа; 

Н – глубина скважины, м; рг- плотность газа по воздуху; 7734м – высота столба воздуха, эквивалентная давлению 0,1 МПа. 

Более точно можно вычислить статическое забойное давление с учетом уплотнения газа от собственной силы тяжести по формуле:
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где Н – глубина газовой скважины, см, РМ – манометрическое давление на устье закрытой скважины, МПа; e – основание натуральных логарифмов, равное 2,71. 

При замерах давления устье скважины должно быть герметизировано во избежание утечки газа и получения ошибочных данных.

4.5.3. Распределение пластовых давлений

на структуре нефтяного месторождения

Величина пластовых давлений зависит от соотношения между положением пьезометрической поверхности, глубиной залегания пласта и превышением устья скважины над уровнем моря. Рассмотрим наиболее типичные случаи и способы определения пластового давления.

1. Пьезометрическая поверхность находится ниже устья скважины (рис.13). При этом
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где ( – плотность жидкости, принимаемая за единицу.

Отсюда

Р < 
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2. Пьезометрическая поверхность совпадает с положением устья скважины (рис.13,б). В данном случае
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Рис.13. Соотношение глубины залегания пласта, положения пьезометрической поверхности и устьев скважин для определения пластового давления.

А, В, С – устья скважины; П.п – пьезометрическая поверхность.

3. Пьезометрическая поверхность находится выше устья скважины (рис.13,в). В этом случае
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Распределение давлений в скважинах на структуре может быть представлено схемой, показанной на рис.14, где изображено месторождение антиклинального строения с выходом нефтеносного пласта на дневную поверхность. Требуется опре​делить пластовые давления и статические уровни в пяти сква​жинах.
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Рис. 14. Схема распределения давлений в скважинах на структуре

Скв. 1 вскрыла краевую воду. Забой находится на глубине 950 м, а статический уровень на глубине 50 м от устья. Пласто​вое давление на забое (точка В) будет
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при плотности воды, равной единице. Статический  столб в сква​жине составит 900 м.

Скв. 2 пробурена на крыле антиклинали, вскрыла нефтяную часть пласта на глубине 450м от уровня моря; глубина скважины 750м. Для определения пластового давления в точке С надо от пластового давления  в точке В отнять притоводавление столба воды от точки В до водонефтяного контакта. рав​ного по высоте 100м, а также притоводавление столба нефти от водонефтяного контакта до забоя скв. 2, равного 150 м. Тогда пластовое давление точке С будет
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где 0,9 - плотность нефти.

Статический столб нефти должен уравновешивать в сква​жине вычисленное давление на забое в размере 6,65 МПа, т. е. он должен быть равен
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При этом статический уровень  нефти в скважине будет от устья на глубине

hст= 750 – 739 = 11 м.

Скв.3 вcкрыла газовую шапку. Пластовое давление в точке D следует определять путем вычитания из пластового давления в точке С противодавления столба нефти от забоя скв. 2 до газонефтяного контакта, равного в данном примере 150м. Давление на забое скважнны при этом будет
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Противодавление столба здесь не учтено ввиду его весьма незначительной величины. Найденное пластовое давление (5,3 МПа) является также давлением растворения газа в нефти в верхией части залежи.


Скв. 4 - забой находится на границе  вода-нефть. Так как он расположен на 100 м, выше забоя скв. 1. а давление на за​бое скв. 1 равно 9 МПа, то давление в скв. 4 (в точке Е) со​ставит
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Высота статического столба нефти над забоем
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Так как глубина скважины равна 800м, то, следовательно, скважина будет переливать (фонтанировать) нефтью; при за​крытии скважины давление на ее устье будет
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Скв. 5 - забой находится на отметке 700 м (аналогично скв. 1). Давление на забое также составляет 9МПа. Стати​ческий уровень должен установиться на высоте 900м от забоя, так как 0,1 МПа соответствует давлению в 10 м водяного  столба  Глу​бина скважины 800м, поэтому скважина будет фонтанировать водой; при закрытии скважины давление на ее устье составит 1МПа (при плотности воды,  равной единице).

Таким образом, при данном гидростатическом напоре в пла​сте в различных точках структуры устанавливаются различные пластовые давления. Для их сравнения пользуются приведенными давлениями (или приведенными напорами), отнесенными к некоторой условной поверхности. При построении карт изобар (карт равных пластовых давлений) за условную поверхность удобно принимать уровень моря  (или поверхность водонефтя​ного контакта), к которому и следует приводить все давления по скважинам (об этом будет подробно сказано ниже).

4.5.4  Приведение пластовых давлений

Приведение пластовых давлений обычно производится при проектировании разработки и различных гидродинамических расчетах. При этом за условную поверхность принимают на​чальное положение водонефтяного контакта, к которому и при​водят все давления по скважинам. Такие  же расчеты делают в дальнейшем по отношению к изменившемуся (текущему) положению водонефтяного контакта.

Cxeма приведения давления в скважине к давлению на водо​нефтяном контакте показана на рис. 15. В скв. 1, вскрывшей нефтяную часть пласта, зарегистрировано давление рН и в скв. 2, вскрывшей водяную часть пласта, отмечено давление рв; положение водонефтяного контакта известно.
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[image: image67.wmf]Рис.15. Схема приведения давлений по скважинам к давлению на водонефтяном контакте

1 – нефть; 2 – вода

Пересчет давлений на водонефтяной контакт для нефтяной скважины производят по формулам:
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где (H – плотность нефти;

для водяной скважины
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где (В – плотность воды.

4.5.5  Определение контактов по замерам пластовых давлений

В тех случаях, когда данные о непосредственных замерах контактов отсутствуют или их крайне недостаточно, положение поверхности контакта можно определить по данным о пластовых давлениях.

Для газовой залежи можно довольно точно определить положение газоводяного контакта (ГВК), имея данные о давлениях в скважинах (рис.16), вскрывших газовую (скв.1) и водяную (скв.2) части пласта. Положение контакта газ – вода определяют по следующей формуле:
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откуда:
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Рис.16. Схема определения контакта газ – вода по данным о давлениях в газовой и водяной скважинах

1 – газ; 2 – вода

Аналогично изложенному, можно вывести соотношения для определения контактов газ – нефть и нефть – вода по давлениям в скважинах (рис.17).
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Рис. 17.  Схема определения контактов газ-нефть и нефть-вода по данным о давлениях в скважинах

1-газ; 2-нефть; 3-вода

1. Для определения контакта газ – нефть
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и окончательно
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2. Для определения контакта нефть – вода
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Указанные формулы выведены без учета давления столба газа от забоя газовой скважины до контакта газ – нефть, так как величина этого давления ничтожно мала; не учтен также капиллярный эффект в зависимости от свойств коллектора и насыщающих его жидкостей. Эти формулы действительны при наличии в залежах нефти и газа малоподвижной пластовой воды или при установившемся в пластах естественном давлении пластовой воды от области питания к области разгрузки. Совершенно очевидно, что данные формулы действительны лишь для начальной стадии разработки пласта и не могут быть применены в тех случаях, когда начальное равновесие в пласте нарушено разработкой или длительной пробной эксплуатацией залежи.

Следует иметь в виду, что точность установления контактов по расчетным данным зависит от точности определения давлений в скважинах, в первую очередь манометрами. Определение положения контакта нефть – вода расчетным путем не может претендовать на такую точность, которая может быть достигнута при установлении положения контактов газ – нефть и особенно газ – вода по данным замеров давлений в скважинах газовой и водяной зон пласта.

При изучении распределения давления в нефтяных и газовых месторождениях, не затронутых еще разработкой, обнаружено, что начальное давление в различных частях месторождения неодинаково. Это различие в начальной величине давления вызывается региональным движением вод в пласте, причем наличие даже небольшого градиента давления приводит к нарушению горизонтальной плоскости контактов нефть – вода или газ – вода (рис. 18).
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Рис. 18 Смещение залежи нефти

1-вода; 2-нефть

4.5.6.   Карты изобар

Для наблюдения за поведением пласта в процессе разработки необходимо изучить характер распределения пластовых давлений. Для этого строят карты изобар – карты равных давлений. Исходные данные для карты изобар – это замеры давлений в скважинах на определенную дату. Методика построения карты не вызывает затруднений. Для анализа разработки замеренные давления в скважинах часто приводят к начальному положению водонефтяного или газонефтяного контакта по специальным формулам.

Карты изобар используются для определения скорости перемещения контура нефтеносности на отдельных участках, приближенного определения проницаемости пласта, приближенного определения положения водонефтяного контакта и др.

На рис. 19 показана карта изобар, на которой отчетливо видна резкая дифференциация зон депрессий и зон повышенного давления, являющаяся следствием неравномерной разработки пласта. 

На этой карте давления приведены к уровню моря, принятому за условную поверхность. Изобары ниже уровня моря имеют знак «минус», а выше уровня моря – знак «плюс».

Точность составления карт изобар зависит от точности замеров давлений в скважинах, что связано с конструкцией и техническим состоянием манометров.
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Рис. 19.  Карта приведенных изобар для брахиантиклинальной складки

1- изогипсы по кровле пласта, м; 2- приведенные изобары, м; зоны давлений: 3-повышенного, 4-пониженного; 5-внешний контур нефтеносности; точками показано положение скважин. 

4.5.7. Режимы нефтегазоносных пластов

Добыча нефти – это процесс вытеснения ее из пласта в скважину каким – то замещающим агентом. В качестве последнего часто используют воду, газ.

В настоящее время выделяют следующие основные режимы работы нефтяных залежей:

1) водонапорный режим;

2) упруго – водонапорный режим; 

3) газонапорный режим (или режим газовой шапки);

4) режим растворенного газа;

5) гравитационный режим.

Первые три режима – режимы вытеснения, последние два – режимы истощения пластовой энергии. Режим пласта – сложный комплекс проявлений его движущих сил.

Водонапорный режим. Основным видом энергии, продвигающей нефть по пласту, является напор краевых (подошвенных) вод. На начальном этапе разработки с увеличением числа скважин, вводимых в эксплуатацию, наблюдается рост добычи нефти. В дальнейшем, при поддержании добычи на достигнутом уровне наблюдается стабилизация пластового давления, затем, по мере появления наступающей краевой воды, количество ее возрастает в флюиде, а добыча нефти снижается. В результате обводнения часть скважин выбывает из эксплуатации, что приводит к снижению общего отбора жидкости и некоторому повышению пластового давления.

При эффективном водонапорном режиме ширина водонапорной системы обычно составляет 15 – 25км, а проницаемость пород – не менее 1мкм2. Коэффициент нефтеотдачи колеблется при этом режиме в пределах 0,65 – 0,80, в зависимости от коллекторских свойств пород и других факторов. Опыт разработки залежей с водонапорным режимом показал, что естественные условия режима сохраняются при годовом отборе жидкости из пласта не более 6% от промышленных запасов нефти в залежи.

Упруго – водонапорный режим. При этом режиме пластовое давление в каждый момент эксплуатации зависит и от текущего и от суммарного отбора жидкости из пласта. Основной источник энергии – упругость жидкости (нефти и воды) и породы. Рост добычи нефти при этом режиме зависит от темпа ввода скважин в эксплуатацию: чем он медленнее, тем ниже начальные дебиты скважин, так как скважины вскрывают залежь в условиях более низкого пластового давления.

При снижении пластового давления ниже давления насыщения, газовый фактор растет, нефть, теряя растворенный газ, становится более вязкой, и общая добыча нефти снижается в более быстром темпе. Коэффициент нефтеотдачи колеблется в пределах 0,5 – 0,7. Для обеспечения отбора нефти при этом режиме требуется воздействие на пласт.

Режим газовой шапки. Основным видом энергии здесь является напор газа газовой шапки. Пластовое давление зависит в этом режиме от суммарного отбора нефти из пласта и по мере отбора непрерывно снижается.

Эффективность газонапорного режима зависит от соотношения размеров газовой шапки и залежи нефти, от коллекторских свойств пласта и характера структуры.

По мере извлечения нефти из пласта и снижения давления в нефтяной зоне, газовая шапка расширяется и газ двигает нефть в пониженные части пласта к забоям скважин.

Однако при некотором напоре краевых вод по мере снижения давления в газовой шапке может начаться перемещение нефти из нефтяной зоны пласта в газовую шапку. Это нежелательно, так как нефть, смачивающая сухие пески газовой шапки, может быть безвозвратно потеряна. Чтобы этого не произошло закачивают газ в газовую шапку. Коэффициент нефтеотдачи при газонапорном режиме колеблется в пределах 0,4 – 0,5.

Режим растворенного газа. При этом режиме нефть из пласта продвигается к забоям скважин под действием энергии пузырьков расширяющегося газа при выделении его из нефти.

В процессе эксплуатации залежи после достижения дебитов некоторого максимума, дебит и давление снижаются. Газовые факторы уже в начальную стадию разработки быстро возрастают, а в дальнейшем по мере истощения залежи снижаются. Дебиты скважин при этом становятся низкими и продолжают падать вследствие перехода на гравитационный режим.

Коэффициент нефтеотдачи при режиме растворенного газа колеблется в пределах 0,2 – 0,4.

Гравитационный режим. При гравитационном режиме движение нефти по пласту к забоям скважин происходит за счет силы тяжести самой нефти. Различают напорно – гравитационный режим и режим со свободным зеркалом нефти. Напорно – гравитационный режим наблюдается в том случае, когда пласт высокопроницаемый и круто наклонен, что облегчает продвижение нефти в его пониженные части. При этом режиме дебиты скважин, особенно тех, которые расположены далеко вниз по падению пласта, могут быть более или менее значительными, что соответственно обуславливает более высокий коэффициент нефтеотдачи. Обычно при гравитационном режиме коэффициент нефтеотдачи колеблется в пределах 0,1 – 0,2.

Гравитационный режим со свободным зеркалом нефти обычно наблюдается в пластах с пологим залеганием и плохими коллекторскими свойствами. В этом случае уровни в скважинах обычно находятся ниже кровли пласта. Нефть притекает лишь из площади, находящейся в зоне расположения данной скважины, в результате чего образуется свободная поверхность нефти, определяющаяся линией естественного «откоса».

4.6.   Методы подсчета запасов нефти и газа

По степени изученности запасы нефти и газа подразделяются в России на четыре категории: А, В, С1 и С2. Ниже дается краткая их характеристика.

Категория А – запасы залежи изучены с детальностью, обеспечивающей полное определение формы и размеров залежи, эффективной нефтегазонасыщенной мощности, характера изменения коллекторских свойств и нефтегазонасыщенности продуктивных пластов, качественного и колличественного состава нефти, горючих газов и содержащихся в них сопутствующих компонентов и других параметров, а также основных особенностей залежи, от которых зависят условия ее разработки – режим работы залежи, продуктивность скважин, давление, проницаемость коллекторов, гидро – и пьезопроводность и другие особенности.

Запасы категории А подсчитываются в процессе разработки залежей.

Категория В – запасы залежи, нефтегазоносность которой установлена на основании получения промышленных притоков нефти или горючих газов в скважинах на различных гипсометрических отметках и наличия благоприятных промыслово – геофизических данных керна. Форма и размеры залежи, эффективная нефтегазонасыщенная мощность, характер изменения коллекторских свойств и нефтегазонасыщенность продуктивных пластов, и другие параметры, а также основные особенности, определяющие условия разработки залежи, изучены приближенно, но в степени, достаточной для проектирования разработки залежи: состав нефти, горючих газов и содержащихся в них сопутствующих компонентов в пластовых условиях и условиях поверхности изучены детально. По нефтяным залежам проведена пробная эксплуатация отдельных скважин. По газовым залежам установлено отсутствие нефтяной оторочки или определена его промышленная ценность.

Категория С1 – запасы залежей, нефтегазоносность которых установлена на основании получения промышленных притоков нефти или горючих газов в отдельных скважинах (часто скважина может быть опробована испытателем пластов) и благоприятных промыслово – геофизических данных в ряде других скважин, а также запасы части залежи (тектонического блока), примыкающей к площадям с запасами более высоких категорий.

Условия залегания нефти или горючих газов установлены проверенными для данного района методами геологических и геофизических исследований; коллекторские свойства продуктивных пластов и другие параметры изучены по отдельным скважинам или приняты по аналогии с более изученной частью залежи и соседними разведанными месторождениями.

Категория С2 – запасы нефти и горючих газов, наличие которых предполагается на основании благоприятных геологических и геофизических данных в отдельных неразведанных полях, тектонических блоках и пластах изученных месторождений, а также запасы в новых структурах в пределах нефтегазоносных районов, оконтуренных проверенными для данного района методами геологических и геофизических исследований.

Забалансовые запасы категории С2 не подсчитываются. 

Кроме запасов нефти и газа категорий А, В, С1 и С2, подсчитываемых по отдельным месторождениям и площадям, для оценки потенциальных возможностей нефтегазоносных бассейнов, областей, районов на основе общегеологических представлений определяются прогнозные ресурсы категорий Д1 и Д2.

По подготовленным к поисковому бурению структурам подсчитываются перспективные ресурсы категории С3.

4.6.1 Объемный метод подсчета запасов нефти

Объемный метод подсчета запасов нефти широко применяется при любом режиме работы нефтяного пласта и на любой стадии его разведанности. Помимо основного объемного метода существуют различные его варианты, которые на практике редко применяются: объемно- статистический, объемно-весовой, площадной и др.

Объемно-статистический вариант основан на использовании по выработанному пласту произведения коэффициента нефтеотдачи на коэффициент нефтенасыщения. Это произведение называется коэффициентом использования объема пор и может быть принято для подсчета запасов нефти объемным методом на новых, аналогичных по геологическому строению месторождениях, для которых раздельное определение коэффициентов нефтенасыщения и нефтеотдачи затруднительно.

Площадной вариант заключается в определении по выработанной площади полученных запасов на единицу продуктивной площади и на 1м нефтенасыщенной мощности и в последующей экстраполяции полученной величины на аналогичную в геологическом отношении площадь. Этот вариант расчета применяют для прогнозов ресурсов.

При объемном методе подсчета запасов нефти исходят из того, что нефть залегает в порах пласта, объем которых можно определить, зная геометрические размеры нефтеносного пласта и пористость слагающих его пород.

Для подсчета запасов нефти применяют следующую формулу:
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где Q –  извлекаемые запасы нефти, т ;  F – площадь нефтеносности, м2 ,  h – нефтенасыщенная мощность пласта, м; m -  коэффициент открытой пористости нефтесодержащих пород; β – коэффициент насыщения пласта нефтью; (коэффициент насыщения );  ( – коэффициент нефтеотдачи;   ρ – плотность нефти на поверхности, т/м3;  θ – пересчетный коэффициент, учитывающий усадку нефти:  θ=1/b (b – объемный коэффициент пластовой нефти).

При подсчете запасов нефти объемным методом должны быть представлены:

а) обоснования выделенных категорий запасов с указанием их границ на подсчетном плане – структурной карте по кровле нефтяного пласта, с результатами опробования или пробной эксплуатации скважин;

б) фактические данные по скважинам об эффективной мощности пласта и его пористости, а также о методике получения и обоснования принятых исходных данных для подсчета;

в) данные об анализе нефти и усадке нефти при извлечении ее на поверхность, а также данные о газовом факторе;

г) фактические данные о пластовом давлении, давлении насыщения и температуре пласта;

д) данные о режиме пласта, типе коллектора и его свойствах.

Площадь нефтеносности (F) определяют на подсчетных планах. Подсчетный план – структурная карта по кровле нефтеносного горизонта составляется в масштабах 1:5000 – 1: 50000. На карте показывают результаты опробования всех пробуренных скважин на дату подсчета. На карте показывают все скважины:

а) давшие безводную нефть или газ. Около скважины в числителе дроби показывают начальный среднесуточный дебит нефти или газа, а в случае появления воды - дату ее появления и содержание в процентах, в знаменателе текущий среднесуточный дебит и содержание воды  в процентах;

б) давшие нефть или газ с водой; указывают начальный среднесуточный дебит нефти или газа и процентное содержание воды;

в) давшие воду или газ;

г) давшие при испытании воду с пленкой нефти;

д) встретившие притоки нефти или газа в процессе бурения;

е) показавшие благоприятные признаки газонефтеносности по каротажу, но неопробованные.

При определении контура нефтеносности и продуктивной площади необходимо использовать карту водонефтяного контакта.

Площадь нефтеносности измеряют планиметром с больщой точностью. Нефтенасыщенная мощность пласта h – определяется как среднеарифметическая величина или как средневзвешенная по площади. Среднеарифметическую величину вычисляют, когда число пробуренных скважин крайне невелико и мощность по скважинам сильно различается. Если же скважин пробурено много и мощность пласта в них меняется более или менее плавно, то среднюю мощность вычисляют путем составления карты изопахит и подсчета по ней средневзвешенной мощности на единицу площади по формуле:


[image: image81.wmf],

...

...

2

1

2

2

1

1

n

n

n

f

f

f

f

h

f

h

f

h

h

+

+

+

+

+

+

=

где

f1, f2,… fn – площади отдельных участков пласта, ограниченных соседними изопахитами, м2; h1, h2,… hn – средние изопахиты, соответствующие указанным участкам и определяемые как средние величины между двумя соседними изопахитами, м; n – число скважин.

Объем нефтенасыщенной части пласта Fh является наиболее важным параметром. Определение продуктивного объема пласта производится арифметическим способом, с помощью карт изопахит, литологической карты и путем построения сводно- статистического разреза.

Арифметический способ определения объема пласта V=Fh применяется для монолитного пласта, характеризующегося простой формой строения, более или менее однородным фациальным составом пород и небольшой изменчивостью мощности. Сущность его заключается в определении средней эффективной мощности пласта по скважинам и умножении этой средней величины на площадь пласта.

При достаточной разбуренности пласта для определения продуктивного объема следует использовать карты изопахит. Объем залежи определяют путем вычисления элементарных объемов и последующего суммирования по уравнению:

V =  f1h 1+ f2h2 +…+ fnhn ,

где V – объем пласта, м3; h1, h2… hn – средняя эффективная нефтенасыщенная мощность определяемая как полусумма соседних изопахит, м; f1, f2… fn – площади участков между соседними изопахитами, м2 . 

Коэффициент открытой пористости m обычно определяется по результатам изучения образцов пород из нефтеносного пласта. Но в достаточном количестве таких данных нет, поэтому для определения пористости используют промыслово-геофизические методы исследований.

При вычислении средних значений пористости по залежи нефти применяют различные варианты, а именно: определение средних значений пористости по объему пласта, числу образцов, имеющихся по всем скважинам, определение среднего значения пористости по данным отдельных скважин и по залежи путем взвешивания пористости по площади. Выбор варианта зависит от динамики изменения пористости по площади и разрезу, от числа и расположения скважин, от количества определений по каждой скважине.  В случае невыдержанности коллекторских свойств пласта желательно получение не менее трех определений пористости на 1м эффективной мощности.

Если продуктивный пласт однородный по литологическому составу, то значение пористости по скважине определяется по формуле: 
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где m0 – отдельные определения пористости, n  - число определений.

Определение среднего значения пористости при неоднородности пласта по скважинам производится так:  вначале находят среднюю пористость по каждой скважине отдельно путем взвешивания имеющихся данных по мощности интервалов.
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где m1, m2 …. mn – пористость по интервалам мощности; h1, h2 …. hn – мощности интервалов по скважине, для которых определена пористость, м. По этим средним значениям пористости по скважинам вычисляется среднеарифметическая величина пористости (Мср) по пласту.
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где  m1ср(h), m2ср(h)…. mnср(h) – средние значения пористости по скважинам.

Среднюю величину пористости по пласту можно определить по карте пористости.

Коэффициент нефтенасыщенности β определяется по формуле

β =1-Кв ,

где Кв – коэффициент водонасыщенности (содержание связанной воды).

Коэффициент нефтеотдачи ( – зависит от литологических свойств коллектора, свойств нефти, темпа и системы разработки, метода эксплуатации и т.д.

В зависимости от режима пласта величину коэффициента нефтеотдачи принимают:

· для эффективного водонапорного режима    - 0,65-0,8
· для упруго-водонапорного режима                - 0,5-0,7
· для эффективного режима газовой шапки     - 0,4-0,6
· для неэффективного режима газовой шапки - до 0,4
· для режима растворенного газа                       - 0,2-0,4
· для гравитационного режима                           - 0,1-0,2.
Плотность нефти определяется в лаборатории в стандартных условиях при 20°С.

Пересчетный коэффициент θ, или величину, обратную объемному коэффициенту пластовой нефти β , вводят для приведения подсчитанных запасов нефти в недрах к стандартным условиям на поверхности.

4.6.2 Объемный метод подсчета запасов свободного газа
Основными методами подсчета запасов свободного газа являются – объемный и по падению давления.

Объемный метод подсчета запасов газа широко применяется благодаря своей простоте, а также потому, что необходимые для него параметры можно получить в процессе разведки при пробной эксплуатации газа.

 Формула подсчета запасов газа объемным методом следующая:
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где V – извлекаемые (промышленные) запасы газа на дату расчета, м3 ; F – площадь, в пределах продуктивного контура газоносности, м2; h – мощность пористой части газоносного пласта, м; m – коэффициент пористости; Р( – среднее абсолютное давление в залежи газа на дату расчета, МПа; РК - среднее остаточное абсолютное давление (конечное) в залежи после извлечения промышленных запасов газа и установления на устье скважины абсолютного давления, равного 0,1МПа.
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α и αК -  поправки на отклонение углеводородных газов от закона Бойля-Мариотта соответственно для давлений Р и Рк; f – поправка на температуру для приведения объема газа к стандартной температуре:
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(tсТ=20ºС, Т=273ºС); βг – коэффициент газонасыщенности с учетом содержания связанной воды; ηг – коэффициент газоотдачи.

Пластовое давление в газовых скважинах определяется на основании данных о давлениях на устьях скважин (при временном их закрытии) с учетом силы тяжести столба газа 
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где РМ – манометрическое давление на устье закрытой скважины на дату расчета, МПа; е – основание натуральных логарифмов, равное 2,71; Н – глубина кровли газоносного пласта, м; ρг – плотность газа по воздуху.

Остаточное давление в залежи (РК) определяется при условии принятия давления на устье Р=0,1МПа (после извлечения промышленных запасов газа) согласно формуле  
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Обычно в зависимости от глубины залегания и состава газа величина Рк колеблется в пределах 0,1-0,3 МПа. Очевидно, что при водонапорном режиме учет остаточного давления Рк в пласте нецелесообразен, в этом случае Рк в формуле принимают равным нулю (Рк =0). Площадь газоносности, среднюю мощность пористой части пласта и средний коэффициент пористости определяют также, как при подсчете запасов нефти объемным методом.

Для определения отклонения природного газа от закона Бойля-Мариотта следует вводить поправку на сжимаемость z в зависимости от состава газа, давления и температуры. Поправка равняется 
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- коэффициент сжимаемости газа (Р – давление газа, V – объем газа, R – универсальная газовая постоянная, T – абсолютная температура). Численные значения коэффициента сжимаемости для различных условий определяются лабораторным путем. В необходимых случаях для приближенных значений коэффициента сжимаемости пользуются по опытным кривым, по графику.

 Для определения коэффициента газонасыщенности (г можно пользоваться графиком, позволяющим определить эту величину с учетом содержания связанной воды. Такой график служит для ориентировочных расчетов, если отсутствуют лабораторные данные о газонасыщенности.

Сложным является вопрос обоснования коэфффициента газоотдачи, так как бывает недостаточно данных. Установлено, что:

а) для месторождений с запасами газа более 1,5-2,0 млрд. м3 коэффициент газоотдачи колеблется в пределах 0,9-0,99 (от первоначальных запасов, подсчитанных с учетом остаточного давления 0,1 МПа);

б) для месторождений с меньшими запасами коэффициент газоотдачи колеблется в пределах 0,66-0,8;

в) при вытеснении газа водой из рыхлых песков остаточная газонасыщенность составляет 16%; для плотных песчаников она колеблется в пределах 25-50%;

г) промысловые данные изучения керна, взятого в обводненной части газоносной площади, показывают остаточную газонасыщенность в пределах 16,7-21,8%.

4.6.3.  Метод подсчета запасов свободного газа по падению давления

Формула подсчета запасов свободного газа по падению давления основана на предположении о постоянстве количества газа, извлекаемого при падении давления на 0,1МПа, во все периоды разработки залежи газа. Если на первую дату (с начала разработки) из газовой залежи было добыто Q1 объемов газа и давление в залежи составляло P1, а на вторую дату было добыто Q2 объемов газа и давление в залежи равнялось P2, то за период разработки от первой до второй даты на 0,1МПа падения давления добыча газа составила:
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Полагая, что и в дальнейшем при падении давления до некоторой величины Рк будет добываться то же количество газа на 0,1МПа снижения давления, получают формулу для подсчета остаточных извлекаемых запасов газа на вторую дату, с учетом поправок на отклонения от законов состояния идеальных газов (1 и (2 (соответственно для давлений Р1 и Р2).
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где V – остаточные извлекаемые запасы газа, м3. При расчете начальных запасов газа, в числителе вместо (Р2(2 - РК(К) следует поставить (Рнач(нач-РК(К). Метод подсчета запасов газа по падению давления в случае водонапорного режима неприменим.

4.6.4.  Подсчет запасов газа, растворенного в нефти.

Для этого метода необходимо иметь данные: Р- среднее пластовое давление в залежи нефти, вычисленное по карте изобар на дату расчета , МПа; Q1 – остаточные извлекаемые запасы нефти на дату расчета, т; гр – средний газовый фактор на дату расчета, м3/т; г – вычисленная по графику растворимость газа в нефти на дату расчета (при давлении Р), м3/т. Тогда запасы газа V (м3) будут равны:

при гр > г    V=Q1г,

при гр < г    V=Q1гр

Поскольку оставшаяся неизвлеченной часть нефти при снижении давления также будет выделять газ, то при режиме растворенного газа и при режиме газовой шапки учитывают и те количества газа, которые могут быть получены дополнительно из нефти, оставшейся в недрах. Тогда формула расчета запасов растворенного в нефти газа примет вид:

V0 = Q0r0 -  Qизвлb0РК (K f - Qизвл( b0 -b)РК (К f - Qнеизвл гК  ,

где V0 – извлекаемые запасы растворенного в нефти газа при стандартных условиях, м3; Q0 – балансовый запас нефти при стандартных условиях, м3; Qизвл – извлекаемые запасы нефти при стандартных условиях, м3; Qнеизвл – неизвлекаемые запасы нефти при стандартных условиях, м3; b0 – объемный коэффициент пластовой нефти на начальную дату разработки при давлении Р0; b – объемный коэффициент пластовой нефти на конечную дату разработки при остаточном давлении РК; г0 – средневзвешенный первоначальный газовый фактор, замеренный на трапе, при 0,1 МПа, м3/м3; гК – остаточное количество газа, растворенного в нефти при остаточном давлении РК, м3/м3; РК – остаточное давление в пласте, МПа; (К – поправка на коэффициент сжимаемости газа для давления РК; f – поправка на температуру. 

Для упрощения расчета обычно принимают:

РК   = 1МПа.

4.6.5. Подсчет запасов конденсата в газоконденсатных месторождениях

В газоконденсатных месторождениях подсчет запасов газа производится по методу для газовых залежей. Запасы же конденсата, после определения запасов газа, подсчитывают по данным об его среднем содержании в граммах на один м3 газа. Находят содержание конденсата в пластовых условиях, затем количество стабильного конденсата, выпадающего при различных режимах сепарации, его фракционный состав и плотность.

Балансовые запасы стабильного конденсата определяются по данным балансовых запасов газа в залежи в единицах массы по соотношению
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где Q0 – начальные балансовые запасы стабильного конденсата при стандартных условиях, м3; V0 – начальные запасы газа (включая конденсат) при стандартных условиях, м3; (К – плотность стабильного конденсата, т/м3; R – средний начальный газоконденсатный фактор при стандартных условиях, м3/м3; q – среднее начальное содержание в газе стабильного конденсата при стандартных условиях, м3/м3.

Коэффициент конденсатоотдачи, считая на конденсат, по опытным данным достигает 0,75, а при рациональной разработке с поддержанием пластового давления отдачу конденсата можно довести до 0,9-0,92.

При эксплуатации газоконденсатных залежей по мере снижения пластового давления из газа частично выделяются высококипящие фракции в виде жидкой фазы и поэтому состав газа меняется в направлении уменьшения в нем высококипящих фракций. В результате снижения пластового давления меняются плотность газа и коэффициент сверхсжимаемости. Поэтому для более точного определения запасов газа следует периодически отбирать пробы газа для лабораторных исследований. Без учета этих изменений для залежей, в пластовом газе которых содержится около 400-500см3/м3 жидкой фазы, погрешность в определении среднего пластового давления достигает 15%, (а отношение p/z – около 17%), что приводит к погрешности в определении запасов газа. При подсчете запасов газа в газоконденсатных месторождениях следует учитывать ту долю конденсата, которая содержится в газе в газообразном состоянии. Это необходимо потому, что после выделения газообразного конденсата в виде жидкой фазы объем подсчитанных запасов газа уменьшится на величину объема этого выделившегося конденсата. Содержание конденсата в газовом состоянии в газе определяется по состоянию:
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где V – содержание конденсата в газовой фазе в пластовом газе при стандартных условиях, м3; Q0 – балансовые запасы конденсата, т; М – молекулярная масса конденсата.

При начальном содержании стабильного конденсата 500г/м3 и при запасах газа 50млрд.м3, запасы конденсата будут равны 25млн.т, объем конденсата в газовой фазе составит 5,6 млрд.м3, т.е. около 9% от начальных запасов газа.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Количество нефти,  которое можно извлечь из месторождений колеблется в широких пределах и зависит как от природных условий, так и от выбранного рационального метода разработки. Поэтому промысловый геолог должен очень хорошо знать не только геологию месторождения, но и детальную характеристику пласта – коллектора, свойства нефти и газа, состояние скважины, ее расположение относительно контура залежи, характер пластового давления и т. д., чтобы грамотно управлять процессом разработки. Промысловый геолог должен хорошо знать геологическую интерпретацию промыслово-геофизических исследований, уметь пользоваться данными сейсморазведки, работать с компъютером, чтобы в конечном итоге правильно организовать геологическую работу по контролю за разработкой месторождения нефти и газа.

Краткие сведения по основам нефтегазопромысловой геологии и подсчету запасов нефти и газа, изложенные в данной главе могут быть полезными для студентов, самостоятельно изучающих геологические вопросы, связанные с рациональной разработкой залежей углеводородов.
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