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ВВЕДЕНИЕ

Доля нефти и газа в мировом энергетическом балансе в настоящее время составляет около 80%. 

Поиск и разведка нефтяных и газовых месторождений в нашей стране наращивает свои темпы, охватывая новые регионы и глубокие горизонты. Особая роль при этом возлагается на научный прогноз и обоснование постановки всех видов нефтегазопоисковых работ на решение этих задач в минимальные сроки и с минимальными средствами. В связи с этим высокие требования предъявляются ко всем нефтегазогеологическим наукам, в первую очередь – повышению точности прогноза новых нефтяных, газовых месторождений и перспективных территорий.

Геология нефти и газа – наука о закономерностях строения, формирования и размещения месторождений нефти и газа в земной коре. Она является частью общей науки о полезных ископаемых. Предмет ее изучения - естественные проявления, залежи, месторождения (местоскопления) нефти и газа, нефтегазоносные районы, области, провинции (бассейны). Главная ее цель – установление закономерностей в размещении скоплений нефти и газа в земных недрах, районирование нефтегазоносных территорий по перспективам нефтегазоносности, разработка рациональных научных методов прогноза новых месторождений, проектирование и проведение поисковых и разведочных работ на нефть и газ.

В своих исследованиях нефтегазовая геология опирается на достижения других наук – физики, химии, математики, механики, широко внедряет в практику новейшие приборы и ЭВМ. Особый вклад в открытие новых месторождений нефти и газа вносит геофизика с комплексом гравиметрических, сейсмических, магнитометрических и электронных методов изучения земных недр.

Учебное пособие составлено в форме краткого курса лекций по основным вопросам нефтегазовой геологии. Оно предназначено для студентов заочной и очной форм обучения негеологических специальностей – буровиков, разработчиков, проектировщиков и строителей нефтегазопроводов и нефтегазохранилищ, содержит основные сведения о залежах и месторождениях нефти и газа, методах их поисков и разведки. Отдельная глава XII посвящена геологии и нефтегазоносности Западно-Сибирской провинции.

Глава I. КРАТКАЯ ИСТОРИЯ НЕФТЕГАЗОВОЙ ГЕОЛОГИИ И РАЗВИТИЯ НЕФТЕГАЗОВОЙ ПРОМЫШЛЕННОСТИ

Геология нефти и газа - наука молодая. Она заявила о себе в 1920-30 годах, главным образом, благодаря научным трудам академика И.М.Губкина. Его монография "Учение о нефти" вышла в свет в 1932 году и стала первым учебником по геологии нефти. Позже учебники по геологии нефти и газа были созданы И.О.Бродом и Н.А.Еременко (1950г), Н.А.Еременко (1961, 1968гг),И.В.Высоцким (1976г), А.А.Бакировым и др.(1982г), В.В.Семеновичем и др.(1987г), Э.А.Бакировым и др.(1980, 1990гг).

В 1921 году был создан первый в нашей стране нефтяной институт в Баку, а в 1930 – в Москве. В эти годы впервые началась подготовка специалистов геологов-нефтянников.

Отдельные достижения в области геологии нефти и газа были установлены еще до революции Д.И.Менделеевым, А.П.Карпинским, Д.В.Голубятниковым, К.П.Калицким. Еще в середине XIX века академиком Абихом была разработана антиклинальная теория для поисков месторождений нефти и газа, являющаяся основой поисковых работ и в настоящее время. В 1911 году в Майкопском районе И.М.Губкиным впервые установлен новый тип залежей, получивших название рукавообразных, связанных с зонами литологического выклинивания коллекторских пород. Это открытие положило началу направления поисков залежей нефти и газа неантиклинального типа.

В годы индустриализации, в 1930-40 годах в нашей стране было широко развернуто поисковое бурение на нефть и газ. Работы проводились по рекомендациям И.М.Губкина и вскоре увенчались успехом – открытием Второго Баку – Волго-Уральской нефтегазоносной провинции. Советская нефтяная наука в эти годы получила громадный объем фактического материала, позволившего разработать новые теоретические положения, новые методы поисков месторождений и нефтегазоносных территорий. В СССР сложилась современная нефтяная наука – учение о нефти. У ее истоков стоял академик И.М.Губкин, предсказавший открытие нефти в Западной Сибири. Наследие И.М.Губкина было развито А.Д.Архангельским, И.О.Бродом, А.А.Бакировым, Н.В.Вассоевичем, Н.А.Еременко, М.Ф.Мирчинком, А.А.Трофимуком и другими учеными-нефтяниками. Научные школы нефтяников в настоящее время существуют не только в столичных городах, но и в далеких периферийных частях страны, включая Сибирь и Дальний Восток. В 1964 году был открыт Тюменский индустриальный институт, который в 1994 году был переименован в Тюменский государственный нефтегазовый университет.

До середины прошлого столетия нефть в промышленных масштабах не разрабатывалась, т.к. не было технических средств для ее добычи. Нефть добывалась кустарным способом из колодцев вблизи ее естественных выходов. Решающую роль в развитии нефтяной промышленности сыграло бурение. В Бакинском районе первая скважина была пробурена в 1848 году, но промышленная нефть здесь была получена только в 1871 году. На Кубани фонтан нефти с глубины 80 м. был получен в 1864 году, на Челекене – в 1876г. Поисковое бурение в районе Ухты было начато в 1870г. и в 1872 году был получен первый фонтан нефти. На Эмбе поисковые работы были начаты в 1892 году, и в 1899 году здесь получен промышленный приток нефти. В эти же годы первые месторождения нефти были выявлены на других континентах и в других странах: в Канаде – в 1857 году, в Германии и США – в 1859 году, в Италии – в 1860 году, в Румынии – в 1861 году, в Польше – в 1874 году, во Франции – в 1881 году. 

Широкое внедрение вращательного бурения началось в 1925 году. В эти же годы началось внедрение геофизических методов в практику поисков нефти и газа.

Первые нефтеперегонные заводы были построены значительно раньше начала промышленной добычи нефти. В России такой завод был построен еще в 1821 году. Основная часть нефти при этом использовалась для получения керосина, который в те времена пользовался высоким спросом. В 1859 году на Апшеронском полуострове был построен первый крупный нефтеперегонный завод.

Добыча нефти до 1860 года на земном шаре состовляла 2-5 тыс.тонн в год. В первые же годы применения бурения добыча нефти возросла до десятков тыс.т. В 1862 году ее было добыто 30 тыс.т., а через 50 лет добыча нефти достигла 40 млн. т. В 1965 году мировая добыча нефти составила 1,5 млрд. т, а через 11 лет, в 1976 году, почти 3 млрд. т. В настоящее время геологоразведочные работы по добыче нефти и газа осуществляют свыше 100 стран мира (табл.1). Нефть и газ теперь добывают не только на континентах, но и на морских и океанических пространствах. На этой базе сейчас усиленно развивается новая отрасль геологии – морская геология. В 1981 году на шельфах морей и океанов было добыто (Англия, Норвегия, США, Мексика, Саудовская Аравия и др.) около 600 млн. тонн нефти.

До 1930-х годов в большинстве стран мира нефть добывалась с глубины до 300 м., на Кавказе – до 1000 м. Позже глубина бурения скважин на нефть возрастала на 500 м. в каждые 10 лет.

Главные центры мировой добычи нефти расположены в странах Ближнего Востока (Саудовская Аравия, Иран, Ирак, Кувейт, Катар, Абу-Даби) – здесь в 2000 году добывалось 1078 млн. т. нефти и 205 млрд. м3. газа. Мировые разведанные запасы нефти на 2001 год составляли 140, 9 млрд. т., газа – 149,5 трлн. м3. Интенсивно ведется добыча нефти в странах Африки и Северном море (Англия, Норвегия).

Россия – могучая нефтяная держава мира. В 1988 году в СССР было добыто 624 млн. т. нефти, 770 млрд. м3. природного газа. Нефтяная промышленность нашей страны развивалась интенсивными методами. 

Таблица 1

Мировая добыча нефти по странам и континентам, 2001г.

	
	Наименование страны
	Годовая добыча

млн.тонн
	Наименование страны
	Годовая добыча

млн.тонн

	Европа


	Норвегия
	162,1
	Сев.Америка
	США
	351,7

	
	Великобритания
	117,9
	
	Мексика
	176,6

	
	Дания
	16,9
	
	Канада
	129,1

	
	Другие страны
	20,6
	
	Итого
	657,4

	
	Итого
	323,7
	Центральная и Юж.ная Америка
	Венесуэла
	176,2

	Ближний и дальний Восток
	Саудовская Аравия
	422,9
	
	Бразилия
	66,3

	
	Иран
	182,9
	
	Аргентина
	40,6

	
	Ирак
	117,9
	
	Колумбия
	31,0

	
	Арабские Эмираты
	113,2
	
	Эквадор
	21,2

	
	Кувейт
	104,2
	
	Другие страны
	18,7

	
	Оман
	47,4
	
	Итого
	354,0

	
	Катар
	36,0
	Африка
	Нигерия
	105,2

	
	Сирия
	27,3
	
	Ливия
	67,0

	
	Йемен
	21,7
	
	Алжир
	65,8

	
	Другие страны 
	2,3
	
	Египет
	37,3

	
	Итого
	1075,6
	
	Габон
	15,0

	Страны Азии и Тихого океана
	Китай
	164,9
	
	Конго
	14,0

	
	Индонезия
	68,6
	
	Другие страны
	30,8

	
	Малайзия
	35,1
	
	Итого
	370,7

	
	Индия
	36,1
	
	Россия
	348,1

	
	Австралия
	31,8
	Бывшие республики СССР
	Казахстан
	39,7

	
	Вьетнам
	17,1
	
	Азербайждан
	14,9

	
	Таиланд
	7,1
	
	Туркменистан
	8,0

	
	Другие страны
	9,5
	
	Узбекистан
	7,3

	
	Итого
	379,4
	
	Другие страны
	6,2

	
	
	
	
	Итого
	424,2

	В 2002 году в мире было добыто нефти 3584,9 млн.т., из них страны ОПЕК – 1459,7 млн.т.


В 1891 году в России было добыто 4,5 млн. т. нефти, а в 1901 – 11,6 млн. т. В 1921 году добыча нефти в СССР снизилась до 3,8 млн. т., а перед началом Великой Отечественной войны в 1940 СССР добывал 31 млн. т. нефти.

В 1940-50-х годах усилиями геологов-нефтяников, буровиков и разработчиков в нашей стране была создана новая нефтяная база страны – Второе Баку, располагающаяся на территории Татарии, Башкирии, Пермской, Саратовской и Оренбургской областей; а в 1953 открыта еще одна нефтегазоносная провинция – Западно-Сибирская. В эти же годы нефтегазоносные территории были выявлены в Средней Азии и Восточной Сибири – на территории Красноярского края, Якутии, Иркутской области, на Сахалине.

По достигнутой добыче нефти и газа наша страна в настоящее время занимает одно из первых мест в мире. В 1949 году добыча нефти в СССР превысила 71 млн. т. В последующие годы добыча нефти в нашей стране продолжает расти быстрыми темпами: уже в 1965 году она достигла 243 млн. т., а через 15 лет, в 1980 – 603 млн. т. В 1992 году нефтяная промышленность в России была акционирована, были созданы нефтегазодобывающие компании: Лукойл, Юкос, Сургутнефтегаз, Татарстан, Башкортостан, Славнефть, Роснефть, Комитек, 1994 году – Сиданко, Онако, 1995 году – Тюменская нефтяная компания, Сибнефть, Восточная нефтяная компания, Юнко. 

Таблица 2

Добыча нефти в России. 2002г., млн.т.

	№
	Наименование нефтедобывающих компаний
	Добыча

млн.т.

	1
	Лукойл
	75,5

	2
	Юкос
	69,3

	3
	Сургутнефтегаз
	49,2

	4
	Тюменская нефтяная компания
	37,5

	5
	Сибнефть
	26,3

	6
	Татнефть
	24,6

	7
	Сиданко
	16,3

	8
	Роснефть
	16,1

	9
	Славнефть
	14,7

	10
	Башнефть
	12,0

	11
	ОАО Газпром
	10,8

	12
	Комитек
	2,5

	13
	Прочие добывающие компании
	25,4

	Всего по России
	379,6


Яркую страницу в истории освоения нефтяных ресурсов страны вписали тюменские геологи, нефтяники, буровики и разработчики. В 1970 году из недр Тюменской области было добыто 28,5 млн. т. нефти и 9,5 млрд. м3. природного газа. Через 10 лет, в 1980 году эти показатели составили соответственно 307 млн. т. и 160 млрд. м3. В 1988 году добыча тюменской нефти составила 405,7 млн. т., газа – 510,4 млрд.м3. В 1994 г. добыча нефти упала до 219 млн. т., добыча газа достигала 529 млрд. м3., в 2000 году  - 317,5 млн.т., газа – 595 млрд. м3.

Глава II ХИМИЧЕСКИЙ СОСТАВ И ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТЕЙ, ПРИРОДНЫХ ГАЗОВ И БИТУМОВ

II.1. Основные химические элементы, входящие в состав нефтей и газов

Нефть и природный газ состоят главным образом из углерода и водорода. В качестве примесей в них присутствуют кислород, сера, азот и некоторые другие элементы. Из этих же элементов состоит весь органический мир (табл 3).

Таблица 3

Химический состав органических веществ

	
	СОДЕРЖАНИЕ, %

	
	С
	Н
	О

	Клетчатка
	44
	6,5
	49,5

	Древесина
	50
	6,0
	44

	Торф
	60
	6
	34

	Бурый уголь
	65
	5
	30

	Каменный уголь
	80
	5
	15

	Сапропель
	55
	7,2
	37,8

	Горючие сланцы
	60
	7,5
	32,5

	Сапропелит
	77
	8
	15

	Нефть
	85
	11
	4

	Асфальт
	88
	9
	3



Как видно из таблицы нефть по своему элементарному составу близка к другим полезным ископаемым органического происхождения. Это предполагает единый источник их образования. Содержание углерода в нефтях колеблется в пределах 79,5-87,5%, в газах – от 42 до 78%. Водород содержится в нефтях в количестве 11-14%, в газах – 14-24%. Отношение углерода к водороду колеблется в нефтях в пределах 6-8, в газах – 3-4,3. В газах некоторых месторождений содержится свободный водород, азот, углекислый газ. Сера в нефтях присутствует в свободном, либо в связанном состоянии. Связанная сера находится в виде сероводорода, либо входит в состав высокомолекулярных органических соединений. Содержание ее в нефтях иногда достигает 7-8%.

Кислород в нефтях присутствует в виде кислородных соединений нафтеновых кислот, фенолов и смолистых веществ, в газах встречается главным образом в виде углекислого газа. Содержание углекислого газа в природных газах изменяется от нуля до 100%. Содержание азота в нефтях не превышает 1%. Основная масса его находится в смолах. В газах азот находится в свободном виде, в них его содержание колеблется в широких пределах – от нуля до почти чисто азотных газов.

Количество гелия в газах обычно не более 1-2% (редко до 10%), аргона – менее 1%, лишь иногда достигает 2%.

В золе нефтей обнаружено много других элементов в небольших количествах: кремний, алюминий, железо, кальций, магний, ванадий, никель, медь, стронций, барий, марганец, хром, кобальт и др.

Нефти различаются по содержанию изотопов углерода, водорода, кислорода, серы и азота. Известно, что ядро атома состоит из протонов и нейтронов. Масса протона близка к массе атома водорода, заряд его равен заряду электрона, но противоположен по знаку. Количество протонов в ядре равно количеству электронов в атоме. Нейтрон электрически нейтрален, масса его несколько больше массы протона. Атомы элемента, имеющие одинаковое количество протонов, но разное количество нейтронов, называются изотопами. Углерод имеет три изотопа: с массовыми числами 12, 13, 14 – 12С, 13С, 14С,  из них последний радиоактивный. Он ассимилируется живыми организмами из атмосферы. Водород имеет три изотопа: 1Н – протий, 2Н – дейтерий, 3Н – тритий, из них тритий радиоактивный. Кислород имеет три изотопа: 16О, 17О, 18О. Сера имеет четыре изотопа: 32S, 33S, 34S, 36S. Азот имеет два стабильных изотопа: 14N, 15N. Наибольшее содержание в нефтях имеют легкие изотопы С, О, S, N, а из изотопов водорода – дейтерий.

II.2. Химический (молекулярный) состав нефтей и природных газов

Основными компонентами  газа газовых месторождений являются метан и его гомологи: этан, пропан, бутан, пентан, гексан. Общая их формула СnH2n+2. Среди гомологов метана обычно преобладает этан, затем пропан. Газ, богатый этаном, пропаном, бутаном, пентаном называется жирным. Неуглеводородные компоненты газа представлены обычно азотом и углекислым газом, примесью сероводорода. В незначительных количествах присутствуют благородные газы – гелий и аргон. Содержание азота в газах достигает до 50%,  углекислого газа - до 100%, сероводорода – до 6%, гелия – до 10%, аргона – до 2%.

Нефть представляет собой смесь трех основных групп углеводородов: метановых (парафиновых, алкановых), нафтеновых (циклановых), ароматических (ареновых).

Метановые углеводороды - полностью насыщенные соединения, не способные к реакциям присоединения. Общая их формула СnH2n+2. Они могут иметь нормальное строение в виде неразветвленных цепей или изостроение в виде разветвленных цепей.

Нормальное строение: CH3-CH2-CH2-CH3
Изостроение: 

CH3-CH-CH3




 
         |




 
        CH3
Простейшие члены содержащие в молекуле от одного до пяти атомов углерода при нормальной температуре являются газами. К газам относятся: CH4 - метан, C2H6 – этан, C3H8 – пропан, C4H10 – бутан, C5H12 – пентан. Углеводороды, содержащие от 6 до 20 атомов углерода в молекуле, являются  жидкими. Высокомолекулярные алканы имеют твердое состояние, называются парафинами.

Нафтеновые углеводороды – непредельные, циклические( соединения, углеводородные цепи которых замкнуты в пяти и шестичленные кольца. Общая их формула СnH2n. Содержание водорода в них меньше, чем в метановых углеводородах.
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В нафтеновой группе могут быть одно, два или более колец. К ним могут присоединяться цепочки метанового строения – алкильные группы. Особенностью нафтеновых углеводородов и их производных является способность к изомеризации, т.е. к образованию разветвленных цепей. Под влиянием каталитических процессов системы из шестичленных циклов легко переходит в пятичленные. В легких фракциях нафтеновых нефтей преобладают производные циклогегсана, в более тяжелых – полициклические углеводороды. Углеводородные соединения, в молекулах которых присутствует более 20 атомов углерода представляют собой твердые вещества – битумы.

Ароматические углеводороды имеют общую формулу СnH2n-6. Основой их строения являются бензольные кольца. Эти соединения обладают повышенной неустойчивостью и химической активностью по сравнению с метановыми и нафтеновыми углеводородами, высокой растворяющей способностью. Такие свойства обусловлены наличием в ядре двойных связей, одна из которых может стать свободной и присоединить другие молекулы. Моноциклические арены – премущественно гомологи бензола с недлинными боковыми цепями. 
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Среди полициклических ароматических углеводородов преобладают нафталин и его гомологи. Это уже не нефть, а битумы, с высоким молекулярным весом.

В нефтях и газах содержатся соединения, в молекулах которых помимо углеводородных радикалов входят атомы серы, азота и кислорода. Содержание метановых углеводородов в нефтях различных типов составляет 25 - 70%, нафтеновых – 15 - 75%, ароматических - до 35%. По Дж.Ханту (1987) в "типичной" нефти, имеющей плотность 850 кг/м3 содержание метановых углеводородов составляет 25%, нафтеновых – 50%, ароматических – 17%, смол и асфальтенов –  8%.

II.3. Физико-химические свойства нефтей и природных газов

Ниже приводится перечень основных свойств нефтей и природных газов. 

1. Плотность нефти в зависимости от химического состава и количества растворенного газа колеблется от 700 до 1000 кг/м3. Она возрастает по мере увеличения содержания в ней тяжелых смолисто-асфальтеновых компонентов. Плотность газов при температуре 00С и давлении 1 атм для метана составляет 0,716 кг/м3, для этана – 1,356 кг/м3, пропана – 2,019 кг/м3, бутана 2,672 кг/м3, пентана – 3,215 кг/м3. Плотность воздуха при тех же условиях составляет 1,292 кг/м3.

2. Вязкость. Вязкостью жидкости называется ее способность оказывать сопротивление действующей силе. Единицей измерения вязкости в системе СИ является миллипаскаль в секунду – мПа·с. Чем больше в нефтях ароматических и нафтеновых циклов, тем выше ее вязкость. При нормальном давлении с повышением температуры вязкость нефти уменьшается, а вязкость газов возрастает. Вязкость воды составляет 1 мПа·с, нефти – от 1 до 25 мПа·с.

3. Текучесть – величина обратная вязкости. Чем меньше вязкость, тем больше текучесть.

4. Температура кипения. Чем больше атомов углерода  входит в состав молекул, тем выше температура кипения углеводородов. Легкие нефти закипают раньше, чем тяжелые.

5. Фракционный состав нефти. Фракции нефти, выкипающие при температуре 950С, называются петролейным эфиром, от 95-1950С  - бензином, от 190-2600С – керосином, от 260-3500С – дизельным топливом, от 350-5300С – маслами, свыше 5300С – остатком (мазут, смола, битум). Для нормальной нефти (плотностью 850 кг/м3) выход бензиновой фракции составляет 27%, керосина – 13%, дизельного топлива – 12%, тяжелого газойля – 10%, смазочных масел – 20%, мазута, смол – 18%. На заводах глубокой переработки нефти по крекинг-технологии выход бензиновой фракции доводится 45%.

6. Теплота сгорания – количество теплоты выделяющееся при сгорании 1 кг. топлива. Для угля она составляет 33600 Дж/кг, для нефти – 43250-45500 Дж/кг, для газа – 37700-56600 Дж/кг.

7. Цвет нефти изменяется в широких пределах от бесцветного, светло-желтого, желтого до темно-коричневого и черного. Некоторые нефти при дневном освещении имеют зеленоватый и синеватый оттенки. 

8. Люминесценция – холодное свечение веществ под действием различных факторов. Различают флюоресценцию и фосфоресценцию. Флюоресценцией называют свечение веществ непосредственно после прекращения возбуждения в течение не более 10-7 сек. Если вещество продолжает светиться более длительное время, то говорят о фосфоресценции. В ультрафиолетовых лучах легкие нефти флюоресцируют интенсивно голубым цветом, тяжелые – желто-бурым и бурым цветами.

9. Электропроводимость. Нефти являются диэлектриками, т.е. не проводят электрический ток.

10. Оптическая активность. Нефти способны слабо вращать плоскость поляризации светового луча. Величина угла оптического вращения уменьшается с уменьшением возраста нефтей.

11. Молекулярный вес. Молекулярный вес сырой нефти колеблется в пределах 240-290. Наиболее тяжелые фракции нефтей – смолы и асфальтены имеют высокий молекулярный вес – 700-2000.

12. Коэффициент теплового расширения нефти характеризует ее способность увеличивать объем при нагревании. Зависит от состава нефти.

13. Растворимость газов. Все углеводородные газы, начиная от метана до пентана, при обычных температурах весьма инертны к действию кислорода, щелочей и кислот. Растворяются в воде. Растворимость газов в нефтях зависит от состава нефти и газа, возрастает по мере повышения давления. При одинаковом количестве атомов углерода в молекуле жидкого углерода при прочих равных условиях газ лучше всего растворяется в метановых нефтях, хуже в нафтеновых и хуже всего в ароматических нефтях. Чем выше молекулярный вес газообразного углеводорода, тем он лучше растворяется в нефтях: лучше растворяется пентан, хуже всех – метан. Количество растворенного в жидкости газа называется газовым фактором. Газовый фактор нефтей возрастает с глубиной, по мере увеличения давления. На глубинах 1,5-2 км он составляет 150-200 м3/м3. Если снизить давление в пласте, то часть газа выделяется в свободную фазу. 

14. Давление насыщения. В природных условиях нефти не всегда полностью насыщены газом. Давление (при постоянной температуре), при котором из нефти начинает выделяться растворенный в ней газ в свободную фазу, называется давлением насыщения.

15. Обратная (ретроградная) растворимость – растворимость нефтей в газах. В области повышенных давлений при достаточно большем объеме газовой фазы жидкие углеводороды растворяются в газе, переходя в парообразное состояние. Образуется газоконденсатная смесь (залежь). Нефть меньше всего растворяется в метане. Добавка к метану более тяжелых газообразных углеводородов увеличивает его растворяющую способность. С повышением давления при постоянной температуре и с повышением температуры при постоянном давлении растворимость жидких углеводородов в газах увеличивается. Она падает с повышением молекулярного веса углеводородов. Хуже всего растворяются смолы и асфальтены. Если понизить давление в пласте, то конденсат выделится в свободную фазу. Количество растворенной в газе нефти называется конденсатным фактором. Конденсатный фактор газов возрастает с глубиной, по мере увеличения давления. На глубине 3 км он составляет 200-250 см3/м3, на глубине 4 км 400-450 см3/м3.

Таблица 4

Растворимость газов в воде и других растворителях 

(см3/1000см3 растворителя) при t=20°С, Р=1 атм.

	Газы
	Растворитель

	
	вода
	этиловый спирт
	бензол
	гексан
	ацетон

	Метан
	33
	46
	49
	59
	

	Этан
	47
	220
	
	340
	

	Пропан
	37
	800
	1450
	
	

	Бутан
	36
	1800
	3000
	
	

	Этен
	13
	270
	290
	300
	2400

	Пропен
	22
	1200
	
	
	

	Ацетилен
	103
	680
	400
	
	3100


16. Упругость паров углеводородов. Наибольшей упругостью паров обладает метан. Чем тяжелее углеводороды, тем меньше упругость и разность упругости паров при различных температурах.

17. Сорбция нефтей и газов – способность поглощаться различными адсорбентами. В качестве сорбента чаще всего применяется уголь, силикагель. На способности адсорбентов поглощать углеводороды основаны хроматографические методы разделения нефтей и газов на фракции.

18. Газонасыщенность (газовый фактор) нефти определяется количеством газа, растворенного в нефти в условиях залежи. Измеряется в м3 на 1 м3 нефти.

19. Конденсатный фактор газов – количество растворенной нефти в 1 м3 газа в условиях залежи. Выражается в кубических сантиметрах на 1 м3 газа.

II.4. Классификация нефтей и газов по их химическим и физическим свойствам

В природе наблюдается огромное разнообразие нефтей и газов. Классификация их производится по каждому признаку (свойству) отдельно и на количественной основе. По этим признакам выделяются марки нефтей. 

1. По химическому составу различаются три класса нефтей:

1. Метановые, нафтен-метановые

2. Нафтеновые,метан-нафтеновые

3. Нафтен-ароматические. 

К первой группе относятся нефти, добываемые в Волго-Уральской провинции, в Западной Сибири, Чечено-Ингушетии, Дагестане, Западной Украине и др. Нефти второй группы добываются в Западно-Предкавказской провинции (Кубань), в Апшерон-Нижнекуринской провинции (Баку), в Туркмении, на Эмбе, на Сахалине. Нефти третьего типа встречаются редко: на Кубани, Эмбе, Ухте и др.

2. По содержанию серы различаются нефти трех типов:

I. малосернистые (S<0,5%)

II. сернистые (S - 0,5 – 2%)

III. высокосернистые (S>2,0%)

3. По содержанию легких фракций (выкипающих при температуре до 350 С) выделяются три типа нефтей 

Т1>45%

Т2- 30 – 45%

Т3<30%

4. По содержанию базовых масел выделяются четыре класса нефтей:

М1>25%

М2- 20 – 25%

М3- 15 – 20%

М4<15%

5. По содержанию парафина различаются нефти трех типов:

П1 – малопарафиновые (<1,5%)

П2 –парафиновые (1,5 – 6%)

П3 – высокопарафиновые (>6%)

6. По степени вязкости выделяются три типа нефтей:

И1– 1–5мПа(с

И2- 5-25мПа(с

И3>25мПа(с

7. По удельному весу различаются нефти пяти классов:

1. очень легкие – 700 – 750 кг/м3
2. легкие – 750 – 830 кг/м3
3. нормальные – 830 – 860 кг/м3
4. тяжелые – 860 – 900 кг/м3
5. очень тяжелые – 900 – 1000 кг/м3
По этим признакам составляется шифр нефти. Например IТ2М3И1П3 – нефть малосернистая, со средним содержанием легких фракций, малосмолистая, маловязкая, высокопарафинистая. Такую характеристику имеет нефть Жетыбайского месторождения (п-ов Мангышлак). В России особо легкие нефти добываются в Калининградской, Саратовской, Новосибирской областях, на Северном Кавказе, в Эвенкии (Восточная Сибирь). Наиболее тяжелые нефти добываются в Пезенской, Ульяновской областях, в Удмуртии, Краснодарском крае. Тяжелые нефти извлекаются на севере Волго-Уральской провинции, в Астраханской, Сахалинской областях. В остальных районах добывается нормальная нефть плотностью 830 – 870 кг/м3.

Малосернистые (S<0,6%) нефти добываются на юге Волго-Уральской провинции, на Северном Кавказе, в Калининградской, Новосибирской областях, сернистые – в Среднеобской области Западной Сибири. Высокосернистые (S>1,8%) нефти извлекаются в Центральных и Северных частях Волго-Уральской провинции, на юге Тюменской области.

Конденсаты представляют легкую нефть светлого, желтого, оранжевого цветов. Это – готовое топливо для машин и ценнейшее химическое сырье. Выход бензиновой фракции из них составляет 44-85%. Плотность их колеблется от 698 до 840 кг/м3. Вязкость низкая – от 0,5 до 1,5 мПа·с. Химический состав их: преобладают алканы – 55-70%, содержание нафтенов – 20-30%, аренов – 8-20%. В природных (пластовых) условиях конденсат находится в растворенном в газе (парообразном) состоянии, выделяется в свободную фазу в виде жидкости при снижении давления, например, при разработке газоконденсатных месторождений и залежей.

Конденсатный фактор природных газов возрастает с глубиной. Например, на Уренгойском месторождении на глубине 2340м он составляет 110 см3/м3, на глубине 3000 м – 400 см3/м3.

Классификация углеводородных газов производится по содержанию гомологов метана и по количеству растворенного в них конденсата. К гомологам метана относятся этан, пропан, бутан, пентан. Среди гомологов метана обычно преобладает этан – 6-20%. Природный газ в основном (на 98-99%) состоит из метана. Такой газ называется сухим. Газ, богатый гомологами метана и конденсатом, называется жирным. Жирность газов возрастает по мере увеличения глубины залегания и пластового давления. Газы малых глубин (до 1,5 км) сухие, тощие, средних глубин (1,5-4 км) – полужирные, жирные, больших глубин (>4 км)– жирные.

Таблица 5

Классификация природных газов по содержанию гомологов метана и растворенного конденсата.

	
	Типы газов
	Содержание гомологов метана,%
	Конденсатный фактор, см3/м3

	1
	Сухой (метановый)
	<5
	<10

	2
	Тощий
	5-10
	10-100

	3
	Полужирный
	10-20
	100-200

	4
	Жирный
	20-50
	>200


Попутный газ – газ, добываемый при разработке нефтяных месторождений. В пластовых условиях этот газ находится в растворенном в нефти состоянии, а при снижении давления выделяется в свободную фазу. По химическому составу обычно он относится к классу жирных газов. 

Сжижение газов. В промышленности сжижение газов осуществляется с помощью компрессора, где газ сжимается под давлением, а потом охлаждается холодильным россолом. В качестве хладоагента при сжижении метана используется жидкий азот. Различаются две группы сжиженных газов:

1. пропан-бутановые и пропилен-бутановые газы. Они сжижаются при обычных температурах и сравнительно невысоких давлениях, хранятся в стальных баллонах, рассчитанных на давление 16 кг/см2
2. Метановый газ. Сжижается при низких температурах (-161,3ºС), хранится в специальных хладостойких баллонах, расчитанных на 10кг/см2.

Сжиженный газ используется в качестве топлива в быту и в газобаллонных автомобилях. В Алжире, Ливии, Канаде построены заводы по сжижению и транспортировке его в Японию, Великобританию. Температура горения природного газа в воздухе составляет 195°С, в кислороде – 278°С.

Газокогидраты – полутвердые и твердые вещества в виде льда и снега, содержащие растворенный газ, выделяющийся в свободную фазу в процессе их растаивания. Плотность метановых газогидратов 920 кг/м3, этановых – 1000 кг/м3. В кубическом метре газогидрата содержится до 200 м3 метана. Залежи газогидрата выявлены в вечно мерзлых горных породах и на дне мирового океана, где господствуют низкие температуры (ноль - минус 2°С). Здесь под действием высокого давления и низкой температуры образовались триллионы тонн газогидрата – энергоемкого минерала, который кристаллизовался из газонасыщенной воды.

Рынок нефти. На мировом рынке различаются несколько сортов нефти. Сортность нефти определяется по их химическому составу. Наиболее высоко ценятся ароматические нефти, но их в природе мало. Содержание серы ухудшает товарные качества нефти. В нефтях сорта "брент" содержание серы в среднем составляет 0,5%, в сортах "дубай", "уралс" 1–1,5%. Основная часть мировой нефти относится к сорту "дубай", покупается по более низким ценам, чем сорт "брент". Российская нефть на мировом рынке в основном относится к сорту "уралс" – (уральская), по химическому составу близка к сорту "дубай". Цены на нефть определяются странами ОПЕК, куда входят страны-экспортеры нефти: Венесуэла, Эквадор, Ливия, Габон, Нигерия, Индонезия, Алжир, Арабские Эмираты, Саудовская Аравия, Катар, Кувейт, Иран, Ирак. Основными покупателем нефти являются США – 300 млн.т в году, Япония, Китай, Западная Европа. В 1987 году цена нефти составляла 18 долларов за баррель(, в 1990 – 14 долларов. В 1988 году цены на нефть были рекордно низкие: от 9,5 до 12 долларов, в 2000 году – рекордно высокие – 29 долларов за баррель. Мировые цены на сырую нефть в 2002 году составляли ( баррель/доллар) по сортам "брент" – 25,02, "дубай" – 23,85, "уралс" – 23,73, "опек" – 24,34. Цены на конденсат вдвое дороже нефти.

II.5. Природные битумы.

Природные битумы – это твердые или густые полужидкие углеводородные соединения, растворяющиеся в органических растворителях. Источником их образования является нефть. Превращение нефтей в битумы происходит при их окислении на месте выхода нефтяных пластов на дневную поверхность. Процесс сопровождается потерей легких фракций, растворенного газа. В мире известны крупные месторождения нефтяных битумов. В Восточно-Венесуэльском поясе содержится 636 млн.т. тяжелой нефти. В Канаде известно месторождение Атабаска, в котором содержится 48 млрд.т. тяжелой нефти и битума.

В классе нефтяных битумов различают четыре подкласса.

1. Битумы, являющиеся продуктами изменения нафтеновых нефтей. К ним относятся мальты, асфальты, асфальтиты и кериты. Мальты – это густовязкие черные нефти, богатые кислородом и серой. Плотность около 1 г/см3. Асфальты – твердые аморфные вещества черного, буровато-черного цвета. Плотность 1,07-1,09 г/см3. Плавятся при температуре 90-100ºС. Полностью растворяются в бензине. Асфальтиты – твердые хрупкие битумы, имеют более высокую плотность. Кериты – нефтяные угли, продукты высокого метаморфизма нефти, по внешнему виду похожи на каменный уголь. Отличаются почти полной нерастворимостью в органических растворителях и неплавкостью.

2. Битумы, образующиеся в результате гипергенного изменения мальт и асфальтов. К ним относятся оксикериты и гуминокериты. Они практически не растворяются в органических растворителях.

3. Битумы, образующиеся при изменении метановых нефтей. Это битумы парафинового ряда, твердые и полужидкие вещества, состоящие из высших алкановых углеводородов (парафинов) с примесью масел и асфальтовых компонентов. К ним относятся озокериты ("горный воск") – воскообразные вещества с ароматическим и нефтяным запахом.

4. Битумы, образующиеся при выветривании озокеритов.

5. Дисперсные битумы. Кроме проявлений и месторождений битумов, нефтегазовая геология изучает рассеянные (дисперсные) битумы в осадочных горных породах. Они образовались из рассеянного органического вещества (РОВ), захороненного при осадконакоплении вместе с илами. Рассеянный битум извлекается из измельченной породы органическими растворителями и кислотной обработкой. Для его обозначения применяется термин "битумоид". Состав битумоида зависит от типа растворителя, применяемого для его извлечения. В практике в качестве растворителя часто применяется хлороформ. Экстракт, получаемый при этом, называется хлороформенным битумоидом.

В нефтегазоносных бассейнах встречаются слои и пачки сильно битуминозных глин, содержание дисперсного битума в которых составляет несколько процентов по весу. Вдоль южного побережья Финского залива известны силурийские битуминозные (горючие) сланцы. В Волго-Уральской провинции известны силурийские битуминозные мергели доминиковской свиты девона, а в Западно-Сибирской провинции – битуминозные глины баженовской свиты позднеюрского возраста.

Битум и асфальт могут быть переработаны в нефть. В мире известны крупные месторождения асфальта. Например, крупнейшее месторождение асфальта Атабаска в Канаде может дать 40 млрд. тонн нефти.

Глава III. ПОРОДЫ-КОЛЛЕКТОРЫ И ПРИРОДНЫЕ

РЕЗЕРВУАРЫ НЕФТИ И ГАЗА.

Пористые и трещиноватые горные породы, способные вмещать в себя нефть, газ и воду и отдавать эти полезные ископаемые при разработке, называются коллекторами. Все горные породы в природе имеют поры и трещины, но наиболее распространенными породами-коллекторами являются песчаники и известняки. Основными свойствами пород-коллекторов являются пористость и проницаемость. 

Песчаная порода-коллектор представляет собой четырехкомпонентную систему (Рис.1), состоит из: 1) обломков – песчаных зерен, 2) матрикса – мелких зерен, 3) цемента, 4) пор. Размер пор зависит от размера зерен: чем крупнее зерна, тем крупнее будут и поры. Наличие матрикса ухудшает пористость, т.к. он заполняет поровое пространство, закупоривает поровые каналы, по которым движется жилкость, газ. Чем больше цементирующей массы, тем хуже коллектор.

Минимальные размеры пор и поровых каналов, по которым осуществляется миграция жидкостей и газов, по данным А.А.Ханина составляет 1-3 микрона (мкм). Поры меньших размеров заполнены физически связанной водой, поэтому они практически непроницаемы для нефти и газа. При наличии в породе пор различных размеров фильтрация осуществляется по наиболее крупным порам (свыше 30 мкм). В сильно уплотненных породах, в которых крупные поры и каналы отсутствуют, перемещение флюидов происходит и по мелким пустотам. В глинах и аргиллитах размер пор и каналов менее 1 мкм, поэтому они не являются коллекторами, практически не пропускают через себя нефть, газ и воду, играют роль водоупора, флюидоупора.

III.1. Пористость горных пород

Суммарный объем пустот в породе, включая поры, каверны, трещины, называется общей или абсолютной пористостью. Отношение объема пор к объему породы называется коэффициентом пористости. Он измеряется в долях единицы. Если коэффициент пористости умножить на 100, то пористость будет измеряться в процентах. В обломочных горных породах пористость зависит от формы частиц (зерен), степени их отсортированности и наличия цемента. 

Не все поры породы сообщаются между собой. Суммарный объем пор и пустот, сообщающихся между собой, называется открытой пористостью. Она меньше абсолютной пористости. Величина и форма пор существенно влияет на их способность пропускать через себя жидкость и газ. Различают также эффективную (полезную) пористость. Она равна открытой пористости за вычетом объема остаточной (связанной) жидкости. 


Рис. 1 Песчаные породы-коллекторы.

1 – четырехкомпонентная модель строения породы-коллектора. По Р.К.Селли, 1981.

2 – 5 -  типы цемента песчаных пород:

2 – цемент базального типа – обломочные частицы, не соприкасаясь друг с другом, как бы плавают в цементе. Такой песчаник практически не является коллектором; 3 – цемент порового типа. Зерна соприкасаются друг с другом, промежутки между ними (поры) заполнены цементом. Такой песчаник является плохим коллектором; 4 – цемент контактного типа. Цементирующий материал присутствует лишь в зоне контакта обломочных зерен. Такой песчаник является коллектором высокого класса; 5 – цемент пленочного типа, образует тонкие пленки вокруг обломочных зерен. Такой песчаник является коллектором среднего класса.


Рис.2 Типы природных резервуаров нефти и газа. Составил Е.М.Максимов.

1 – массивный; 2 – пластовый; 3 – пластовые литологически ограниченные с одной, двух – четырех сторон; 4 – пластовый, тектонически ограниченный; 5 – пластовый, стратиграфически ограниченный. 

Условные обозначения: 1 – глины; 2 – пески; 3 – линия тектонического разлома; 4 – линия перерыва осадконакопления.

По открытой пористости считаются промышленные запасы нефти и газа в залежах, по эффективной пористости – извлекаемые запасы. 

Определение открытой пористости производится в лабораториях методом насыщения. Образец горной породы высушивается, взвешивается. После этого он опускается в керосин и снова взвешивается. По разности весов сухого и насыщенного керосином образца определяется объем впитанной жидкости и рассчитывается коэффициент открытой пористости.

III.2. Проницаемость горных пород 

Способность горных пород пропускать через себя жидкости и газы называется проницаемостью. Любая горная порода при больших перепадах давлений может пропускать через себя жидкость или газ. Однако в условиях верхней части земной коры существуют породы, которые практически

	Таблица 6.

Классификация пустот в горных породах по размерам и форме

(по М.К.Калинко,1964г.)



	Размеры, мм
	Тип
	По морфологии пустот

	
	микро-поры
	Поры
	Каналы
	Трещины

	< 0.0002
	
	Субкапиллярные
	Субкапиллярные
	Субкапиллярные

	0.0002-0.001
	
	Микропоры
	Микропоровые
	Микротрещины

	0.001-0.01
	
	Тонкие
	Тонкопоровые
	Волосяные

	0.01-0.1
	маккропоры
	Очень мелкие
	Очень мелкопоровые
	Тонкие

	0.1-0.25
	
	Мелкие
	Мелкопоровые
	Мелкие

	0.25-0.5
	
	Средние
	Среднепоровые
	Средние

	0.5-1
	
	Крупные
	Крупнопоровые
	Крупные

	1-2
	
	Грубые
	Грубопоровые
	Грубые

	2-20
	каверны
	Каверны мелкие
	Мелкокаверновые
	Макротрещины

	20-100
	
	Каверны средние
	Среднекаверновые
	Широкие

	100-200
	
	Каверны крупные
	Крупнокаверновые
	Весьма широкие

	200-1000
	пещеры
	Пещеры мелкие
	
	

	1000-2000
	
	Пещеры средние
	
	

	> 2000
	
	Пещеры крупные
	
	


являются непроницаемы для жидкости и газа. К таким породам относятся плотные породы – соли, глины. 

Проницаемость определяет способность породы отдавать жидкости и газы, содержащиеся в них, при перепадах давлений. Еще в середине XIX века проводились опыты по определению скорости фильтрации воды в песках. На основе таких опытов французский ученый Дарси установил закон фильтрации, названный его именем – закон Дарси: скорость фильтрации прямо пропорционально гидравлическому уклону, обратно пропорционально длине пути фильтрации.
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где h1, h2 – высоты над нулевым уровнем, 

Δl – расстояние между точками измерения (длина пути фильтрации)

Коэффициент пропорциональности называется коэффициентом фильтрации - Кф. Он зависит от типа жидкости, от ее плотности – d, и динамической вязкости – μ.
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Коэффициент пропорциональности при этом называется коэффициентом проницаемости - КПР. Он зависит от пористости пород.

Гидравлический уклон 
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можно выразить через давление: 
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Тогда закон Дарси принимает вид:
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 - скорость фильтрации прямо пропорциональна перепаду давления жидкости на входе и на выходе из пористой породы, и обратно пропорциональна вязкости жидкости и длине пути фильтрации.

В системе СГС проницаемость измеряется в дарси (Д). За одно дарси принимается проницаемость, при которой через породу с поперечным сечением 1см2 и при перепаде давления 1 ат за секунду проходит 1 см3 жидкости вязкостью 1 сантипуаз (спз). Одна тысячная доля дарси называется миллидарси (мД). В системе СИ коэффициент проницаемости имеет размерность площади – м2, выражает площадь сечения поровых каналов. Один квадратный микрометр (1 мкм2) равняется 10-12 м2. Проницаемость 1 мкм2 соответствует фильтрации 1м3 жидкости за одну секунду через образец горной породы сечением 1м2, длиной 1м при перепаде давления 0,1 Мпа и динамической вязкости жидкости 1 мПа·с. Проницаемость 1 мкм2 соответствует 0,981 Д. 

Зависимость между пористостью и проницаемостью прямая, но не линейная. При возрастании плотности пород проницаемость падает, особенно резко при достижении плотности 2 г/см3. Проницаемость зависит не только от общей пористости пород, но и от размеров и формы пор и каналов.

Проницаемость коллекторов нефти и газа изменяется в широких пределах – от 0,001 мкм2 до нескольких мкм2. Пласт называется хорошо проницаемым, если проницаемость его составляет единицы или десятые доли мкм2. Коэффициент проницаемости, замеренный в поверхностных условиях, значительно выше, чем коэффициент проницаемости, замеренный на глубине. 

Эффективная пористость пород отсутствует при диаметре капилляров, равном 1 мкм. При диаметре каналов в десятые и сотые доли микрона струйное течение жидкости отсутствует, т.е. закон Дарси не соблюдается. Проникновение жидкости через такие породы происходит не по закону фильтрации, а по закону диффузии, т.е. на молекулярном уровне.

Определение проницаемости производится в лабораториях. Различают два вида проницаемости: 1) абсолютная, замеривается в сухой породе продуванием через нее воздуха; 2) эффективная (фазовая) – способность пропускать через себя один флюид в присутствии в порах других флюидов. Например, проницаемость газа по нефти, нефти по воде. 

III.3. Классификация пород-коллекторов нефти и газа 

По типам пустотных пространств различаются коллекторы поровые, трещинные, каверновые, порово-трещинные, порово-каверновые, порово-трещинно-каверновые. В природных условиях наиболее распространенными коллекторами нефти и газа являются поровые коллекторы – пески, песчаники, пористые известняки, доломиты. Каверновыми, порово-каверновыми коллекторами являются рифовые известняки (ракушняки, коралловые массивы), выветрелые, выщелоченные кавернозные известняки, дресва, гравелиты, галечники, конгломераты. К трещинным, порово-трещинным коллекторам относятся трещиноватые горные породы всех типов вплоть до гранитов, базальтов, глин и аргиллитов. Залежи нефти в трещиноватых аргиллитах баженовской свиты (верхняя юра) выявлены в Салымском районе Западной Сибири.

Наиболее популярной и часто применяемой в практике геологических работ является классификация пород-коллекторов по пористости и проницаемости, выполненная А.А.Ханиным (Табл.7). Горные породы, практически не проницаемые для нефти, газа и воды называются покрышками (экранами, флюидоупорами). К ним относятся глины, аргиллиты, плотные известняки, мергели, каменная соль, гипс, ангидриды и некоторые другие плотные породы. По ряду показателей различаются покрышки нескольких классов. К покрышкам наиболее высокого класса относятся каменная соль, гипсы, ангидриты и пластичные монтморилонитовые глины. На качество покрышек влияет однородность породы, минералогический состав, отсутствие примесей и трещин. Присутствие в глинах песчаных и алевритовых частиц существенно снижает экранирующие свойства покрышек. По размерам различаются покрышки регионального, зонального и локального рангов. Чем выше однородность и толщина пласта-покрышки, тем лучше его экранирующие качества.

	Таблица 7

Классификация песчано-алевритовых коллекторских

пород по пористости и проницаемости (по А.А.Ханину, 1973)



	Класс коллектора
	Название породы
	Эффективная пористость, %
	Проницае-мость,

мкм2

	I-очень высокий
	Песчаник среднезернистый
	>16.5
	≥1

	
	Песчаник мелкозернистый
	>20.0
	

	
	Алевролит крупнозернист.
	>23.5
	

	
	Алевролит мелкозернистый
	>29.0
	

	II-высокий
	Песчаник среднезернистый
	15-16.5
	

	
	Песчаник мелкозернистый
	18-19.0
	0.5-1.0

	
	Алевролит крупнозернист.
	21.5-23.5
	

	
	Алевролит мелкозернистый
	26.5-29.0
	

	III-средний
	Песчаник среднезернистый
	11-15
	

	
	Песчаник мелкозернистый
	14-18
	0.1-0.5

	
	Алевролит крупнозернист.
	16.8-21.5
	

	
	Алевролит мелкозернистый
	20.5-26.5
	

	IV-средний
	Песчаник среднезернистый
	5.8-11
	

	
	Песчаник мелкозернистый
	8-14
	0.01-0.1

	
	Алевролит крупнозернист.
	10-16.8
	

	
	Алевролит мелкозернистый
	12-20.5
	

	V-низкий
	Песчаник среднезернистый
	0.5-5.8
	

	
	Песчаник мелкозернистый
	2-8
	0.001-0.01

	
	Алевролит крупнозернист.
	3.3-10
	

	
	Алевролит мелкозернистый
	3.6-12
	

	VI-очень низкий, непромыш-ленный.
	Песчаник среднезернистый
	<0.5
	<0.001

	
	Песчаник мелкозернистый
	<2
	

	
	Алевролит крупнозернист.
	<3.3
	

	
	Алевролит мелкозернистый
	<3.6
	


III.4. Природные резервуары нефти и газа

Пласт или группа пластов коллекторских пород, перекрытых сверху покрышкой, являются природными резервуарами для нефти, газа и подземных вод. Нефть и газ, обладая меньшим удельным весом всплывают из воды вверх до покрышки и занимают самые приподнятые части резервуара. Снизу нефть и газ подпираются подземными водами.

Основными показателями природных резервуаров являются форма, размеры, емкость, тип ограничения, тип коллектора, тип покрышки. По форме различают два основных типа резервуара: пластовый и массивный. По типу ограничения различают резервуары литологически ограниченные, стратиграфически ограниченные, тектонически ограниченные (Рис.2).

Пластовый резервуар представляет собой проницаемый пласт-коллектор, ограниченный снизу и сверху покрышками. Таких резервуаров в осадочной толще может быть множество. Толщина пластовых резервуаров и их коллекторские свойства более или менее сохраняются на значительных площадях. В среднем толщина составляет 10-20 м. 

В каждом пластовом резервуаре существует своя гидродинамическая система. Гидростатическое давление в них закономерно уменьшается в сторону подъема пластов. Циркуляция жидкостей и газов в пласте в основном боковая, в сторону снижения пластовых давлений. Если пласты деформированны с образованием куполовидных и брахиантиклинальных складок, то в сводовой части последних (в зоне минимальных гидростатических давлений) могут образоваться залежи нефти или газа пластового сводового типа.

Таблица 8

Классификация пород-флюидоупоров по их экранирующим свойствам по А.А.Ханину (1968)

	Классы
	Макси-мальный размер пор, мкм
	Проницае-мость по газу, мД
	Давление прорыва газа через смоченную керосином породу,  МПа
	Характеристика пород

	Высокий
	I
	<0.01
	10-6
	12
	Соли, гипсы, ангидриты, высоко-дисперсные

пластичные,

монтмориллонитовые,

смешанно-слойные глины

	
	II
	0.05
	10-5
	8
	

	Средний -
	III
	0.3
	10-4
	5.5
	Глины, аргиллиты

каолинит-гидрослюдистые

	Низкий
	IV
	2.0
	10-3
	3.0
	Глины, аргиллиты алевритистые, песчанистые, известковистые, плотные известняки, магматические породы

	
	V
	10
	10-2
	0.5
	


Массивный резервуар представляет собой мощную проницаемую толщу, перекрытую сверху покрышкой. Снизу покрышка отсутствует или находится на далеком удалении. В таких резервуарах циркуляция жидкости и газа происходит главным образом снизу вверх. В кровле массивного резервуара могут образоваться крупные залежи нефти и газа массивного типа. Толщина массивных резервуаров составляет 100-500 м. 

Литологически ограниченные резеравуары представляют собой резервуары пластовой, линзовидной, гнездовидной форм, перекрыты со всех или с двух-трех сторон непроницаемыми породами-покрышками. Формирование их связано с замещением по простиранию проницаемых пород (песков, песчаников) непроницаемыми породами (глинами). Зоны литологического замещения формируются первично при осадконакоплении и контролируются береговыми линиями древних морей, озер, руслами рек, границами фациальных замещений. Резервуары такого типа могут иметь сложные линзовидные, рукавообразные, шнурковые, полосовидные формы.

Стратиграфическое ограничение резервуаров пластового, редко массивного типов образуется при перерывах осадконакопления, в зоне угловых несогласий. Тектонические ограничения резервуаров возникает в результате нарушения пластов разрывами типа сброса, взброса, надвига. При этом зона разлома сама иногда служит в качестве непроницаемого экрана, но чаще результатом блоковых взаимоперемещений является возникновение тектонических контактов, когда проницаемые пласты-коллекторы приходят в соприкосновение с непроницаемыми породами-покрышками.

III.5. Нефтегазоносные комплексы 

Толщи осадочных пород, содержащие нефть и газ и перекрытые региональными покрышками, называются нефтегазоносными комплексами. Это – крупные, региональные резервуары сложного строения, состоящие из резервуаров и покрышек меньших рангов. Мощность нефтегазоносных комплексов колеблется от 50 до 1500 м. В нефтегазоносных бассейнах как правило наблюдается несколько нефтегазоносных комплексов. Например, в пределах Западно-Сибирской провинции в разрезе осадочного чехла выделяется четыре нефтегазоносных комплекса (снизу вверх): нижне-среднеюрский, верхнеюрский, неокомский и апт-альб-сеноманский. 

Нефтегазоносные комплексы подразделяются на нефтегазоносные подкомплекы и зональные резервуары, изолированные друг от друга покрышками субрегионального и зонального рангов. Каждый нефтегазоносный комплекс отличается прежде всего литологическим составом, особенностью строения,  типами углеводородов и количеством залежей, содержащихся в них. По литологическому составу различаются нефтегазоносные комплексы, состоящие из: 1) в основном из карбонатных пород, 2) из терригенных обломочных песчано-глинистых пород.

Глава IV. ЛОВУШКИ И ЗАЛЕЖИ НЕФТИ И ГАЗА

IV.I. Ловушки нефти и газа и их типы

Ловушкой в нефтегазовой геологии называется часть природного резервуара, ограниченная сверху и с боков покрышками, и в которой теоретически возможно образование скоплений нефти и газа. В природных условиях резервуары всегда заполнены подземными водами. Воды эти в основном седиментационные, захороненные совместно с образующейся горной породой. Молекулы и пузырьки нефти и газа, имея меньший удельный вес, в водной среде обладают энергией и способностью перемещаться к зоне пониженных давлений в направлении к кровле резервуара. Всплывание частиц нефти и газа будет происходить до достижения слоев – покрышек. Дальнейшее движение нефти и газа возможно в боковом направлении, если кровля резервуара имеет некоторый наклон.

Подземные воды, содержащие молекулы углеводородов и пузырьки нефти и газа в свою очередь испытывают движение внутри резервуара.

Любые перемещения нефти, газа и подземных вод в земной коре называются миграцией. Боковая миграция микроскоплений нефти и газа вдоль по резервуару будет происходить до достижения ловушки. В пределах ловушки отдельные пузырьки, пленки и струйки нефти и газа сливаются друг с другом, образуя более крупные скопления – залежи.
По форме и условиям происхождения различаются ловушки (Рис.3):

I. антиклинального (структурного) типа

II. неантиклинального типа:

1. литологического типа

2. стратиграфического типа

3. тектонического типа

III. смешанного (комбинированного) типа:

1. структурно-литологические

2. структурно-стратиграфические

3. структурно-тектонические 

Ловушки антиклинального (структурного) типа (рис.3)представляют собой куполовидную или брахиантиклинальную складку. Это наиболее широко распространенный тип ловушек, образующийся в результате локального воздействия на слои горных пород тектонических сил, направленных поперечно (вертикально). В практике геологоразведочных работ такие ловушки (структуры) называются локальными поднятиями. Размеры их в плане составляют несколько километров по ширине и длине, реже достигают 10 километров по длинной оси. Складки более крупных размеров называются куполовидными поднятиями и валами. Они представляют собой зональные структурные ловушки (зоны нефтегазонакопления), состоят из нескольких локальных поднятий. Куполовидные поднятия в плане имеют более или менее округлую форму, валы – удлиненную форму. Антиклинальные складки – ловушки более высокого ранга называются сводами или мегавалами. Размеры их по ширине и длине достигают 100-200 км. Они относятся к разряду региональных ловушек, состоят из множества валов, куполов и локальных поднятий. Примерами сводов являются Сургутский свод, Нижневартовский свод.

К настоящему времени в пределах Западно-Сибирской нефтегазоносной провинции выявлено свыше 3 тысяч локальных поднятий, из них более чем 600 содержат залежи нефти и газа.

Ловушки литологического типа образуются в зонах выклинивания проницаемых пластов–резервуаров и литологического замещения пород-коллекторов непроницаемыми породами, размещаются на моноклиналях, на бортах прогибов, впадин, на склонах сводов и мегавалов. По форме они могут быть пластовыми, линзовидными, гнездовидными, шнурковыми и т.д. Области их развития контролируются береговыми линиями древних морей, баровыми, рифовыми островами, руслами древних рек, сложенных песками, галечниками. Масштабы проявления таких ловушек бывают разными – от местных (локальных) до зональных и региональных. Ловушки стратиграфического типа образуются под поверхностью стратиграфических перерывов и угловых несогласий в результате срезания эрозией древних проницаемых толщ и последующего перекрытия их более молодыми непроницаемыми слоями. Форма таких ловушек, как правило, пластовая. Масштабы их проявления чаще региональные.

Ловушки тектонически экранированного типа образуются в зонах тектонических разломов типа сбросов, взбросов и надвигов. В результате взаимоперемещений тектонических блоков проницаемые пласты приходят в соприкосновение с непроницаемыми, либо экранируются тектоническими глинами зоны разлома. Масштабы развития таких ловушек зависят от размеров и количества разломов.

Ловушки смешанного типа образуются при одновременном участии в процессе их формирования нескольких факторов. Они могут быть структурно-литологического, структурно-стратиграфического, структурно-тектонического типов.

IV.2. Залежи нефти и газа и их параметры.

Залежью называется единичное скопление нефти и природного газа. Залежи могут быть промышленными или непромышленными в зависимости от их размеров и запасов углеводородов, содержащихся в них. Если скопление достаточно велико и рентабельно для разработки, оно называется промышленной залежью. Понятие о промышленной и непромышленной залежи весьма условное По мере развития методов и техники извлечения 

жидких и газообразных углеводородов из недр земли некоторые залежи, ранее считавшиеся непромышленными, могут быть переведены в разряд промышленных и введены в разработку.


Рис.3 Типы ловушек и залежей нефти и газа. Составил Е.М.Максимов.

1 – структурного (антиклинального) типа; 2 – литологического типа; 3- стратиграфического типа; 4 – тектонического типа; 5 – комбинированного типа а) структурно-литологический; б)структурно-стратиграфический; в)структурно-тектонический.

Условные обозначения: 1 – глины; 2 – пески водоносные; 3 – часть ловушки, где может образоваться скопление нефти и газа; 4 – изолинии глубины залегания кровли пласта в километрах; 5 –линии тектонических нарушений; 6 – линии стратиграфических перерывов, размывов, несогласного залегания.


Рис.4 Основные элементы залежей нефти и газа. Составил Е.М.Максимов.

А – нефтяная залежь пластового сводового типа. Б – нефтяная залежь с газовой шапкой, пластового сводового типа.

Условные обозначения: 1 – водо-нефтяная часть залежи; 2 – нефтяная часть залежи; 3 – газонефтяная часть залежи; h – высота залежи; hГ – высота газовой части; hН – высота нефтяной части.
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Рис. 5 Классификация залежей нефти и газа по типам резервуаров и ловушек. Составил Е.М.Максимов.

Условные обозначения: 1 – пласты-коллекторы; 2 – зоны трещиноватости; 3 – залежь нефти; 4 – границы стратиграфические и литологические; 5 – линии тектонических нарушений; 6 – изолинии глубины залегания по кровле пласта в метрах.

Нефтегазопроявлениями называются естественные выходы нефти и газа на поверхность в виде источников, пленок, пузырьков, а также незначительные притоки нефти (до 1 м3/сутки) и газа в скважинах при их испытании.

Основными параметрами залежей нефти и газа являются: форма, размеры, тип углеводородов, геологические и промышленные запасы, контуры нефтеносности, газоносности, абсолютные отметки газо-водяных, газо-нефтяных, водонефтяных контактов, пластовое давление, пластовая температура, плотность нефти, абсолютные дебиты в скважинах (притоки за сутки), тип коллектора по пористости, проницаемости и др.

1. По типу углеводородов залежи бывают газовые, нефтяные, газо-нефтяные (нефтяные с газовой шапкой), нефтегазовые (газовые с нефтяной оторочкой), газоконденсатные, нефтегазоконденсатные (газоконденсатные с нефтяной оторочкой).

2. Форма залежей определяется формой ловушки и резервуаров. По этому показателю различаются следующие типы залежей: пластовые сводовые, массивные сводовые, пластовые сводовые литологически экранированные, пластовые сводовые тектонически экранированные. Наиболее распространенными являются пластовые сводовые залежи (Рис.4), в плане они имеют округлые, овальные формы. Залежи экранированного типа имеют в разрезе линзовидные, гнездовидные (карманообразные) формы, в плане – козырьковые (заливообразные), кольцевые, полосовидные, рукавообразные (шнурковые) и сложные формы.

Размеры залежей. Показателями размеров залежей являются: длина, ширина, площадь, толщина, высота, объем. Высотой залежи

3. называется расстояние по вертикали от водонефтяного или газонефтяного контакта до наивысшей отметки ее кровли.

4. Промышленные запасы нефти и газа – это количество углеводородов, находящееся в залежи. Измеряются в тоннах (для нефти) и в кубических метрах (для газа). Промышленные запасы считаются по результатам бурения поисковых и разведочных скважин. По степени изученности они подразделяются на категории: высокие (А, Б), средние (С1), низкие (С2). Количество запасов зависит от размеров залежи и коэффициента пористости коллекторов, содержащих нефть и газ. На современном уровне развития техники извлечь всю нефть, находящуюся в залежи, невозможно. Количество нефти и газа, которое может быть извлечено из залежи современными методами, называется извлекаемыми запасами. Для нефти они составляют 15-60% от промышленных запасов. Коэффициент извлечения нефти из пласта, зависит от качества коллектора и самой нефти. Для чисто газовых залежей процент извлекаемых запасов близок к 100%. 

5. Водонефтяным контактом (ВНК) называется поверхность раздела нефти и воды в подошве залежи. Его положение (абсолютная глубина) определяется при разведочных работах бурением скважин и их испытанием. Чаще эта поверхность бывает ровной, плоской, горизонтальной. Она характеризуется соответствующей абсолютной отметкой, а при наклонном ее положении дополнительно определяется угол наклона. Иногда ВНК имеет не плоскую, а неровную, извилистую форму. Для залежей газонефтяного типа кроме ВНК определяют газонефтяной контакт (ГНК), его положение (абсолютную глубину) и контур в плане.

6. Внешний контур нефтеносности – это линия пересечения ВНК с кровлей залежи. Внутренний контур нефтеносности – линия пересечения ВНК с подошвой залежи. Для газовых залежей определяются внешний и внутренний контуры газоносности.

7. Газовая шапка – это скопление свободного газа над нефтью в залежи. Наличие свободного газа в нефтяной залежи свидетельствует о том, что давление в залежи равно давлению насыщения нефти газом при данной температуре, т.е. нефть полностью насыщена газом. Если пластовое давление выше давления насыщения, то весь газ растворится в нефти и газовая шапка не образуется. Параметры газовой шапки определяются отдельно в ходе разведки залежи.

8. Толщина продуктивного пласта залежи определяется для расчета объема залежи, она равна расстоянию по перпендикуляру от подошвы до кровли пласта. Если продуктивный пласт неоднороден по строению и содержит линзовидные включения непроницаемых пород, то определяют эффективную толщину, равную суммарной мощности проницаемых пропластков, насыщенных углеводородами. Она равна толщине пласта за исключением глинистых пропластков.

9. Коэффициент нефтенасыщенности – это степень насыщенности пор коллекторов нефтью. Он учитывает, что не все поры заполнены нефтью, а часть пор заполнена водой, сырая нефть всегда содержит воду. Коэффициент нефтенасыщенности в нефтяных залежах колеблется от 0,7 до 1,0, он уменьшается по мере приближения к водонефтяному контакту.

10. Коэффициент газонасыщенности – степень насыщенности пор коллекторов газом. Определяется для газовых залежей методом отбора и анализа проб сырого газа.

IV.3. Классификация залежей нефти и газа 

Как и любая классификация, классификация нефтяных и газовых залежей может осуществляться по разным их признакам (параметрам): по форме, размерам, фазовым соотношениям между нефтью и газом и др.

По соотношению в залежи запасов нефти, газа и конденсата Н.Е.Еременко (1968) выделил семь классов залежей:

1. Нефтяные залежи, мало насыщенные газом. Это так называемая "мертвая" нефть. В таких залежах давление насыщения во много раз ниже пластового давления и иногда близко к атмосферному. Газовые шапки в них отсутствуют.

2. Нефтяные залежи, недонасыщенные газом. В них давление насыщения также ниже пластового, но разница между ними незначительная. Газовая шапка отсутствует.

3. Нефтяные залежи, насыщенные газом. Давление насыщения близко к пластовому. Залежь газовой шапки не имеет, однако при снижении давления в процессе разработки в них могут возникнуть газовые шапки.

4. Газонефтяная залежь – залежь нефти с газовой шапкой, имеет газовую, газонефтяную и нефтяную части (см. рис.4). Запасы нефти в залежи резко преобладает над запасами газа в газовой шапке.

5. Нефтегазовая залежь – залежь газа с нефтяной оторочкой. Имеет газовую, газонефтяную и нефтяную части. Запасы газа в переводе на условное топливо преобладает над запасами нефти в нефтяной оторочке. По энергоемкости 1 млн. тонн нефти приравнивается 1 млрд. м3 газа. 

6. Газоконденсатная залежь – залежь полужирного, жирного газа, содержащего растворенную нефть легких фракций – конденсат в количестве свыше 25 см3/м3. Содержание конденсата колеблется в значительных количествах. При падении давления в ходе разработки возможно появление жидкой – конденсатной фазы в виде оторочек в зоне ГВК. Некоторые газоконденсатные залежи содержат нефтяные оторочки значительных размеров. Такие залежи относятся к типу нефтегазоконденсатных.

7. Газовая залежь. Состоит из сухого (метанового) газа с низким конденсатным фактором (<25см3/м3). Каждая залежь требует своих условий разработки, т.к. разные залежи обладают своими энергетическими ресурсами и разными режимами. Естественное продвижение нефти в направлении к забоям скважин осуществляется за счет следующих сил: сил всплывания нефти над водой, силы упругого напора – силы расширения растворенного газа при снижении давления в пласте в процессе разработки залежи, расширения нефти, расширения сжатой воды, напора законтурных вод, упругого напора сжатых пород. Все эти силы срабатывают одновременно с момента начала снижения давления в пласте. Продолжительность их действия зависит от общего энергетического ресурса залежи и способов ее разработки.

Наиболее популярной в нефтегазовой геологии является классификация залежей нефти и газа по типу резервуаров, и ловушек, разработанная И.О.Бродом (1953). По этому показателю им выделяется три основные группы залежей: пластовые, массивные и литологически ограниченные. Позже (1963) в отдельные группы были выделены стратиграфически и тектонически экранированные залежи (рис. 5).

8. Пластовые залежи. Залегают в пластовых резервуарах. Скопление нефти и газа формируются в той части резервуара, где существует ловушка. Здесь нефть и газ могут накапливаться и сохраняться от разрушения. Ловушки в пластовых резервуарах образуются на участках структурных изгибов в виде брахиантиклинальных и куполовидных складок, в зонах тектонического экранирования разрывными нарушениями, литологического замещения коллекторов покрышками и стратиграфического экранирования. Соответственно различаются:

1. Пластовые сводовые залежи. Они образуются в пластовых резервуарах в сводовых частях антиклинальных складок.

2. Пластовые тектонически экранированные залежи, образуются в пластах, нарушенных разломами.

3. Пластовые литологически экранированные залежи, образуются в зонах литологического замещения пласта-коллектора.

4. Пластовые стратиграфически экранированные залежи, образуются в пластах, срезанных эрозией и несогласно перекрытых более молодыми отложениями.

Типичными представителями пластовых сводовых залежей являются залежи нефтяных месторождений Среднего Приобья в Западной Сибири. Примерами стратиграфически экранированных залежей являются залежи Шаимского нефтеносного района.

9. Массивные залежи. Образуются в резервуарах массивного типа под перекрывающими их флюидоупорами (покрышками). Различаются три разновидности массивных залежей:

1. Массивные сводовые (антиклинальные).

2.  Массивные в погребенных рифовых массивах, состоящих из биогенных известняков.

3. Массивные в эрозионных выступах погребенного древнего рельефа, сложенных выветрелыми трещиноватыми породами-коллекторами.

Примерами массивных сводовых залежей являются залежи сеноманского газа в Западной Сибири, в том числе такие гигантские залежи, как Губкинское, Медвежье, Заполярное, Ямбургское, Уренгойское месторождения. Эти залежи образовались на глубине 800 – 1000м. под региональной глинистой покрышкой туронского яруса в сводовых частях антиклинальных складок валообразной и куполовидной форм, сложенных слабо уплотненными песчаниками и алевролитами.

10.
Литологические залежи формируются в резервуарах литологически ограниченного типа. Такие резервуары состоят из песков, песчаников и имеют сложные, иногда весьма причудливые формы. Образовались в прибрежных частях древних морей – в узких заливах, на пляжах, баровых островах, вокруг островов и др. Часто это песчаные отложения погребенных русел древних рек, пойм и подпойменных террас. Залежи имеют формы пластов, линз, карманов, колец, полуколец, козырьков, рукавов, шнурков, полос и т.д. Шнурковые (рукавообразные) залежи широко развиты в Апшероно-Нижнекуринской провинции и на некоторых месторождениях Северной Америки. Честь их открытия принадлежит академику И.М.Губкину (1911 год), который впервые их выявил и описал на примере месторождений нефти в Майкопском районе на Северном Кавказе.

Глава V. ДАВЛЕНИЕ И ТЕМПЕРАТУРА В ЗАЛЕЖАХ НЕФТИ И ГАЗА

Давление и температура относятся к числу основных параметров залежей нефти и газа. Поэтому при поисково-разведочных работах уделяется внимание не только их определению в скважинах, но в значительной мере их прогнозу на тех или иных глубинах, в тех или иных районах и областях.

По замерам этих параметров в скважинах составляются региональные или порайонные карты изобар (изолиний давлений), карты изотерм, являющихся основой расчетов и прогнозов давлений и температур на малоизученных глубинах и территориях.

Давлением называется сила действующая на единицу площади. За единицу площади принимается см2 или м2. В системе СГС давление измеряется в килограммах силы (кгс) на см2, в системе Си – в ньютонах на м2 (н/м2). 1 кгс=9.80665н. 

Вес тела оказывает давление на предмет, на котором оно лежит или стоит. Давление человека идущего в ботинках составляет 0,5 кг/см2, лыжника – 0,03 кг/см2, легкового автомобиля – 1,25 кг/см2, грузового автомобиля – 1,4-2 кг/см2. Давление столба воздуха на уровне мирового океана в среднем составляет 1,03 кг/см2. Вес столба воды площадью 1см2 и высотой 10 метров составляет 1 кг, рассчитывается по плотности воды. Соответственно, давление под водой растет со скоростью 1 ат на каждые 10 м глубины. Вес столба горных пород такого же размера рассчитывается по средней плотности горных пород, составляет 25 кг. 

Закон Паскаля: жидкость или газ, заключенные в замкнутый сосуд передают производимое на них давление во все стороны с одинаковой силой.

V.1. Единицы измерения давления.

1. Атмосфера – атм., давление атмосферного слоя Земли. 

1 атм=760 мм. ртутного столба при температуре 0°С.

2. Техническая атмосфера – ат. 1 ат=106 дин/см2. 

1 ат=1 кгс/см2 – давление силы 1 кг На 1 см2.

1 ат=0,968 атм.

3. Бар. 1 бар=1 ат.

4. В системе СИ давление измеряется в паскалях – па. 

1 па=1н/м2 – давление силы 1 ньютон на 1 м2. 1 ньютон (н) – сила, сообщающая телу массой 1 кг ускорение 1 м/с2 

мпа – миллипаскаль. 1 мпа=10-3па

Мпа – мегапаскаль. 1Мпа=106па

Пересчет атмосфер в мегапаскали производится по соотношению: 1 ат=100000 па 10ат=1Мпа.

V.2. Виды давлений

В недрах Земли каждая материальная точка испытывает следующие виды давлений:

1.
Горное (геостатическое) давление – это давление вышележащих горных пород. Оно прямо пропорционально глубине залегания в метрах и плотности вышележащих пород:
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, где 2,3 – средняя плотность горных пород в верхней зоне земной коры, в г/см3. 10 – поправочный коэффициент для расчета давления в атмосферах. При расчетах давления в Мпа поправочный коэффициент принимается равным 100.

2.
Гидростатическое давление – давление вышележащих подземных вод, находящихся в порах и трещинах горных пород. Оно прямо пропорционально глубине залегания в метрах и плотности подземных вод, которая в среднем равна 1,05 г/см3.
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3.
Гидродинамическое давление – давление движущихся подземных вод.

4.
Пластовое давление – давление внутри залежи нефти и газа. Оно равно давлению вышележащих подземных вод и по закону Паскаля передается на всю залежь через ВНК. Рассчитывается по формуле:
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, где Н – глубина в метрах (м) на уровне ВНК, 10 – поправочный коэффициент для расчета давления в ат – это теоретически расчетное давление. Фактическое пластовое давление определяется по замерам в скважинах приборами при испытании пластов. Оно может значительно отличаться от расчетного пластового давления.

5. Избыточное давление – дополнительное давление в залежи, возникающее за счет силы всплывания нефти над водой. Рассчитывается по формуле:
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, где h – высота точки расчета над ВНК, (dB-dH) – разность плотностей воды и нефти.

6.
Давление насыщения – это давление газа, растворенного в нефти. Зависит от степени газонасыщенности нефти. 

При  вскрытии пласта скважиной в ней устанавливается столб жидкости высотой, уравновешивающей пластовое давление. Если в пласте существует застойный водный режим, то во всех скважинах устанавливается одинаковый уровень жидкости. Если же подземные воды испытывают направленное боковое движение, то давление в жидкости будет равно сумме гидростатического и гидродинамического давлений. При этом уровни столбов жидкости будут ниже в тех скважинах, в сторону которых направлено боковое движение подземных вод. Пьезометрический уровень в таких системах будет иметь наклонное положение. Пьезометрическая поверхность определяется для каждого пласта отдельно как поверхность, выше которой вода в скважине не поднимается. В резервуарах с наклонной пьезометрической поверхностью ВНК и ГВК приобретают наклонное положение (рис.6). Угол наклона ГВК И ВНК всегда больше наклона пьезометрической поверхности. Повышение угла наклона пьезометрической поверхности может привести к полному разрушению (вымыванию) залежи. Наклон пьезометрической поверхности иногда может играть и созидающую роль: при наклонных ВНК и ГВК залежи нефти и газа могут формироваться в пределах незамкнутых структур типа флексуры и структурных носов. Наклон пьезометрической поверхности прямо пропорционален региональному наклону пласта-резервуара. Он характерен для всех артезианских бассейнов.

Между глубиной залегания и пластовым давлением существует прямая связь: чем больше глубина залегания, тем больше пластовое давление. Это – общая закономерность, которая претерпевает отклонения под влиянием других факторов. Геостатический градиент в среднем равен 2-3 атмосферам на каждые 10 метров глубины. Гидростатический градиент в среднем равен 1 атмосфере на 10 метров глубины, т.е. через каждые 10 м. давление в подземных водах возрастает на 1 атмосферу.

V.3. Аномально высокие и аномально низкие пластовые давления (АВПД и АНПД).

Как отмечалось выше, при нормальных условиях пластовое давление в каждой точке залежи нефти и газа равно гидростатическому давлению, замеренному на уровне ВНК, плюс избыточное давление. В природных условиях существует много залежей, особенно на больших глубинах, имеющих пластовое давление, значительно превосходящее расчетное гидростатическое. Возникновение аномально высокого пластового давления объясняется следующими причинами:

1. Передачей части горного давления на залежь. Если скелет породы слабый, то часть горного давления передается на жидкость или газ, находящиеся в ее порах. К таким породам со слабым скелетом, в частности, относятся глины. Поэтому в изолированных линзовидных, карманообразных резервуарах, находящихся внутри глинистых толщ, возникают аномальные давления, превышающие нормальное гидростатическое давление.

2. Кратковременное повышение пластового давления возникает при землетрясениях. Наблюдения показывают, что в сейсмически активных областях перед землетрясением повышаются дебиты нефти в скважинах.

3. Тектонические движения по разломам. В приподнятом блоке залежи, разорванной разломами, в течении длительного времени будет сохраняться прежнее высокое пластовое давление, характерное до ее воздымания.

4. Вторичное увеличение объема залежи в зонах высоких температур. В зоне больших глубин и высоких температур сложные углеводородные соединения с длинными цепями разрушаются с образованием большого количества простых молекул. Увеличение числа молекул приводит к увеличению объема. Увеличение объема залежи приводит к возрастанию давления внутри замкнутого резервуара. По этой причине в газоконденсатных залежах, образующихся за счет разрушения газонефтяной залежи, часто наблюдается АВПД.

5. Вторичное сокращение объема пор в коллекторах при кристаллизации цемента в законтурных частях резервуара. Залежь при этом приобретает замкнутый и полузамкнутый характер.

6. Таким образом, аномально высокое пластовое давление возникает под действием разных причин, но главными из них являются замкнутая линзовидная форма резервуара, ее запечатанность со всех сторон непроницаемыми породами.

В недрах Земли существуют также залежи, имеющие аномально низкое пластовое давление. Появление его может быть обусловлено вторичным увеличением объема резервуара ввиду возникновения вторичной трещиноватости. Пониженные давления возникают и при повторном опускании залежей. При этом восстановление нового пластового давления происходит не сразу, и в течении длительного геологического времени в залежи будет сохранятся низкое пластовое давление, существовавшее до ее опускания.

V.4. Пластовая температура

Температура в земной коре возрастает по мере увеличения глубины. Она определяется тепловым потоком, исходящим из глубоких недр Земли. Зависит от интенсивности теплового потока Земли. Глубина в метрах, при которой температура повышается на 1°С, называется геотермической ступенью. В верхних слоях земной коры она колеблется от 11 до 120 м., в среднем составляет 33 м. Под геотермическим градиентом понимается прирост температуры на 100 метров глубины. Он зависит от теплопроводности горных пород и температурного режима земных недр. В целом он возрастает с глубиной. В складчатых областях он больше, чем на платформах, а геотермическая ступень наоборот – меньше. Расчет пластовой температуры производится по среднему градиенту 3°С на 100 м. по формуле:
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Фактическая пластовая температура определяется в скважинах по замерам приборами. Изучение температурного режима нефтяных и газовых залежей имеет важное практическое значение. От температуры и давления зависят плотность, вязкость нефтей, их газонасыщенность, растворимость газов и нефтяных компонентов и др.

На картах изотерм антиклинальные складки часто выделяются локальными максимумами температуры. Такие аномалии вызваны тем, что в пределах поднятий развит преимущественно песчаный разрез, обладающий повышенной теплопроводностью. В пределах синклинальных прогибов и впадин преимущественно глинистые породы, обладающие меньшей теплопроводностью. Зоны глубинных разломов на картах изотерм выделяются положительными аномалиями.

По замерам температур в скважинах составляются карты геотермических градиентов, выявляются геотермические аномалии. В Западной Сибири повышенными температурами недр отличается Салымский нефтеносносный район, пониженными температурами – недра Северных областей.

Вертикальная геотермическая зональность определяет глубинную углеводородную зональность в условиях земных недр. На глубинах 6-10 километров, где господствуют высокие температуры, в основном развиты газоконденсатные залежи. Сложные углеводородные соединения нефтей на этих глубинах разрушаются с образованием молекул более простого строения (вплоть до метана). Нефтяная залежь преобразовывается в газоконденсатную или нефтегазоконденсатную залежь. В замкнутых резервуарах при этом возникают аномально высокие пластовые давления.

ГЛАВА VI. МЕСТОРОЖДЕНИЯ НЕФТИ И ГАЗА.

Месторождениями называются природные скопления нефти и газа промышленных размеров. Согласно определению Н.А.Еременко, "под месторождением следует понимать участки земной коры определенного геологического строения, содержащие залежи нефти и (или) газа". А.А.Бакиров определяет месторождение как место скоплений (ассоциация) залежей нефти и газа, находящихся друг над другом и контролирующихся одним структурным планом. Частями месторождений являются залежи.

VI.1.Параметры месторождений нефти и газа 

Основными параметрами месторождений нефти и газа являются:

1. фазовое состояние углеводородов в залежах

2. количество залежей

3. количество запасов нефти и газа 

4. тип ловушки и залежей

5. возраст продуктивных отложений

6. тип пластового давления в залежах

VI.2. Классификация месторождений нефти и газа 

Классификация месторождений нефти и газа может осуществляться по каждому вышеперечисленному признаку.

В.Г.Васильев и Н.А.Еременко предлагают индексировать каждое месторождение по типу залежей углеводородов по фазовому состоянию и их количеству. Например, Майкопское месторождение индексируется ГК4 или 4 ГК, что означает: состоит из четырех газоконденсатных залежей. В Западной Сибири Шаимское месторождение имеет индекс 2Н, Усть-Балыкское – 6Н, Салымское – 10Н, Самотлорское – 1Г2ГН4Н, Уренгойское – 3Г8ГК4НГК.

Всего в мире насчитывается около 16 тысяч месторождений, из них 102 – гигантских, 27 – сверхгигантских нефтяных, 9 – сверхгигантских газовых месторождений. В Западной Сибири к категории гигантских относятся месторождения: нефтяные – Самотлорское, Федоровское, Мамонтовское, Советско-Соснинское, Лянторское, Приобское, Русское месторождения; газовые – Медвежье, Ямбургское, Уренгойское, Губкинское, Бованенковское, Заполярное. К категории уникальных. по запасам нефти относится Самотлорское месторождение, по запасам газа – Ямбургское, Уренгойское, Бованенковское, Заполярное месторождения. 

Классы месторождений выделяются по приуроченности к крупным элементам земной коры – платформам и складчатым областям (геосинклиналям). Подклассы выделены по приуроченности к крупным структурам внутри платформ и геосинклиналей, группы и подгруппы – по типу еще более мелких структур, к которым приурочены месторождения. Ценность этой классификации в удобстве и практичности, особенно при решении теоретических задач, при оценке перспектив нефтегазоносности крупных территорий по методу аналогий.

Таблица 9

Классификация месторождений по фазовому состоянию углеводородов 

(по В.Г.Васильеву и Н.А.Еременко, 1966)

	Типы месторождений по фазовому состоянию
	Залежи, из которых состоят месторождения



	Газовые
	Г (газовые)

ГК (газоконденсатные)

	Нефтегазовые (суммарные запасы газа преобладают над запасами нефти)
	НГ (нефтегазовые)

Г

ГН (газонефтяные)

Н (нефтяные)

ГК 

	Газонефтяные (суммарные запасы нефти преобладают над запасами газа)
	ГН

Н

НГ

ГК

Г

	Нефтяные
	Н

	Газоконденсатные
	ГК

К

Г

	Нефтегазоконденсатные
	НГК 

ГКН

ГК
	Г

Н

ГН
	НГ

К


Таблица 10

Классификация месторождений нефти и газа по величине промышленных запасов (по Э.А.Бакирову, 1972)

	Классы месторождений
	Интервалы запасов

	
	нефть, т.
	газ, м3

	1. Очень мелкие
	от 100 тыс до 1 млн
	100 млн. – 1 млрд.

	2. Мелкие
	1 – 10 млн.
	1 – 10 млрд.

	3. Средние
	10 – 30 млн.
	10 – 30 млрд.

	4. Крупные
	30 – 100 млн.
	30 – 100 млрд.

	5. Крупнейшие 
	100 – 300 млн.
	100 – 300 млрд.

	6. Гиганты
	300 млн. – 1 млрд.
	300 млрд. – 1 трлн.

	7. Сверхгиганты
	1 – 3 млрд.
	1 – 3 трлн.

	8. Уникальные
	>3 млрд.
	>3 трлн.


Таблица 11

Классификация месторождений нефти и газа по их приуроченности к крупным и крупнейшим тектоническим элементам земной коры 

(по Н.А.Еременко, 1968).

	Классы
	Подклассы месторождений

	1. Месторождения платформенных областей
	I. Глубоких грабенов

II. Внутриплатформенных впадин (синеклиз)

III. Внутриплатформенных поднятий (антеклиз)

IV. Платформенных склонов

V. Внешнего борта передовых прогибов

	2. Месторождения складчатых областей
	VI. Центральной части передового прогиба

VII. Внутреннего борта передового прогиба

VIII. Собственно складчатых зон

IX. Межгорных впадин

X. Наложенных мульд


VI.3. Краткая характеристика классов месторождений 

А. Группа месторождений, приуроченных к антиклинальным складкам. Такие месторождения являются наиболее распространенными во всех нефтегазоносных провинциях мира.

1. Месторождения, приуроченные к нормальным антиклинальным складкам. Такие складки-ловушки антиклинального типа охватывают мощные толщи пород снизу доверху, поэтому разбуривание их в пределах территорий, нефтегазоносность которых уже доказана, всегда перспективно.

Для антиклиналей платформенных областей характерны относительно короткие оси в плане и пологие крылья (до 1-5 °С). В плане такие складки – локальные поднятия имеют изометрические и слабо вытянутые формы размерами в поперечнике от 1 до 10 км. Они относятся к типу куполовидных, брахиантиклинальных и сундучных складок с симметричными или асимметричными крыльями. Являются конседиментационными - формирующимися длительно (миллионы и десятки миллионов лет) одновременно с осадконакоплением. Они могут быть погребенными, унаследованными, возрожденными, прерывистого или непрерывного роста.

Таблица 12

Классификация месторождений нефти и газа по их приуроченности к крупным, средним и мелким структурам (по Н.А.Еременко, 1968)

	Классы
	Группы месторождений
	Подгруппы месторождений

	1. Месторождения платформенных областей
	1. Приуроченные к брахиантиклиналям
	1. Возрожденных антиклиналей

2. Погребенных антиклиналей

3. Антиклиналей, осложненных соляными куполами

	
	2. Приуроченные к эрозионным и рифовым массивам
	4. Эрозионных массивов

5. Рифовых массивов

	
	3. Приуроченные к моноклиналям
	6. Моноклиналей, осложненных флексурами и разломами

7. Моноклиналей, осложненных зонами литологического замещения и стратиграфическими несогласиями

	
	4. Приуроченные к синклиналям
	8. Синклинальных прогибов

	2. Месторождения складчатых областей
	1. Приуроченные к антиклиналям
	1. Антиклиналей

2. Антиклиналей, осложненных соляными и интрузивными диапирами

3. Антиклиналей, надвиговых покровов

	
	2. Приуроченные к моноклиналям
	4. Моноклиналей, осложненных флексурами, разломами

5. Моноклиналей, осложненных зонами литологического выклинивания и стратиграфическими несогласиями




В пределах антиклиналей формируются залежи следующих типов:

1) пластовые сводовые

2) пластовые литологически экранированные

3) пластовые тектонически экранированные

4) литологически ограниченные со всех сторон

5) массивные сводовые

6) пластовые стратиграфически экранированные

7) массивные рифогенные

8) массивные эрозионного типа

2. Месторождения, связанные с антиклиналями, осложненными грязевыми вулканами и диапировыми ядрами протыкания. Такие антиклинали развиты в краевых частях платформ, глубоких грабенов, передовых прогибах и межгорных впадинах, причем грязевые вулканы встречаются только в молодых (кайнозойских) впадинах. Ядра протыкания чаще сложены каменной солью, гипсами, редко – глинами и малыми интрузиями магматических пород. Такие, месторождения имеют сложное строение.
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Рис. 6 Месторождения нефти и газа, приуроченные к ловушкам антиклинального типа

1. Мулымьинское нефтяное месторождение (Шаимский район) с залежью в базальном песчаном пласте.

2. Самотлорское месторождение (Нижневартовский район) с залежами нефти и газа в песчаных пластах.

3. Уренгойское нефтегазоконденсатное месторождение.

4. Кенкиякское месторождение (Прикаспий), приуроченное к соляному куполу.

5. Осташковское месторождение (Днепрово-Донецкая провинция), приуроченное к антиклинали, осложненной сбросами.

Условные обозначения. Залежи: 1 – нефтяные; 2 – газовые; 3 – газоконденсатные; 4 – покрышки глинистые; 5 – породы-коллекторы-песчаники; 6 – каменная соль; 7 – породы фундамента.
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Рис.7 Коллекторские пласты с гидродинамическим режимом. Составил Е.М.Максимов.

Приведенное давление в точке А равно: 
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Наклон ВНК определяется разностью приведенных давлений в точках А и Б: 
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, где ρВ – плотность пластовой воды; ρГ – плотность газа. Условные обозначения: 1 – песок водоносный; 2 – залежь газа с наклонным газо-водяным контактом; 3 – направление движения воды по пласту.

Месторождения, связанные с брахиантиклиналями, осложнеными грязевыми вулканами, широко развиты в Крыму, на Апшеронском полуострове (Кавказ), на Челекене (Зап. Туркмения). Месторождения, связанные с антиклиналями, осложненными соляной тектоникой, имеют развитие в Днепрово-Донецкой нефтегазоносной провинции, в Предуральском прогибе, Прикаспийской синеклизе. (рис.7).

3. Месторождения, приуроченные к складкам тектонических покровов (шарьяжей). Встречаются редко в предгорных прогибах. В частности, такие месторождения установлены в Предкарпатском прогибе и в Иране. Они нарушены многочисленными разломами, приурочены к узким, часто опрокинутым складкам.

Б. Группа месторождений нефти и газа, связанных с моноклиналями. Месторождения этого типа широко распространены как в платформенных, так и в складчатых областях. В платформенных областях моноклинали весьма пологие, конседиментационные, в складчатых областях – крутые и, в основном, постседиментационные – образовались после завершения процессов осадконакопления.

На моноклинальных склонах залежи формируются в пластах, которые деформированы в брахиантиклинальные (короткие) складки, флексуры или ограничены экранами тектонического, стратиграфического и литологического происхождения (см. рис. 5-IV). В пределах флексур и незамкнутых структур типа структурных носов залежи встречаются редко – при наклонных ВНК и ГВК (см. рис. 6).

В. Группа месторождений, связанных с эрозионными  выступами и рифовыми массивами. Рифовые массивы – это погребенные известковые коралловые острова, состоящие из известковых скелетов отмерших организмов – кораллов, губок, брахиопод, пелеципод и продуктов их разрушения. Широко они развиты на бортах Камско-Кинельского прогиба, в Предуралье, в Средней Азии, на Среднем и Ближнем Востоке. Рифовые массивы обладают высокой пористостью и проницаемостью. Залежи, образовавшиеся в них, характеризуются высокими дебитами скважин. Типичным месторождением этого типа является Ишимбайское месторождение в Предуральском прогибе.

Эрозионные выступы – это выветрелые, трещиноватые, пористые останцы древних пород, в том числе и кристаллического фундамента, перекрытые непроницаемыми породами более молодого возраста. Нефтяные и газовые залежи в них формируются за счет боковой миграции и притока нефти и газа из вмещающих пород (см. рис. 5-IV). Примерами месторождений, приуроченных к эрозионным выступам древнего фундамента, являются месторождения Шаимского района Западной Сибири. Здесь в выветрелой зоне пород фундамента, залежи нефти выявлены на 21 месторождении.

Г. Группа месторождений, связанных с синклинальными прогибами. Такие месторождения встречаются редко. В частности, они выявлены в некоторых провинциях США. Залежи нефти в синклиналях формируются в сухих безводных пластовых резервуарах. Нефть стекает на дно синклинали, заполняя поры породы-коллектора.

Глава VII. ЗАКОНОМЕРНОСТИ ИЗМЕНЕНИЯ СВОЙСТВ НЕФТЕЙ И ГАЗОВ В ЗАЛЕЖАХ И НА МЕСТОРОЖДЕНИЯХ

VII.I. Закономерности изменения свойств нефтей и газов внутри залежей.

Нефть и газ генетически тесно связаны между собой, имеют единый источник образования – рассеянное органическое вещество вмещающих пород. Поэтому в природе они всегда находятся совместно либо в одной и той же залежи, либо на одном и том же месторождении, в одном и том же бассейне. В природе нет нефтей, не содержащих растворенного газа.

Газ и нефть легко растворяются друг в друге, т.е. газ является растворителем для нефти, нефть – для газа. Растворимость газа в нефти при прочих равных условиях зависит от углеводородного состава газа и нефти. В целом, чем ближе химические и физические свойства нефти и газа, тем выше их взаимная растворимость. Лучше всех в газах растворяется гексан – С6Н14.

Таблица 13

Растворимость газа в нефтях

	Газ
	Растворимость в нефтях, см3/см3.

Нефть Ромашкинского месторождения. Давление 50-300 кг/см2, t- 100°С

	Азот
	0,07 – 0,10

	Метан
	0,26 – 0,30

	Углекислый газ
	0,50 – 0,70

	Этан
	0,50 – 1,10

	Пропан
	2,0 – 3,0

	Бутан
	7,5 – 8,0


Из таблицы видно, что растворимость газов в нефтях возрастает с увеличением молекулярного веса газа.

Изменение свойств нефтей и газов в значительной мере обуславливаются изменением пластовых температур и давлений. Под давлением насыщения понимают давление газа, растворенного в нефти. Если нефть недонасыщена газом, то давление насыщения ниже пластового давления. При увеличении газонасыщенности нефти возрастает давление насыщения, и при достижении уровня пластового давления газ начинает выделяться в свободную фазу с образованием газовой шапки. При дальнейшем возрастании газовой фазы начинает проявляться обратная (ретроградная) растворимость нефти в газе: газы обогащаются тяжелыми углеводородами. Нефть залежи либо полностью растворяется в газах (при этом образуется газоконденсатная залежь), либо сохраняется в виде нефтяной оторочки. Чем больше давление, тем больше жидких углеводородов может быть растворено в газе. При снижении давления из газоконденсатной смеси жидкие углеводороды выделяются в свободную фазу, образуя конденсатную оторочку.

В сухом газе содержание тяжелых углеводородов составляет менее 5%, в жирном – около 50%. Внутри любой газовой или нефтяной залежи существует углеводородная неоднородность. Нефти и газы в залежи распределяются послойно в соответствии с законом гравитации: легкие компоненты всплывают вверх и располагаются в самой высокой части ловушки, а наиболее тяжелые – внизу, вблизи ВНК. Особенно хорошо это заметно в залежах, имеющих большую высоту. Например, на месторождении Махач-Кала в Предкавказье в присводовой части плотность нефти составляет 0,840 г/см3, а на крыльях – 0,842 – 0,844 г/см3. Такая закономерность характерна и для месторождений Западной Сибири.

Изменения свойств нефтей и газов в залежах после их образования может идти либо по линии гипергенезиса, либо по линии катагенезиса. Гипергенные изменения происходят в зонах малых глубин, низких температур и давлений под влиянием законтурных вод, содержащих окисляющие реагенты – кислород, углекислоту, сульфаты и др. Такие условия возникают, в часности, при поднятии залежей тектоническими силами в близповерхностные области. Гипергенные изменения начинаются в зоне ВНК, затем медленно распространяются на всю залежь. Происходит возрастание содержания в нефтях серы, смол, асфальтенов, потеря газовых фракций и общее утяжеление нефтей.

Заметное влияние на состав нефтей оказывает и состав вмещающих пород. В карбонатных коллекторах нефти более сернистые, более тяжелые, чем в терригенных коллекторах. Некоторое влияние оказывает также фильтрующее свойство глинистого цемента в коллекторах: чем больше глин в цементе, тем легче нефти, т.к. более всего адсорбции подвержены асфальтены и смолы.

Иногда наблюдаются обратные изменения плотности нефтей в залежах. Большей частью увеличение плотности вверх по залежи наблюдается при наличии связи с поверхностью Земли, реже – в залежах с неустоявшимся равновесием вследствие более позднего поступления в нее дополнительных порций легких углеводородов. 

Изменение свойств нефтей может происходить и под влиянием вторичных перетоков по зонам разрывных нарушений и повышенной трещиноватости. Вблизи таких зон происходит смешение нефтей различных глубинных зон, либо утяжеление их вследствие окисления поверхностными водами в зоне разлома и потери растворенных газов. Длительное существование любой залежи сопровождается диффузией газов через покрышки.

Катагенные изменения нефтей и газов происходят в зонах больших глубин в услових высоких температур и давлений. Такие условия возникают при погружении залежей в результате последующих тектонических процессов. Катагенез нефтей сопровождается разрушением сложных углеводородных молекул, увеличением объема залежей, уменьшением плотности и вязкости нефтей, возрастанием обратной растворимости нефтей в газах, преобразованием нефтегазовых залежей в газоконденсатные. В резервуарах замкнутого типа при этом возникает АВПД.

VII.2. Закономерности изменения свойств нефтей и газов на месторождениях

На многопластовых месторождениях большей частью наблюдается закономерные изменения нефтей и газов в залежах от верхних горизонтов к нижним. Эти изменения контролируются, в основном, существующей в земной коре вертикальной зональностью в изменении температуры и давления, плотности, пористости и проницаемости горных пород, литологического состава продуктивной толщи, состава подземных вод и некоторых других параметров.

С увеличением глубины залегания и возраста отложений уменьшаются плотность и вязкость нефти, количество циклов в молекулах углеводородов, увеличивается роль нормальных соединений по сравнению с изомерными, возрастает газонасыщенность нефтей, конденсатный фактор газов. Это хорошо видно, в частности, на примерах Средне-Обской области Западной Сибири. 

Влияние возраста вмещающих пород на свойства нефтей в пределах месторождения отчетливо не проявляется, но выражается четко в пределах крупных территорий провинций или материков. Например, древние (палеозойские) нефтегазоносные провинции, в основном нефтеносные. В пределах этих провинций процессы генерации и аккумуляции углеводородов интенсивно протекали еще в палеозойскую эру. Формирование залежей здесь давно завершилось. После своего образования залежи претерпели значительные превращения, сопровождавшиеся потерей газов за счет диффузии, сокращением высоты залежей и т.д. Месторождения асфальтов, образовавшиеся за счет гипергенных превращений нефтей, встречаются только на древних платформах. Нефти древних бассейнов мало насыщены газом.

В молодых (мезозойских и кайнозойских) бассейнах нефти мало измененные, в основном нафтеновые, насыщенные газом, ловушки часто заполнены до замка, процессы формирования залежей продолжаются и в настоящее время. К ним приурочена основная часть разведанных мировых запасов газа.

Таблица 14

Свойства нефтей Среднеобской области (Западная Сибирь)

	Типы нефтей
	Глубина залегания (км.)
	Плотность, г/см3
	Содержание серы, %

	Нефти барремского яруса
	1,5-1,8
	0,87-0,89
	0,75-1,0

	Нефти валанжин-готеривского подкомплекса 

(нижний мел)
	1,8-2,5
	0,85-0,87
	0,5-0,75

	Нефти верхнеюрского комплекса
	2,1-2,8
	0,83-0,85
	0,25-0,50

	Нефти нижне-среднеюрского комплекса
	2,3-3,0
	<0,83
	<0,25


Наблюдения над газонефтяными и газоконденсатными месторождениями показывают, что на глубине 1000-1500 м. появляются критические давления и температуры, при достижении которых начинается обратная (ретроградная) растворимость нефтей в газах. Критические давления составляют 100-150 ат., критическая температура – 45-60°С. При дальнейшем росте давлений и температур в газообразную фазу переходят тяжелые углеводороды и газ становится жирным. Изменения свойств нефтей и газов с глубиной по мере возрастания температур и давлений особенно отчетливо проявляется на многозалежных месторождениях с высоким этажом нефтегазоносности. На таких месторождениях до глубины 1 км. наблюдаются залежи сухого газа и тяжелой нефти. На глубине 1-2 км. развиты залежи нормальных метано-нафтеновых нефтей, газонасыщенные, иногда с газовыми шапками. На глубинах 2-5 км. устанавливаются залежи легких нефтей, жирных газов, а также газоконденсатные залежи, иногда с нефтяными оторочками. На глубинах 5-10 км встречаются залежи жирного газа, газоконденсатные и редко – легких нефтей.

Изменения нефтей в зоне катагенеза под действием высоких температур называются метаморфизмом нефтей. Эти процессы необратимые, направлены в сторону образования нормальных предельных углеводородов вплоть до метана и графита.

На Апшеронском полуострове (Азербайджан) отмечается обратная закономерность изменения свойств нефтей, в частности, увеличение плотности нефти с глубиной в плиоценовой продуктивной толще. При этом облегчение нефтей вверх по разрезу объясняется эффектом фильтрации при миграции нефти к кровле продуктивной толщи. Глинистый материал цемента коллекторских пород обладает способностью адсорбировать молекулы углеводородов, в особенности сложного строения, поэтому нефть в процессе миграции по порам постепенно очищается от тяжелых фракций, становится легкой.

Причиной изменения состава и свойства нефтей и газов в вертикальном разрезе является не только давление, температура и эффект фильтрации, но и смена литолого-фациальных типов нефтегазогенерирующих толщ. Морские песчано-глинистые, карбонатные и терригенные толщи богаты рассеянным органическим веществом сапропелового типа, континентальные песчано-глинистые толщи - рассеянным органическим веществом гумусового типа. Опытами в лабораторных условиях доказано, что сапропеловая органика генерирует, в основном, жидкие, гумусовая – газообразные углеводороды.

Если в разрезе месторождения наблюдается чередование нескольких изолированных друг от друга нефтегазоносных комплексов разного происхождения, то в каждом из них формируются залежи разных типов углеводородов. Например, в пределах Западно-Сибирской провинции неокомский комплекс континентально-морского происхождения преимущественно нефтеносен, апт-альб-сеноманский комплекс континентального происхождения – преимущественно газоносен.

Нарушение общей вертикальной зональности нефтей и газов может происходить и под влиянием вторичных перетоков углеводородов из залежи в залежь по зонам разломов и трещиноватости, или в результате диффузии газов через покрышки плохого качества.

VII.3. Эффект дифференциального улавливания

Он установлен канадским геологом В. Гасооу и советским геологом С.П. Максимовым. Если кровля резервуара имеет региональный наклон в одну сторону, то в нем возникают условия для боковой (латеральной) миграции нефтяных и газовых углеводородов вверх по восстанию пластов. При этом нефтегазовые системы, находящиеся в растворенном в воде состоянии, попадая в зоны пониженных температур и давлений, распадаются (дифференцируются) с образованием самостоятельных газовых и нефтяных систем. Газ, выделившийся из воды в свободную фазу, обладает большей миграционной способностью, чем нефть, и первым заполняет ловушку. Если газообразных углеводородов достаточно много, то ловушка полностью заполняется газом, а дополнительные порции газа перетекают в вышележащую ловушку. Жидкие углеводороды, обладая меньшей миграционной способностью, поступают в ловушку позже, и, если она заполнена газом, то мигрируют по пласту дальше до достижения вышележащей ловушки. Здесь они образуют нефтяную оторочку, либо чисто нефтяную залежь. В итоге образуется углеводородная зональность, обязанная своим происхождением дифференциальному улавливанию углеводородов на путях их латеральной миграции: в сторону погружения продуктивных пластов нефтяные залежи сменяются нефтегазовыми, последние – газовыми (рис.8).

Такая закономерность наблюдается на многих крупных структурах, особенно в толщах, генерирующих как газообразные, так и жидкие углеводороды. Если генерируются только жидкие углеводороды, то все ловушки будут заполнены нефтью, но плотность ее будет закономерно уменьшаться в сторону погружения резервуара. Если генерируются только газообразные углеводороды, то все ловушки будут заполнены газом, но жирность их будет падать также в сторону погружения резервуара. Однако следует отметить, что природа сложна и не всегда и не повсюду эта закономерность подтверждается фактами.
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Рис.8 Схема дифференциального улавливания. По С.П.Максимову, 1964:

1 – газ; 2 – нефть; 3 – водонасыщенная часть пласта-коллектора; 4 – направление миграции нефти и газа по пласту; 5 – плотность нефти.

VII.4. Изменения свойств попутного газа

Попутные газы - это газы, растворенные в нефти и извлекаемые из нее в процессе разработки залежей. По мере увеличения глубины залегания попутный газ становится все более жирным, обогащенным тяжелыми углеводородами. Это - общая закономерность, которая иногда нарушается под влиянием других факторов.

Коэффициент жирности газов определяется как отношение количества этана, пропана и других высших углеводородов к количеству метана. Если залежи формируются по принципу дифференциального улавливания, то в направлении погружения резервуара газ становится менее жирным.

VII.5. Изменение свойств газоконденсатных залежей

Экспериментальные данные свидетельствуют о том, что газоконденсатные системы могут возникнуть при достижении критических давлений и температур (Рпл - 100-150 ат, tпл - 45-60°С). В этих условиях жидкие углеводороды могут растворяться в газе, т.е. переходить в газовую фазу. Нижняя граница существования газоконденсатных систем не имеет четких пределов.

Главное в образовании газоконденсатных систем - это давление. Чем выше пластовое давление, тем выше конденсатный фактор. Конденсатный фактор измеряется в кубических сантиметрах на 1 кубический метр газа.

В газоконденсатных системах нефть находится в парообразном состоянии и при снижении давления выпадает в свободную фазу. При движении системы вверх по восстанию слоев в сторону снижения давления вследствие неодинаковой растворимости в сжатых газах постепенно снижается доля аренов и цикланов. Последние выпадают в свободную фазу, газ становится менее жирным.

VII. 6. Изменение растворенного газа в пластовых водах 

Газонасыщенность подземных вод растет от бортов к центру артезианского бассейна по мере увеличения глубины залегания. В этом же направлении возрастает упругость растворенного газа и содержание в нем тяжелых углеводородов.

Залежи водорастворенного газа выявлены, в частности, в Италии и Японии в верхнеплиоцен-четвертичных отложениях. Здесь они введены в промышленную разработку - используются для добычи газа. При снижении пластового давления газ выделяется в свободную фазу. Газ метановый, газонасыщенность составляет 1,2-2,5 м3/м3. 

С увеличением глубины по мере увеличения давления, возрастает минерализация и растворяющая способность подземных, вод. Низкая газонасыщенность, низкая минерализация и сульфатный состав подземных вод влияют отрицательно на формирование залежей нефти и газа. Обычно вокруг залежей нефти и газа подземные воды обладают аномально повышенной газонасыщенностью, что предохраняет залежь от разрушения.

Глава VIII.  ПРОИСХОЖДЕНИЕ НЕФТИ И ПРИРОДНОГО ГАЗА

VIII.I. Теоретическое и практическое значение проблемы происхождения нефти и газа

Поиск месторождений в том числе нефти и газа, может быть эффективным только в том случае, если в его основе лежит научно обоснованный план работ, базирующийся на использовании новейших теоретических достижений об условиях происхождения полезных ископаемых и закономерностях их размещения в земной коре.

"Теоретическое значение вопроса о происхождении нефти, - писал И.М. Губкин в 1937 году, - состоит в том, что правильное его разрешение даст нам истинное представление о протекавших в земной коре процессах, в результате которых возникла нефть как минеральное тело... Только тогда,- отмечает он далее, - мы будем знать, каким образом в земной коре образуются ее залежи,... получим надежное указание, в каких местах нам искать нефть и как надлежит наиболее целесообразно организовать ее разведку".

Ценность любой теории, основанной на материалистической точке зрения, состоит в том, что она, обобщая факты, полученные практикой, выводит общие закономерности, присущие тому - или иному классу объектов. Пользуясь этими законами и теориями и используя метод аналогии, мы будем владеть инструментом для эффективного проведения не только поисковых работ, целью которых является обнаружение месторождений, но в значительной мере для организации детальных поисков, разведки залежей и их разработки. Общие, справедливые для всех и большинства регионов закономерности размещения залежей нефти и газа по разрезу и в плане, объяснимые с определенных теоретических позиций, являются важным средством для составления научно-обоснованных планов работ, выбора методики и системы организации поисково-разведочного процесса.

Проблема генезиса любого полезного ископаемого сложна, т.к. в природе существуют многофакторные связи и явления, которые постоянно меняются. Причем, восстановление условий тех процессов, которые происходили в земной коре десятки и сотни миллионов лет назад, представляет для науки трудную задачу. Образование веществ в природе не протекает в какой-либо определенный раз и навсегда установленной форме. Часто процессы, на первый взгляд не имеющие между собой ничего общего, ведут к возникновению сходных веществ,  одинаковых минералов и полезных ископаемых. 

VIII.2. Гипотеза неорганического (абиогенного) происхождения нефти.

Основные положения ее были намечены еще в прошлом веке Д.И.Менделеевым. Позднее она возродилась в США (1939г. – Е.Мак-Дермот), а затем в СССР (1951г. – Н.А.Кудрявцевым; 1955г. – П.И.Кропоткиным, И.М.Порфирьевым и др.) Сторонники неорганического происхождения нефти связывают ее образование либо с локальными очагами проявления магмы, либо рассматривают ее как продукт глубинных подкоровых процессов.

В 1954г. Н.А.Кудрявцев выдвинул гипотезу образования углеводородов в глубинных зонах Земли. По его предположению из углерода и водорода, содержащихся в магме, образуются углеводородные радикалы СН, СН2, СН3, которые служат материалом для образования нефти в более холодных верхних слоях Земли. Глубинные разломы, по мнению Н.А.Кудрявцева, служат путями для подъема из мантии Земли газов, паров и нефти.

Возможный синтез углеводородов неорганическим путем доказывается рядом простейших химических реакций, проведенных еще в прошлом столетии. Наиболее известной является карбидная теория Д.И.Менделеева (1887г.), согласно которой при реакции углеродистых металлов с водой образуется этан и окисел металла: 

2FeC+3H2O = Fe2O3+C2H6. 

Однако карбиды металлов в земной коре практически отсутствуют, предполагается их наличие в ядре Земли. Гипотеза неорганического происхождения нефти содержит много противоречивых положений. Критика последних дана И.О.Бродом, М.Ф.Мирчинком, А.А.Бакировым, Н.Б.Вассоевичем, М.К.Калинко, Н.А.Еременко и др.

1.В качестве одного из основных доказательств неорганического происхождения нефти Н.А.Кудрявцев рассматривал наличие нефти или ее признаков в магматических и метаморфических породах. Действительно, известно около 30 залежей нефти, находящихся в магматических и метаморфических породах, и около 200 нефтегазопроявлений в них. Геологический анализ показывает, что такие залежи и проявления в гранитах и базальтах образовались за счет притока нефти и газа из контактирующих с ними нефтегазоносных осадочных комплексов.

2. Гипотеза неорганического происхождения нефти не объясняет причину неравномерного размещения залежей нефти и газа по разрезу, присутствие скоплений в одних толщах и отсутствие в других, имеющих такие же коллекторы и покрышки.

3. Региональная приуроченность скоплений нефти и газа к зонам глубинных разломов использовалась как довод в пользу неорганической гипотезы. Исследования показывают, что прямая связь между глубинными разломами и нефтегазоносностью осадочных пород отсутствует.

4. Неорганическая гипотеза не объясняет причину образования чисто нефтеносных и чисто газоносных областей, причину территориального разделения нефти и газа. 

И.М.Губкин (1932г.) отмечал, что “небольшие, не имеющие практического значения скопления нефти могли иметь и неорганическое происхождение, возникая в результате выделений из магмы. Но мы ведем рассуждения не об этих проявлениях нефти, а о массовых скоплениях, которые слагают нефтяные месторождения”.

VIII.3 Осадочно-миграционная теория происхождения нефти.

Эта теория предполагает в качестве источника образования нефти осадочные толщи, а именно – рассеяное органическое вещество (РОВ), содержащееся в осадочных породах. Впервые гипотеза органического происхождения нефти была высказана М.В.Ломоносовым, отметившим, в частности, образование битумов из углей при нагревании без доступа кислорода.

Органическое происхождение нефти и природного газа ныне признается большинством геологов и химиков. Геологическое доказательство этой теории базируется на закономерностях в размещении залежей нефти и газа в земной коре. 99,9% известных скоплений нефти и газа локализовано в осадочных толщах. Причем, залежи нефти и газа приурочены не ко всякой осадочной толще, а лишь к определенным их частям. Геологическим доводом в пользу этой теории является также наличие нефти в линзах проницаемых пород внутри непроницаемых толщ.

Химические доказательства базируются на сходствах органических соединений нефтей с органическими соединениями битумоидов, извлекаемых из рассеянного органического вещества осадочных горных пород различными растворителями. Особенно близкое сходство имеют строения молекул липоидов и некоторых углеводородов нефтей. Кислородные, азотистые и сернистые соединения нефтей имеют явно биогенное происхождение. В золе нефтей обнаруживаются те же микроэлементы, что и в золе каменных углей, органическое происхождение которых не вызывает сомнения.

Одним из доказательств в пользу органического происхождения нефтей является их оптическая активность. Полученные же в результате неорганического синтеза искусственные нефти оптически не активны. На генетическое родство нефтей и рассеянного органического вещества указывает и близость изотопного состава углерода нефтей и изотопного состава углерода органических веществ. Вертикальные зональности в изменении изотопов серы нефтей и вмещающих их осадочных толщ почти полностью идентичны.

В лабораторных условиях из органических соединений холестерина, олеиновых и стеариновых кислот под действием хлористого аммония еще в 1927-31г г. академиком Н.Д. Зелинским при температуре около 200°С получена искусственная нефть, содержащая типичные представители нафтено-метановых углеводородов, из которых состоит природная нефть. Повторные опыты показали, что процесс превращения хлопковых масел, олеиновых кислот в жидкие углеводороды при воздействии глин, песков, мела в качестве катализатора достаточно интенсивно происходит уже при температуре около 100°С.

Углеводородные соединения обнаружены в современных осадках Черного моря. Восстановленная часть рассеянного органического вещества осадков древнего Каспия содержит углерода 80%, водорода 10%, кислорода с азотом-10%. Для сравнения: содержание углерода в нефтях составляет 85%, водорода-11%, кислорода-4%, т.е. этим битумам остается потерять около 5-7% кислорода, чтобы достигнуть элементарного состава нефти. Эти явления, очевидно, представляют собой начальную стадию процессов нефтеобразования.

Вывод: гипотеза органического происхождения нефти доказывается достаточно убедительно как геологическими факторами, так и химическими исследованиями, и, благодаря научным анализам советских ученых-геологов, по праву получила название осадочно-миграционной теории происхождения нефти.

Любая осадочная горная порода в том или ином количестве содержит рассеянное органическое вещество: остатки планктона, бактерий, водорослей, макро- и микрофауны, рыб, наземных растений и животных, захороненные в илах на дне морей, озер, рек. Среднее содержание органического углерода в морских глинах составляет 2-3%, в песчаниках – 1-1,5%. Некоторые разновидности осадочных пород, такие, как битуминозные глины, сапропелиты, горючие сланцы содержат органический углерод в количестве от 20 до 50%.

Органические остатки растительного мира относятся, в основном, к гумусовому типу, животного мира - к сапропелевому ряду.

В зависимости от конкретных условий преобразование органических остатков горных пород может происходить в трех разных направлениях:

1) тление - при свободном доступе кислорода

2) гумификация - при ограниченном доступе кислорода

3) гниение - при отсутствии доступа кислорода

При всех этих процессах происходит образование газов (в том числе и углеводородных), жидкого и твердого вещества. В условиях недостаточного кислорода происходит брожение вещества под действием микробов. Часть новообразованных продуктов через поры пород удаляется в атмосферу и гидросферу,  другая часть сохраняется в породе. Преобразование органического вещества в осадке до почти бескислородных углистых или битуминозных веществ может происходить лишь в восстановительной или слабо восстановительной среде. Само органическое вещество в процессе своего разложения создает в породе восстановительные условия.

Битумоид,  извлеченный из породы хлороформом, по существу представляет собой "микронефть" - дисперсную нефть, находящуюся в породе в рассеянном состоянии. Однако полного сходства битумоидов с нефтями нет, хотя они состоят из тех же метано-нафтеновых и ароматических углеводородов.

Фито- и зоопланктон поставляет главную массу исходного для нефти органического вещества, но в образовании компонентов нефти могут участвовать и другие водные организмы и вообще все живое вещество планеты. Исследованиями установлено, что в I м3 современных осадков Черного моря содержится около 100 граммов углеводородов (микронефти).

VIII. 4. Главная зона нефтеобразования (ГЗН)

К числу факторов, обеспечивающих превращение рассеянного в осадках органического вещества (РОВ) в нефть, относятся температура, давление, катализаторы, деятельность микробов, зараженность бассейна сероводородом и др. Нефть представляет собой глубоко восстановленный продукт, поэтому наличие восстановительной среды для нефтеобразования является обязательным. Сероводород (H2S) рассматривается как индикатор восстановительной среды: чем его больше, тем восстановительнее среда.

Температура влияет благоприятно на процесс нефтегазообразования только до предела 300-500°С, свыше этой температуры начинается разрушение нефтяных углеводородов. Катализаторами в процессах нефтеобразования являются глины и продукты жизнедеятельности бактерий. На первых этапах преобразования РОВ из него удаляется углекислота и вода, затем аммиак и сероводород. С исчезновением запасов легко отщепляемого кислорода и водорода в виде СО2, Н2О, Н2, NH3 наступает очередь удаления основной массы водорода в виде метана (СН4).Последующая потеря водорода приводит к образованию угля и графита.

Первые порции нефтяных углеводородов в осадках образуются еще на стадии раннего диагенеза осадка. Однако ввиду малой мощности и хорошей проницаемости перекрывающих толщ образовавшиеся углеводороды рассеиваются в гидро- и атмосфере. Гипотезы раннедиагенетического происхождения нефти придерживались В.В. Вебер,  П.З. Смит, К.А. Юркевич и др. К.П. Калицкий (1923) пришел к выводу, что нефть генерировалась из отложений морских водорослей и накапливалась на месте ее образования.

В настоящее время господствующей является гипотеза катагенетического образования нефти, где главная роль отводится температуре. Исследованиями в МГУ в 60-х годах XX века было установлено возрастание битумоидного коэффициента в хлороформенных битумоидах, начиная с температуры 50-6О°С и при давлении 120-150 ат, что соответствует глубинам 1200-1500м. На этих глубинах составы углеводородов микронефти и макронефти становятся близкими. Период увеличения содержания битумоидов и углеводородов в глинистых отложениях при погружении бассейна, когда происходит образование значительного количества жидких углеводородов и массовая первичная миграция микронефти, Н.Б. Вассоевич в 1967 году назвал главной фазой нефтеобразования (ГФН), а зона глубин, соответствующая этой фазе, позднее была названа главной зоной нефтеобразования (ГЗН).
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Рис.9 Главная зона нефтеобразования. По Н.Б.Вассоевичу, 1969; С.Г.Неручеву, 1973; Преображенскому и др., 1971.

Горные породы, участвовавшие в эксперименте: 1 – терригенный девон Волго-Урала; 2 – бавлинские отложения Волго-Урала; 3 – кембрий Восточной Сибири, 5 – сапропелево-гумусовое органическое вещество Западной Сибири.

Наступление ГФН зависит от типа ОВ. На глубине 1,5-2,0 км, на длиннопламенной стадии метаморфизма ОВ наступает скачкообразное возрастание жирности газов, что означает наступление главной фазы нефтеобразования. Образование жидких УВ достигает максимума на глубине около 3,0 км. На рубеже жирных и коксовых стадий метаморфизма 0В, что соответствует глубинам 3,5-4,0 км, ГФН завершается. Образовавшиеся нефтяные углеводороды вместе с газами мигрируют вверх по восстанию слоев, повышая концентрацию УВ в пластовых водах и давая начало аккумуляции в ловушках в виде залежей как в самой ГЗН, так и выше нее. Основные запасы нефти в нефтегазоносных бассейнах действительно залегают с некоторым смещением вверх от ГЗН с проявлением максимума на глубине примерно 2 км (рис.9).

Современные глубины залегания нефтей в России составляют: 25% - на глубине 0,5-1,0 км, 40% - на глубине 1-2 км, 20% -на глубине 2-3 км. По данным Л.К. Лендса (США), из общего числа залежей, открытых в период с 1949 по 1965 гг. на глубине свыше 4570 м, 4/5 оказались газовыми и газоконденсатными, и только 1/5 - нефтяными. Лендс считает нижней границей промышленной нефтеносности зону с температурой 177°С.

Без первичной миграции образование залежей нефти происходить не может. С учетом этого теория органического происхождения нефти по предложению Н.Б. Вассоевича была названа теорией осадочно-миграционного происхождения нефти. Многие исследователи допускают возможность миграции углеводородов в растворенном в воде состоянии. Как газообразные, так и жидкие углеводороды в той или иной мере растворимы в воде,  причем растворимость жидких углеводородов возрастает с увеличением температуры. Движение подземных вод в проницаемых пластах происходит при уплотнении глин, сопровождающемся отжатием из них седиментационных вод. На этом этапе движение вод направлено к краям бассейна - в зоны меньших температур и давлений (Карцев, 1975). На пути такой миграции подземных вод при снижении температуры и давления происходит выделение растворенных углеводородов в свободную фазу. Нефтяные углеводороды могут мигрировать также в форме, растворенной в газах. После выделения в свободную фазу начинается струйная миграция нефти по порам и трещинам горных пород до достижения ловушек – барьеров на путях миграции.

"Нефть - детище литогенеза, органически связанная с осадочным процессом, но образуется только в результате миграции", - отмечает Н.Б. Вассоевич. "Теория утверждает, а практика подтверждает, что все более или менее крупные области устойчивого опускания земной коры, выполненные нормальными субаквальными отложениями достаточной мощности (1,5-2,0 км) и более, являются зонами нефтегазогенерирования... Исходя из осадочно-миграционной теории происхождения нефти можно давать оценку прогнозных запасов нефти, предсказывать закономерности зон нефтегазонакопления, типы нефтей на различных глубинах и т.д." (Вассоевич, 1967, с. 152-153). 

Глава IX. УСЛОВИЯ ФОРМИРОВАНИЯ, СУЩЕСТВОВАНИЯ И РАЗРУШЕНИЯ ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА

IХ. 1. Основные факторы благоприятные для формирования залежей нефти и газа

С позиции осадочно-миграционной теории происхождения нефти и газа для формирования месторождений необходимы следующие основные факторы:

1. Достаточно большой объем исходного вещества, а именно рассеянного органического вещества,  захороненного в осадочных толщах при процессах седиментации.

2. Погружение осадочных толщ, содержащих РОВ, в главную зону нефтеобразования, т.е.в зону глубин с температурой выше 60°С и давлением более 120 ат.

3. Широкая латеральная и вертикальная миграция микро- и макронефти, пузырьков и струй газа.

4. Наличие ловушек нефти и газа с соответствующими резервуарами и экранами.

IX. 2. Первичная и вторичная миграция нефти и газа 

Как отмечалось выше, формирование залежей и месторождений нефти и газа может происходить только путем миграции их из дисперсного, рассеянного в породе состояния. С другой стороны, способность нефти и газа течь и рассеиваться в природной среде отрицательно влияет на сохранность скоплений этих видов полезных ископаемых в течение длительного геологического времени. 

Под первичной миграцией нефти понимают перемещение в геологическом пространстве микронефти и пузырьков газа, рассеянных в подземных водах и горных породах, в направлении к коллекторам и ловушкам. В результате этого процесса образуются первичные скопления нефти и газа – макронефть, залежи нефти. Первичная миграция осуществляется в водорастворенном, газорастворенном состоянии, либо в форме мелких пузырьков и капель.

Под вторичной миграцией понимают перемещение в геологическом пространстве макронефти и свободного газа в виде струй и потоков. Вторичная миграция нефти и газа осуществляется в свободном состоянии уже после формировании некоторых первичных скоплений нефти и газа или при перетоках из одной ловушки в другую из одного резервуара в другой при переформировании и разрушении залежей и месторождений. Чем меньше удельный вес углеводородов и чем проще построены их молекулы, тем больше их способность миграции через толщи пород. В природных условиях существует следующий ряд углеводородных веществ по степени возрастания миграционной способности: асфальт-мальты - "мертвая нефть" - недонасыщенная газом нефть - насыщенная газом нефть - смесь нефти и газа - газ с конденсатом - сухой газ.

Миграция жидкостей и газов через пористые и трещиноватые породы осуществляется по законам фильтрации. Миграция через практически непроницаемые среды осуществляется на молекулярном уровне по законам диффузии.

К факторам, влияющим на процесс миграции, относятся давление, температура, гравитация, гидравлика, капиллярные силы, энергия упругости и др.

I. Давление. Под действием геостатического давления происходит уплотнение горных пород и отжатие из них воды, нефти и газа. Геодинамическое давление обусловлено движением подкоровых и внутрикоровых геологических масс. Оно вызывает смятие слоистых толщ в складки, разрывы их сплошности, дополнительное уплотнение горных пород, поднятие и опускание обширных территорий. Гидродинамическое давление (напор движущегося потока воды) определяет направление миграции подземных вод и растворенных в них углеводородов.

2. Температура - главный фактор преобразования РОВ в подвижные углеводороды. Она влияет на вязкость нефти, и при достижении критических значений разрушает сложные молекулы, повышая их миграционную способность.

3. Гравитационный фактор обуславливается разностью плотностей воды, нефти и газа. Он вызывает всплывание газа и нефти через толщи поровой воды. Процесс облегчается, если он происходит не по отдельным каплям, а в виде непрерывных струй и потоков. При малых размерах пор породы и при незначительных перепадах давлений в резервуаре гравитационные силы не в состоянии преодолеть силы трения и свободное движение подвижных веществ прекращается.

4. Гидравлический фактор обусловлен движением подземных вод и проявляется в тех частях артезианского бассейна, где происходит струйное движение вод внутри пластов. Существенную роль он приобретает при движении жидкостей по трещинам. При своем движении вода увлекает с собой капли нефти и пузырьки газа, способствуя их миграции на значительное расстояние.

5. Капиллярные и молекулярные силы играют существенную роль на стадии первичной миграции микронефти из глинистых пород в коллекторы. Чем меньше диаметр пор, тем больше капиллярные силы. Так как вода смачивает породу лучше, чем нефть, то в результате капиллярного давления она вытесняет нефть из мелких пор в более крупные.

6. Энергия, расширения газа. Сжатый газ, находящийся в растворенном состоянии или в газовой шапке, обладает способностью к расширению при снижении давления. При этом возникает дополнительное давление, способствующее вытеснению нефти или воды из ловушки и перетоку их по пласту в вышележащие ловушки.

7. Энергия упругого расширения жидкости и пород. Вода и горные породы на глубине находятся в сжатом состоянии. Коэффициент сжатия воды весьма мал, но при больших объемах воды снижение давления в пласте может вызвать значительное увеличение объема жидкости и ее перемещение в пространства.

Дальность миграции зависит от конкретных геологических условий, обеспечивающих действие необходимых сил и наличия путей миграции. При отсутствии путей миграции и при внутрипоровых давлениях, превышающих пластовое и предел упругости пород, могут возникнуть гидроразрыв и образование трещин. При низких внутрипоровых давлениях и при отсутствии путей миграции нефть и газ остаются в породе в захороненном рассеянном состоянии.

Различают внерезервуарную, внутрирезервуарную и межрезервуарную миграции. Внерезервуарная миграция происходит на ранних стадиях превращения органического вещества в микронефть на стадиях уплотнения глинистых пород и отжимания из нее воды, газа и микронефти, завершается переносом их в природный резервуар. Внутрирезервуарная миграция - это миграция по порам и трещинам пород резервуара, завершается формированием залежей нефти и газа. При этом на путях миграции внутри резервуара происходит разделение мигрирующей газовой и газонефтяной смеси по принципу дифференциального улавливания. Однако во многих случаях миграция приводит к смешению ранее разделившихся нефтей и газов. Межрезервуарная миграция - вторичная миграция, происходит из нижележащего резервуара в вышележащий по зонам тектонических нарушений, трещиноватости и ухудшения качества покрышек.

По направлению в пространстве различают вертикальную и бо​ковую (латеральную) миграции. Направление миграции зависит от особенностей строения артезианского бассейна. И.М. Губкин писал: "Закон передвижения нефти в сущности прост: нефть выбирает линии наименьшего сопротивления и пробирается в каждом отдельном случаев в том направлении, в каком ей это легче сделать".

IX. 3. Основные факторы, благоприятные для существования залежей. 

Главным условием существования залежей нефти и газа после их образования является сохранение тех физико-химических и геологических условий среды, при которых формировались залежи. К ним относятся: 1) сохранение ловушки; 2) сохранение качества покрышки; 3) изолированность залежей от поверхностных экзоген​ных реагентов, окисляющих и разрушающих углеводороды (влияние пресных вод, микробов и др.); 4) застойный режим законтурных вод; 5) ограниченность процессов диффузии; 6) ограниченность изменений температуры и давления.

IX. 4. Разрушение залежей нефти и газа

В природных условиях происходят постоянные процессы не только формирования залежей, но и переформирования и разрушения их. К числу основных факторов, разрушающих залежь, относятся: раскрытие ловушки; изменение состава законтурных вод; изменение гидродинамики подземных вод; ухудшение качества покрышки; диффузия жидкостей и газов через покрышки; изменение температуры и давления.

1. Раскрытие ловушки. Такой процесс может происходить при увеличении регионального наклона пластов-резервуаров, при нарушении их тектоническими разломами. При возрастании регионального наклона слоев малоамплитудные куполовидные складки могут раскрыться, частично или полностью преобразовываясь в структурные носы и выступы. При этом создается условия для перетока нефти и газа в вышележащие ловушки или в близповерхностные условия. 

Нефть теряет часть растворенного газа, а в близповерхностных условиях превращается в "мертвую нефть" или в залежи битумов и асфальтов. За счет латеральных вторичных перетоков в наиболее приподнятой части резервуара могут образоваться гигантские скопления нефти и газа. При тектонических разрывах, проходящих через ловушки, в зависимости от местоположения разлома относительно центра залежи происходит частичное или полное ее разрушение. В случае сообщения крупных трещин или разлома с поверхностью Земли создается наибольший перепад давлений, разрушение залежей протекает бурно и на месте их выхода наблюдаются газовые выбросы, источники нефти, достигающие иногда значительных размеров. Так как в своем движении поток воды и газа захватывает частицы вмещающих пород, на месте его выхода образуются грифоны и грязевые вулканы. Такие процессы широко развиты в нефтегазоносных провинциях молодых складчатых областей, в горных и предгорных районах, в частности, в Предкавказье, Средней Азии, на полуострове Челекен и др.

Раскрытие ловушки эрозионными процессами происходит при общем поднятии территории, в результате которых залежь поднимается в близповерхностные условия и раскрывается при разрушении перекрывающей ее покрышки. Так образуются залежи асфальтов и битумов.

2. Влияние состава законтурных вод. Сульфатные воды действуют разрушающе на углеводородные соединения. Бактерии законтурных вод разлагают углеводороды и могут привести и превращению нефти целиком в газ, а иногда к уничтожения и газообразных углеводородов.

3. Влияние гидродинамики подземных вод. Формирование залежей нефти и газа происходит на седиментационных этапах развития артезианских бассейнов, когда подземные воды отжатые при уплотнении глинистых пород, имеют направленное движение от центра бассейна к его периферии. В периоды интенсивных поднятий нефтегазоносных территорий наступает инфильтрационный этап развития артезианских бассейнов. При этом направление движения подземных вод меняется на обратный, поверхностные воды из периферийных частей проникают вглубь бассейна и разрушают залежи углеводородов. Залежь может разрушаться и при изменении гидравлического режима, обусловленного возрастанием скорости движения подземных вод. Поток воды при увеличении скорости движения увлекает с собой углеводородные соединения из законтурных частей залежи и тем самым частично или полностью разрушает залежь.

4. Ухудшение качества покрышки. За многие миллионы лет существования залежей в породах, играющих роль экрана, в глубинных зонах происходят диагенетические и эпигенетические изменения. Перекристаллизация глинистых минералов, превращение глин в твердую породу сопровождается сокращением объема породы и образованием микротрещин. Эти процессы приводят к ухудшению со временем экранирующих свойств покрышек, фильтрации нефти и газа через покрышки и в конечном итоге - к частичному или полному разрушению залежей.

5. Эффект диффузии углеводородных молекул через покрышки. Зависит, прежде всего, от размеров молекул и от качества покрышки. Чем древнее возраст залежи, тем интенсивнее влияние диффузионного фактора на залежь, при длительном существовании которой, (десятки миллионов лет) в результате диффузии из нее удаляется газ газовых шапок или растворенный газ. Этими процессами объясняется, в частности, преобладание в древних (палеозойских) нефтегазоносных бассейнах нефтяных залежей над газовыми, наличие в них залежей "мертвой нефти", битумов и асфальтов.

6. Влияние температуры и давления. При снижении температуры и давления понижается растворимость газов в нефтях. Газ при этом выделяется в свободную фазу, поэтому нефть становится густой, вязкой, тяжелой. При повышении температуры и давления повышается взаимная растворимость нефтей и газов. Происходит преобразование нефтегазовых залежей в газоконденсатные. В зоне температур около 1000°С органическое вещество и углеводороды, находящиеся в породах, сгорают с образованием минеральных веществ.

Вывод: процессы образования и разрушения залежей тесно переплетаются между собой. На первых же этапах развития бассейна может происходить не только образование залежей, но и их переформирование и разрушение. Те же факторы, которые вначале способствовали образованию залежи, в дальнейшем могут являться причиной их разрушения. Определяющим среди них является геологическая история нефтегазоносных территорий. 

IX 5. Время формирования залежей

С позиции осадочно-миграционной теории происхождения нефти вопрос о времени формирования залежей может решаться на геологической основе с использованием геохимических и физических параметров нефти. К числу таких данных относятся: возраст вмещающих пород, время формирования ловушек, вступления вмещающих толщ в ГЗН и др. При этом необходимо отметить, что образование залежи не является кратковременным процессом, а происходит в течение длительного геологического времени (миллионы лет).

Залежь не может быть древнее толщ, в которых она залегает. При вступлении осадочных толщ в ГЗН начинается массовая миграция углеводородов из нефтематеринских толщ. Этот временной интервал является наиболее благоприятным для образования скоплений нефти и газа. Залежь не может быть древнее ловушки, в которой она залегает. Для определения возраста залежи используется также давление насыщения. Газ не может выделиться в свободную фазу до тех пор, пока давление насыщения не будет равно пластовому. Залежь нефти не могла образоваться при давлении ниже упругости растворенных в ней газов. Следовательно, для залежей нефти давление насыщения может служить критерием глубины и времени их первоначального формирования. Расчеты, в основу которых были положены такие исходные данные, показали, что залежи Самарского Поволжья и Заволжья, залегающие в девонских отложениях, сформировались в каменноугольное время, либо в ранней перми т.е. 250-300млн.лет назад.

Глава X. ЗАКОНОМЕРНОСТИ РАЗМЕЩЕНИЯ МЕСТОРОЖДЕНИЙ НЕФТИ И ГАЗА В ЗЕМНОЙ КОРЕ

Х.1. Закономерности размещения месторождений нефти и газа по стратиграфическому разрезу

Скопления нефти и газа известны в отложениях всех возрастов, начиная от протерозоя до четвертичного отдела. Однако основные запасы их приурочены к осадочным породам определенного возраста, в то время как в породах другого возраста они присутствуют лишь в незначительных размерах. Опыт показывает, что одни и те же отложения высокопродуктивны в одних районах и не продуктивны в других. С позиции осадочно-миграционной теории происхождения нефти такое неравномерное размещение месторождений объясняется литолого-фациальными условиями образовании вмещающих толщ и особенностями тектонического строения и развития конкретной области и района.

Основная часть мировых разведанных запасов нефти сосредоточена в палеозойских и мезозойских отложениях, а основная часть запасов газа - в меловых и кайнозойских отложениях (рис.10). В докембрийских и четвертичных отложениях скопления нефти и газа встречаются весьма редко и в незначительных масштабах.

По данным А.Я. Кремса, в 1954 году в мире нефть добывалась из палеозойских отложений – 33%, мезозойских отложений-19%, кайнозойских отложений-45%. В 1965 году в СССР газ добывался из кайнозоя – 21%, мезозоя – 40%, палеозоя – 39%; нефть из кайнозоя - 8,5%, мезозоя - 7,5%, палеозоя – 74%. С вводом в разработку месторождений Западной Сибири в 1960-х годах, эти соотношения претерпели значительные изменения. Теперь нефть и газ в России в основном, добываются из отложений мезозойской группы.

Для каждого материка и для каждого нефтегазоносного бассейна существуют свои закономерности распределения запасов нефти и газа по стратиграфическим комплексам. Причем основные запасы приурочены к крупным и гигантским месторождениям.

Неравномерное распределение запасов нефти и газа по стратиграфическому разрезу объясняется периодичностью (цикличностью) геологических процессов, а именно - цикличностью процессов накопления органического вещества в осадочных толщах. В тех отложениях, где сконцентрированы максимумы запасов нефти и газа, содержатся и максимальные объемы каменного и бурого угля. Это свидетельствует о том, что нефтегазоносные толщи формировались в периоды расцвета органического мира, в периоды талассократических режимов развития континентов, когда значительная часть их была покрыта относительно мелководными морями, в которых происходило бурное развитие микро- и микроорганизмов. Такие режимы господствовали в девоне, карбоне, в юрском и меловом периодах, в зоцене, олигоцене и миоцене. В отложениях триаса, формирование которых происходило в условиях геократического режима континентов, когда континенты испытывали воздымание и в основном, представляли сушу, нефтегазоносные толщи практически не формировались. В них содержатся минимальные запасы нефти и газа.
X.2. Закономерности размещения нефти и газа по площади. Нефтегазоносные провинции (бассейны)

Нефтегазоносные территории занимают всего лишь около 30% поверхности континентов, остальная территория скоплений нефти и газа не содержит. Нефтегазосодержащие толщи отсутствуют на щитах древних платформ и в пределах горных систем, сложенных геосинклинальными складчатыми метаморфизированными образованиями. На континентах нефтегазоносными являются равнины и низменности, расположенные между горными системами и щитами. В их пределах осадочные толщи залегают на складчатом основании, метаморфизированы весьма слабо или вообще не метаморфизированы, деформированы в пологие складки платформенного типа. Однако месторождения нефти и газа образуются только в осадочных бассейнах, имеющих мощность платформенного чехла не менее 1,5-2,0 км. Только такие бассейны имеет достаточный объем рассеянного вещества для преобразования их в жидкие и газообразные углеводороды в промышленных масштабах.

Под нефтегазоносными провинциями (бассейнами) понимают крупные области длительного погружения, выполненные слабо метаморфизированными осадочными толщами и содержащие месторождения нефти и газа. В настоящее время на континентах и островах земного шара известно около 160 нефтегазоносных бассейнов, которые отличаются друг от друга по своим размерам, возрасту осадочных толщ, по их приуроченности к крупным тектоническим элементам земной коры и другим показателям.

X.З. Классификация нефтегазоносных провинций

По тектонической природе, приуроченности к крупным тектоническим элементам земной коры Н.Ю.Успенская (1966г.) выделила классы, подклассы и группы провинций. Классов выделяются два: 1) провинции платформенных областей; 2) провинции складчатых (подвижных) областей. Подклассы выделяются по возрасту платформенных и складчатых областей, группы - по приуроченности к тектоническим элементам меньшего ранга (табл.15) 

Нефтегазоносные бассейны древних платформ имеют докембрийский фундамент, палеозойский осадочный чехол. Некоторые бассейны древних платформ продолжали опускаться в мезозое и в меньшей мере в кайнозое. Такие бассейны, кроме палеозойских, содержат мезозойские и кайнозойские платформенные чехлы. Примерами их являются Мексиканский и Прикаспийский бассейны. Они характеризуются большими мощностями осадочного чехла, высоким этажом нефтагазоносности (до 10км.)

Примерами провинций крупных грабенов и авлакогенов на древних платформах являются Днепрово-Донецкая и Суэцкая провинции. Примерами провинций внутриплатформенных впадин являются Пермская, Западная, Внутренняя на Северо-Американском континенте. Примерами провинций склонов древних платформ являются: Волго-Уральский, Печорский бассейны на Русской платформе. К провинциям активизированных платформ относятся внутренние и краевые впадины Китайской, платформы. 

Провинции классифицируются также по виду углеводородов (табл.16), величине запасов (табл.17) и возрасту (табл.18).
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Рис.10 Распределение мировых запасов нефти и газа по стратиграфическим комплексам. По В.Ф.Раабену, 1978.
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Рис.11 Глубинное положение основных этажей нефтегазоносности в разновозрастных отложениях. По В.Ф.Раабену, 1978.

1 – на платформах; 2 – в молодых складчатых областях.

Таблица 15

Классификация нефтегазоносных провинций (по Н.Ю.Успенской, 1968)

	Классы
	Подклассы
	Группы

	Провинции платформенных областей
	Древних платформ
	1. Приуроченные к крупным грабенам, авлакогенам

2. Провинции внутриплатформенных впадин

3. Провинции склонов платформ

4. Провинции активизированных платформ

	
	Молодых платформ
	5. Провинции грабенов

6. Провинции крупных внутриплатформенных впадин

	Провинции складчатых областей
	Молодых (Mz – Kz) складчатых областей
	7. Провинции эпипалеозойских орогенических областей

8. Провинции передовых прогибов

	
	Древних складчатых областей
	9. Провинции межгорных впадин и прогибов

10. Провинции передовых прогибов


Для провинций молодых платформ характерны палеозойский возраст складчатого фундамента, чехол мезозойско-кайнозойского возраста. Провинции на молодых платформах приурочены к внутренним впадинам, некоторые из них относятся к типу грабенов (например, Рейнский).

Нефтегазоносные провинции, генетически связанные с складчатыми геосинклинальными областями, бывают двух типов: I)приуроченные к предгорным прогибам; 2) приуроченные к межгорным впадинам. В пределах палеозойских складчатых систем провинции второго типа неизвестны, но в их пределах иногда развиты эпипалеозойские орогенические впадины, образовавшиеся при повторной активизации складчатой системы в мезозое и кайнозое. Такие впадины в частности, образовались в зоне герцинид Тянь-Шаня. Фундамент их палеозойский, чехол - мезозойско-кайнозойский. Передовые прогибы расположены на стыке складчатых систем и платформ, заполнены в палеозойских системах пермскими, в мезозойско-кайнозойских - неогеновыми молассовыми грубозернистыми осадками поздних стадий развития складчатых областей. Межгорные прогибы развиты на срединных массивах, т.е. на блоках древнего фундамента внутри складчатых систем. Заполнены платформенным, полуплатформенным чехлом, сверху перекрыты молассами. Примерами их являются Ферганская и Таджикская впадины.
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Рис.12 Нефтегазоносные бассейны территории СССР. По Э.А.Бакирову и др. 1990.

Нефтегазоносные бассейны (провинции): 1 – Предкарпатская; 2 – Прибалтийская; 3 – Днепрово-Донецкая; 4 – Тимано-Печерская; 5 – Предуральская; 6 – Волго-Уральская; 7 – Прикаспийская; 8 – Предкавказско-Крымская; 9 – Предкавказская; 10 – Закавказская; 11 – Западно-Туркменская; 12 – Туранская; 13 – Тяньшань-Памирская; 14 – Западно-Сибирская; 15 – Енисей-Хатангская; 16 – Предверхоянская; 17 – Лена – Вилюйская; 18 – Ангаро-Ленская; 19 – Дальневосточная.

Таблица 16

Классификация нефтегазоносных бассейнов по виду углеводородов, содержащихся в их недрах (по В.Ф. Раабену, 1978).

	Типы бассейнов
	Краткая характеристика 

	Преимущественно нефтеносные
	Преимущественно сапропелевое РОВ, дегазация за счет диффузии и фильтрации через покрышки

	Нефтегазоносные
	Распределение нефти и газа по разрезу и в плане неравномерное, обусловлено типом РОВ вмещающих пород, диффузией и фильтрацией

	Преимущественно газоносные
	Преимущественно гумусовое РОВ, газ начальной и конечной стадий преобразования РОВ, газ биохимический


Таблица 17

Классификация нефтегазоносных бассейнов по величине запасов нефти и газа (по В.Ф.Раабену, 1978).

	Тип бассейна
	Потенциальные запасы условного топлива, млрд.тонн
	Площадь, млн.км2.
	Объем осадочного чехла, млн.км3.
	Примеры

	Уникальные
	>50
	>2-3
	>6-7
	Персидский залив, Западная Сибирь

	Гигантские
	10-50
	0,3-2
	0,4-6
	Галф-Кост, Пермский, Волго-Уральский бассейны

	Крупные
	3-10
	0,03-0,5
	0,1-1,5
	Западно-Канадский, Предаппалачский (Сев.Америка)

	Мелкие
	<3
	0,005-0,5
	0,07-0,1
	Вентура, Венский, Рейнский бассейны


Таблица 18

Классификация нефтегазоносных бассейнов по их возрасту 

(по В.Ф.Раабену, 1978).

	Тип бассейна
	Возраст
	Характеристика 

	Старые
	Палеозойский
	Залежи и месторождения формировались в палеозое и мезозое. Нефти метановые, слабо насыщенные газом. Ловушки до замка не заполнены. Присутствуют асфальтовые залежи.

	Зрелые
	Мезозойский
	Время формирования залежей – мезозой-кайнозойский. Нефти метано-нафтеновые, насыщенные газом. Ловушки часто заполнены до замка.

	Молодые
	Кайнозойский
	Продолжают формироваться и в настоящее время. Нефти метан-нафтен-ароматические, насыщенные газом, ловушки заполнены до замка, часты АВПД, грязевые вулканы, источники нефти на поверхности Земли.


X.4. Районирование нефтегазоносных провинций

Нефтегазоносные провинции состоят из нефтегазоносных областей и районов. По определению Н.Ю.Успенской, нефтегазоносная область - это часть провинции в границах крупного структурно-тектонического элемента осадочного чехла (антеклизы, синеклизы, свода, впадины) с определенными структурными и литофациальными особенностями и типами месторождений нефти и газа. Нефтегазоносный район - часть нефтегазоносной области в границах более мелких структурных элементов осадочного чехла (небольших сводов, впадин, валов, прогибов, куполовидных поднятий), объединяющий группу месторождений, сходных по условиям залегания.

Зонами нефтегазонакопления называются группы ловушек, с которыми пространственно и генетически связаны залежи нефти и газа. Зоны нефтегазонакопления подразделяются на локальные и региональные. В нефтегазовой геологии существует также понятие о зонах нетегазообразования. Такими зонами являются наиболее опущенные части нефтегазоносных бассейнов - синеклизы, впадины, прогибы, склоны антеклиз и сводов, которые раньше всех вступают в главную зону нефтеобразования, и от которых начинается латеральная миграция микронефти и пузырьков газа. Между зонами нефтегазообразования и зонами нефтегазонакопления четких границ нет. Месторождения образуются как в зонах нефтегазообразования, так и в зонах нефтегазонакопления, но концентрируются, в основном, в зонах нефтегазонакопления.

В пределах каждой нефтегазоносной провинции выделяются несколько нефтегазоносных областей и районов, отличающихся друг от друга стратиграфическим диапазоном нефтегазоносности, типом углеводородов по фазовому состоянию, типами ловушек, коллекторов, покрышек и качественным составом нефти и газа. Например, в пределах Западно-Сибирской нефтегазоносной провинции выделяются 11 областей, 32 района.

Х.5. Закономерности размещения месторождений нефти и газа по глубине

Вывод исследователей, что основная масса нефти концентрируется на глубинах до 3 км, справедлив лишь в общем. В ряде нефтегазоносных бассейнов преобладающая часть нефти находится на значительно больших глубинах.

В бассейнах палеозойского возраста основной этаж нефтеносности (ОЭН) находится на глубине 1-2 км, в регионах мезозойского возраста на глубине 1-3 км, кайнозойского возраста 1-4 км и чаще в интервале 2-4 км (рис.11). Основной причиной погружения ОЭН является погружение главной зоны нефтеобразования. При гумусовом ОВ главная фаза нефтеобразования проявляется в более жестких температурных условиях, т.е. на больших глубинах. Нефтяные залежи бурением скважин в США установлены на глубинах 6,5 - 7 км. Большое влияние на глубину залегания залежей оказывает интенсивность повторного погружения территорий в молодые эпохи, или наоборот, поднятия и размывы с образованием асфальтовых залежей. 

По размещению основного этажа газоносности (ОЭГ) выделяются, также, три группы бассейнов: I) ОЭГ находится на малых глубинах (до 2 км). В таких бассейнах продуктивны верхний мел и кайнозой, газ метановый, начальных стадий катагенеза, биохимический, донефтяной. 2) ОЭГ находится на средних глубинах (1-4 км.). Газ жирный, тяжелый, основной стадии катагенеза. Продуктивны мезозой, палеозой, редко - кайнозой. 3) ОЭГ находится на больших глубинах (>3-4 км). Газ конечных стадий катагенеза жирный, тяжелый. В таких бассейнах продуктивны палеозой и мезозой. 

В преимущественно газоносных бассейнах на всех глубинах развиты,в основном, залежи газа. Примерами таких бассейнов являются Азово-Кубанский, Каракумский. В преимущественно нефтеносных бассейнах на всех глубинах развиты, в основном, залежи нефти. Примерами таких бассейнов являются Терско-Каспийский, Персидский. Предкарпатский и др. В нефтегазоносных бассейнах до глубины 3-4 км преимущественно развиты залежи нефти, глубже - залежи газоконденсата. Примерами таких бассейнов являются Пермский, Западный Внутренний бассейны на Северо-Американском континенте. В некоторых бассейнах четкое разделение нефтеносных толщ от газоносных по глубине отсутствует.

Глава XI. НЕФТЕГАЗОНОСНЫЕ ПРОВИНЦИИ МИРА

В мире известно около 160 нефтегазоносных провинций, из которых 2 относятся к категории уникальных, 9- гигантских и около 30 - крупных. К уникальным относятся бассейны Персидского залива по нефти и Западной Сибири по газу. Общие черты этих бассейнов - огромные площади и объемы осадочного чехла, приуроченность к платформам. Нефтегазоносные толщи мелового возраста. Содержат около 50% крупнейших и гигантских месторождений.

Гигантскими являются провинции: Голф-Кост, Мексиканская, Пермская, Западная Внутренняя, Североморско-Германская, Сахарская, Маракаибская, Западной Африки, Волго-Уральская. Площадь их составляет 300 тыс. – 2,0 млн.км2 , объем осадочного чехла - 400тыс. - 6,0 млн. км3. Приурочены к платформам, содержат 25 % крупнейших и гигантских месторождений нефти и газа.

Крупные провинции имеют площадь 30-560 тыс. км2, объем осадочного чехла - 100 тыс. - 1,5 млн. км3, содержат 15% крупнейших месторождений. Гигантские месторождения в их пределах отсутствуют. Мелкие провинции расположены в пределах межгорных впадин, эпиплатформенных орогенов, небольших внутриплатформенных впадин, авлакогенов и грабенов. Площади их незначительные (5-200 тыс.км2), объем осадочного чехла небольшой (70-450 тыс. км3). Условия сохранности месторождений плохие. В этой группе обнаружено менее 10% крупнейших месторождений.

Характеристика строения и нефтегазоносности каждой провинции дана в учебниках: "Нефтегазоносные провинции СССР", Нефтегазоносные бассейны земного шара" (авторы Н.Ю.Успенская., З.А.Табасаранский, 196б); А.А.Бакиров, Г.Б.Рябухин, 1969; А.А.Бакиров, Г.Б.Рябухин, Н.М.Музыченко и др., 1979; И.О. Брод, В. Г,Васильев, И.В.Высоцкий и др., 1965). Сведения о размещении нефтегазоносных провинций по континентам и странам и масштабах добычи нефти и газа приведены в таблицах 1и 18. На рис.12 показана схема размещения нефтегазоносных провинций на территории СССР. 

Таблица 19

Нефтегазоносные провинции (бассейны) мира.

	Континенты
	Страны
	Нефтегазоносные провинции

	Восточная Европа
	Россия
	1. Прибалтийская (Калининградская обл.)

	
	
	2. Тимано-Печорская 

(Республика Коми)

	
	
	3. Предуральская (Башкортостан)

	
	
	4. Волго-Уральская (Татарстан, Башкортостан, Оренбургская обл.)

	
	Россия, Казахстан
	5. Прикаспийская 

(Астрахань, Волгоград)

	
	Россия, Украина
	6. Предкавказско-Крымская (Ставропольская обл.)

	Азия
	Россия
	7.Западно-Сибирская 

(Тюменская обл., Томская обл.)

	
	
	8. Восточно-Сибирская 

(Иркутская обл., Красноярский край)

	
	
	9. Лена-Вилюйская (Якутия)

	
	
	10. Предверхоянская (Предверхоянский прогиб)

	
	
	11. Дальневосточная (о.Сахолин)

	Восточная Европа
	Зап. Украина
	12. Предкарпатская

	
	Украина, Белоруссия
	13. Днепрово-Донецкая

	
	Азербайджан, Грузия
	14. Закавказская

	
	Россия
	15. Северо-Кавказская 

(Кубань, Терек)

	Азия
	Туркменистан
	16. Западно-Туркменская

	
	Туркменистан, Узбекистан, Казахстан
	17. Туранская (Амударьинская)

	
	Таджикистан, Узбекистан
	18. Тяньшань-Памирская

	Западная Европа
	Германия, Англия, Норвегия, Голландия
	19. Североморско-Германская

	
	Франция
	20. Англо-Парижская

	
	
	21. Аквитанская

	
	Германия, Чехословакия
	22. Рейнская

	
	
	23. Тюрингская

	
	
	24. Ронская

	
	Италия
	25. Адриатическая

	
	
	26. Сицилийская

	
	Румыния, Польша, Болгария
	27. Предкарпатская

	
	Венгрия, Румыния, Югославия
	28. Паннонская

	
	
	29. Трансильванская

	Азия
	Саудовская Аравия, Иран, Ирак, Кувейт, часть Турции, ОАЭ
	30. Провинция Персидского залива

	
	Сирия, Израиль
	31. Провинция Среднего и Ближнего Востока

	
	Иран, Афганистан
	32. Группа бассейнов Иранского Нагорья

	
	КНР
	33. Ордосская

	
	
	34. Сунляо

	
	
	35. Сычуаньская

	
	
	36. Джунгарская

	
	
	37. Цайдамская

	
	Тайвань
	38. Тайванская

	
	Индия, Пакистан
	39. Индийская

	
	
	40. Гангская

	
	Бангладеж
	41. Бенгальская

	
	Монголия
	42. Группа бассейнов Гоби

	Африка
	Алжир, Морокко
	43. Сахарская

	
	Ливия
	44. Ливийская

	
	Ангола, Нигерия, Габон
	45. Западно-Африканская

	
	Тунис
	46. Центрально-Атласская

	
	Марокко
	47. Западно-Атласская

	Австралия
	Австралия
	48. Восточно-Австралийская

	
	
	49. Западно-Австралийская

	
	
	50. Южно-Австралийская

	Океания
	Индонезия
	51. Индонезийская

	
	Новая Зеландия
	52. Новозеландская

	Северная Америка
	Канада
	53. Западно-Канадская

	
	
	54. Восточно-Канадская

	
	США
	55. Западная Внутренняя

	
	
	56. Восточная Внутренняя

	
	
	57. Пермская

	
	
	58. Бассейн Скалистых гор

	
	
	59. Калифорнийская

	
	
	60. Предаппалачская

	
	
	61. Приатлантическая

	
	
	62.Северо-Аляскинская

	
	
	63. Южно-Аляскинская

	
	Мексика, США
	64. Мексиканская (Сирт)

	
	Куба, США
	65. Бассейн Карибского моря

	Южная Америка 
	Венесуэла 
	66. Венесуэльская (Оринокская)

	
	Колумбия
	67. Колумбийская (Магдаленская)

	
	Венесуэла
	68. Маракаибская

	
	Тринидад, Венесуэла, Бразилия
	69. Венесуэло-Тринидадская

	
	
	70. Нижнеамазонская

	
	
	71. Верхнеамазонская

	
	Бразилия
	72. Мараньяо

	
	
	73. Притихоокеанская (Гуаякильская)

	
	
	74. Титикакская

	
	Боливия, Аргентина
	Боливийско-Аргентинская

	
	Аргентина
	76. Патагонская


Глава XII. ЗАПАДНО-СИБИРСКАЯ НЕФТЕГАЗОНОСНАЯ ПРОВИНЦИЯ

В качестве примера характеристики строения и нефтегазоносности нефтегазоносных провинций рассмотрим Западно-Сибирскую провинцию. В географическом отношении она расположена в пределах Западно-Сибирской низменности, в тектоническом отношении - в пределах молодой Западно-Сибирской платформы. Фундамент ее палеозойский, осадочный чехол – мезозойско-кайнозойский. По залежам газа она относится к категории уникальных. Площадь ее составляет 3 млн. км2, объем осадочного чехла – 8,5 млн.км3 (Рис. 13, 14, 15).

Первое месторождение в этой провинции открыто 1953 г. (Березовское газовое месторождение). В 1964 г. начата эксплуатация Усть-Балыкского месторождения нефти. Сведения о геологическом строении и нефтегазоносности недр Западной Сибири изложены в работах Н.Н. Ростовцева, В.Д. Наливкина, И.И. Нестерова, М.Я.Рудкевича, А.А. Трофимука и др.

Мезозойско-кайнозойский платформенный чехол общим объемом свыше 8 млн. км3. Максимальная мощность осадочного чехла на севере провинции оценивается в 10-15 км. В центральных, западных и восточных районах мощность чехла составляет 2 - 4 км. В основании платформенного чехла залегают юрские отложения. Меловая, система слагает основную часть чехла, палеоген относительно маломощен, завершает разрез осадочной толщи. Неоген отсутствует. Коллекторами нефти и газа являются пески, песчаники и алевролиты, покрышками залежей служат глины. Резервуары пластового и массивного типов. Ловушки, преимущественно структурного типа, реже – структурно - литологического и литологического типов. К настоящему времени на обширной площади провинции открыто свыше 600 нефтяных, газовых, газоконденсатных и нефте-газоконденсатных месторождений. Из них более 300 являются нефтяными, свыше 100-газовыми 200 - газоконденсатными и нефтегазоконденсатными. Большинство месторождений относятся к многопластовым, с залежами в меловых и юрских горизонтах.

В разрезе платформенного чехла выделяются четыре нефтегазоносных комплекса, изолированных друг от друга региональными глинистыми покрышками: нижне-среднеюрский, верхнеюрский, неокомокий и апт-альб-сеноманский. Основные запасы нефти сконцентрированы в нижнемеловых, газа - верхнемеловых отложениях.

В пределах провинции выделяются 11 нефтегазоносных областей и 32 нефтегазоносных района. Приуральская нефтегазоносная область расположена на западной окраине провинции. В ее пределах выделяются Шаимский нефтеносный и Березовский газоносный районы. Залежи приурочены к базальному горизонту позднеюрского возраста, залегающему на складчатом фундаменте. Продуктивная толща - вогулкинская пачка, сложенная песчаниками, гравелитами, ракушняками. Некоторые залежи приурочены к эрозионным выступам фундамента, сложенным трещиноватыми кристаллическими породами. Залежи структурно-стратиграфического, литологического типов имеют различные формы: пластовые сводовые, заливообразные, шнурковые, рукавообразные, козырьковые, кольцевые.
Фроловская нефтегазоносная область. Здесь известен Красноленинский нефтеносный район с залежами в нижне-среднеюрском комплексе и аптском ярусе нижнего мела. Залежи массивного, сводового типов.
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Рис.13 Схема тектонического районирования Западно-Сибирского нефтегазоносного бассейна. По М.Я.Рудкевичу, 1970.

1 – границы осадочного бассейна; 2 – граница между внешним поясом и внутренней областью; 3 – крупные антиклинальные структуры-своды, мегавалы; 4 – области впадин, прогибов и моноклиналей; 5 – разрывные нарушения; 6 – нефтяные месторождения; 7 – газовые месторождения.

Список структур: 1 – Ямбургский свод; 2 – Уренгойский мегавал; 3 – Медвежий мегавал; 4 – пурпейский свод; 5- Вынгапурский мегавал; 6 – Часельский мегавал; 7 – Красноселькупское куполовидное поднятие; 8 – Красноленинский свод; 9 – Александровский свод; 10 – Каймысовский свод; 11 – Средневасюганский свод; 12 – Пудинский свод; 13 – Парабельский свод; 14 – Пайдугинский мегавал; 15 – Туйский мегавал; 16 – Межовский свод.
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Рис.14 Нефтяные месторождения Сургутского и Нижневартовского районов Западной Сибири (фрагмент обзорной карты, 1984).

1 – области поднятий (антиклиналей); 2 – области впадин; 3 – месторождения нефти; 4 – газонефтяные месторождения.

Список месторождений:

	1. Апрельское

2. Айпимское

3. Нижнесортымское

4. Конитлорское

5. Тевлинское

6. Когалымское

7. Холмогорское

8. Ватьеганское

9. Лянторское

10. Федоровское

11. Южно-Сургутское

12. Покачевское

13. Поточно-Урьевское


	14. Локосовско-Покамасовское

15. Самотлорское

16. Мегионское

17. Советско-Соснинское

18. Ханты-Мансийское

19. Эргинское

20. Салымское

21. Правдинское

22. Усть-Балыкское

23. Мамонтовское

24. Верхне-Салымское

25. Новопокурское

26. Островное




Каймысовская нефтегазоносная область расположена на южной окраине провинции, подразделяется на Межовский, Каймысовский, Верхнедемьянский и Юганский районы. Здесь открыто свыше 20 нефтяных месторождений с залежами в верхнеюрском и нижне-среднеюрском комплексах.

Васюганская нефтегазоносная область находится в юго-восточной части провинции, включает в себя Пудинский, Васюганский, Александровский, Толькинский, Сенькино-Сильгинский районы. 

В пределах области выявлены 32 нефтяных и нефтегазоконденсатных месторождений с залежами в нижнесреднеюрских, верхнеюрских и нижнемеловых отложениях.

Пайдугинская нефтегазонооная область расположена на восточной окраине провинции. В ее пределах выявлены два нефтяных месторождения с залежами в верхнеюрских отложениях.

Среднеобская нефтегазоносная область находится в центральной части провинции, подразделяется на Сургутский, Салымский, Нижневартовский, Холмогорский районы. Здесь сконцентрированы основные залежи нефти Западно-Сибирской провинции. 

Залежи пластового-сводового, реже - массивного типов, локализованы, главным образом, в отложениях валанжинского, готеривского и барремского ярусов нижнего мела. Присутствуют они и в юрских отложениях, но в меньших масштабах.

Надым-Пурская и Пур-Тазовская нефтегазоносные области расположены к северу от Среднеобской области, включают в себя Надымский, Уренгойский, Ямбургский, Пурпейский, Вынгапурский, Среднемессояхский, Тазовский, Таркосалинский, Сузунский, Часельский, Красноселькупский районы. Характеризуются высоким этажом нефтегазоносности: продуктивны все четыре комплекса - нижнесреднеюрский, верхнеюрский, неокомский, апт-альб-сеноманский. Здесь сконцентрированы основные залежи газа Западно-Сибирской провинции: Уренгойское, Медвежье, Ямбургское, Губкинское, Комсомольское, Заполярное, Вынгапурское и другие месторождения. Залежи газа массивного типа приурочены к кровле сеноманского яруса верхнего мела, залегают на малых глубинах – 0,8-1,2 км.

Ямальская нефтегазоносная область находится на крайнем севере провинции, в пределах Ямальского полуострова. Подразделяется на Южно-Ямальский, Средне-Ямальский и Северо-Ямальский районы. Здесь выявлены газовые и газоконденсатные залежи: Бованенковское, Харасавейское, Северо - и Южно-Тамбейское месторождения и др.

Гыданская нефтегазоносная область находится в пределах Гыданского полуострова на севере провинции. Бурением изучена плохо. Здесь выявлены несколько газоконденсатных месторождений с залежами в меловых отложениях.

Усть-Енисейская нефтегазоносная область. Нефтегазоносными здесь являются Малохетский, Рассохинский и Танамский районы. Газоконденсатные залежи установлены в нижнесреднеюрских, верхнеюрских и нижнемеловых отложениях. Залежь газа в сеноманском ярусе выявлена на Мессояхском месторождении.

Типовая характеристика нефтей и газов Западной Сибири отличается значительным разнообразием (Табл. 19). Газ Березовского района на 91-97% состоит из метана. Сероводород отсутствует, содержание углекислоты составляет 0,3-2,4%, азота - 1,5-6%.В газах некоторых месторождений присутствует конденсат до 15-18 см3/м3.

Газ Васюганской и Пайдугинской областей отличается значительным содержанием гомологов метана (8-12%) и высоким конденсатным фактором (87-249см3/м3). Количество метана в газах -76-88%, содержание углекислоты незначительное - (0,3-0,9%), сероводород отсутствует.

Газ сеноманских залежей северных областей Западной Сибири почти полностью состоит из метана (98-99%) и отличается ничтожным содержанием гомологов метана (0,1-0,3%). Содержание углекислого газа 0,5-1,2%, азота - 0,1-0,4%. Газ Усть-Енисейской нефтегазоносной области содержит метана в количестве 85-95%, гомологи метана до 13-15%, конденсат около 100 см3/м3.

Нефть Шаимского района - нафтен-метановая легкая (плотность 0,819-0,836 г/см3), низкопарафинистая (2 - 4,5%) малосернистая (0,3 - 0,5%). Нефть Среднеобской области нафтен-метановая, средней плотности (0,832-0,901 г/см3), сернистая (0,8 – 1,9%), малопарафинистая (1,9-5,3%).

Таблица 20

Основные сортовые качества нефтей Западной Сибири 

	№
	Названия месторождений и пластов
	Плотность, кг/м3
	Вязкость кинематическая, мм2/с
	Температура застывания, °С
	Химический состав нефти. Содержание, %

	
	
	
	
	
	Сера
	Смола
	Асфальтены
	Бензин
	Керосин
	Диз. топливо
	Газойль
	Остаток

	1
	Восточно-Сургутская, БС10
	890
	13,5
	-17
	1,67
	14
	2,5
	13,0
	14,3
	26,8
	28,4
	31,6

	2
	Мало-Балыкская, АЧ2
	855
	9,7
	-12
	1,1
	7,8
	0,9
	19,5
	17,1
	29,9
	22,6
	24,2

	3
	Приобская, БС4-5
	880
	10,4
	-11
	1,2
	12,0
	2,7
	15,2
	15,6
	27,3
	23,6
	31,9

	4
	Покачевская, БВ6
	864
	5,9
	-13
	1,2
	7,5
	0,5
	20,3
	17,6
	30,9
	27,2
	20,7

	5
	Варьеганская
	835
	2,95
	-42
	0,46
	6,5
	0,29
	30,8
	22,0
	33,3
	21,7
	12,9

	6
	Губкинская,БП0
	813
	3,3
	-18
	0,2
	4,0
	0,12
	34,6
	22.5
	30,1
	32,2
	32,2

	7
	Уренгойская
	830
	5,2
	-7
	0,11
	3,5
	0,21
	24,7
	17,8
	27,3
	38,5
	38,5

	8
	Ен-Яхинская
	844
	9,2
	-11
	0,08
	3,5
	-
	21,4
	22,2
	37,8
	26,6
	13,8

	9
	Русская
	941
	67,7
	-30
	0,5
	17,8
	0,6
	0,7
	12,0
	32.5
	36,5
	36,5

	10
	Новопортовская НП4
	860
	9,2
	-8
	0,13
	3,0
	0
	18,6
	21.0
	46,4
	76,1
	8,7

	11
	Бованенковская ТП18
	829
	3,36
	-13
	0,07
	1,0
	0
	19,8
	19,8
	39.4
	30,4
	10,0

	12
	Харампурская
	839
	5,63
	-22
	0,12
	5,0
	0,4
	25,9
	24,2
	38,1
	21,2
	14,0

	13
	Кальчинская
	870
	20,2
	-16
	0,88
	11.0
	1,46
	16,8
	14,8
	33,1
	26,8
	22,3

	14
	Ханты-Мансийская
	856
	6,6
	-8
	0,27
	5,0
	5,3
	18,6
	20,2
	31,4
	24,8
	24,8

	15
	Нефть экспортная URALS
	880
	10,4
	-11
	1,2
	12,0
	2.7
	15,2
	15,6
	27,3
	23,6
	31,9


ГЛАВА XIII. КРИТЕРИИ ПРОГНОЗА И МЕТОДЫ ПОИСКОВ И РАЗВЕДКИ МЕСТОРОЖДЕНИЙ НЕФТИ И ГАЗА

XIII.1. Критерии прогноза нефти и газа 

"Поисково-разведочные работы, - отмечал А.А.Бакиров (1976г.), - могут проводится эффективно только при условии, если они будут направляться научно-обоснованно с учетом общих закономерностей образования и размещения нефтегазовых скоплений в земной коре".

Главнейшими критериями прогноза, поиска и разведки месторождений являются факторы, контролирующие возникновение и развитие процессов нефтегазообразования и накопления в земной коре. К ним относятся: 1. Тектонические и палеотектонические критерии, определяющие местоположение, формы и размеры региональных, зональных и локальных ловушек, а также тип нефтегазоносных бассейнов, глубины погружения, мощность осадочного чехла. Наличие ловушек является одним из главных необходимых условий для образования залежей и месторождений нефти и газа.

2. Литолого-формационные, фациальные и палеогеографические критерии, определяющие типы, объемы осадочных пород, коллекторов, покрышек, количество и мощности нефтегазоносных комлексов и др. Наличие пластов коллекторских пород является вторым необходимым условием для образования скоплений нефти и газа в недрах Земли.

3. Промыслово-геофизические критерии, определяющие коллекторские свойства пород-коллекторов, экранирующие свойства пород-покрышек и их изменения в плане и по разрезу. Наличие пластов-покрышек является третьим необходимым условием для образования залежей нефти и газа.

4. Гидрогеологические, определяющие типы артезианских бассейнов, законтурных вод и их динамику. Подземные воды хлоридно-натриевого состава и застойного режима способствуют сохранности залежей на месте их образования.

5. Геохимические критерии, определяющие закономерности распределения рассеянного органического вещества различных типов по разрезу и по площади, выявляющие геохимические аномалии в недрах Земли. Наличие нефтегазогенерирующих осадочных толщ с высоким содержанием рассеянного органического вещества (РОВ) является четвертым необходимым условием для образования залежей и месторождений нефти и газа.

6. Термодинамические критерии, влияющие на физико-химические свойства рассеянного органического вещества в горных породах и условия образования нефти, газа и их залежей. Лабораторными методами доказано, что для образования нефти из рассеянного органического вещества необходимы температура свыше 60°С, давление – свыше 100 атмосфер.

По масштабам проявления критерии подразделяются на: 1) региональные, действующие в пределах всей провинции или ее крупных частей; 2) зональные, проявляющиеся в пределах месторождения или группы месторождений.

По каждому критерию составляются региональные или порайонные карты для нефтегазоносных пластов, горизонтов, комплексов и подкомплексов (Рис.16). Строятся профильные разрезы через месторождения, области, районы, графики зависимости прогнозных параметров с нефтегазоносностью ловушек. Устанавливается теснота связи между теми или иными параметрами и продуктивностью осадочных толщ и на этой основе дается прогнозная оценка территории.

Подсчитываются потенциальные, прогнозные (категория D) и перспективные (категория С3) запасы по нефти, газу, конденсату, по каждой нефтегазоносной области, по каждому району и по каждому нефтегазоносному комплексу.

Основной путь решения насущных задач прогноза и поиска месторождений на всех этапах – получение новой высококачественной геолого-геофизической информации об изучаемых объектах бурением скважин  или геофизическими методами. Важной при этом является разработка новых усовершенствованных полевых методов изучения строения и физико-химического состояния земных недр. Не менее важна разработка новых методов обработки полевой и лабораторной информации. В последние десятилетия при решении этих задач широко внедряются ЭВМ и математические методы. Осуществляется перевод геологической информации на электронную основу, создаются базы данных, разрабатываются новые программы геологического анализа с применением математических методов и ЭВМ.

XIII.2. Стадии (этапы) поисково-разведочных работ.

Процесс изучения и освоения нефтегазоносных территорий подразделяется на три основных стадии: региональную, поисковую и разведочную.

1. Стадия региональных геолого-геофизических работ (региональный поиск). Такие работы проводятся на базе регионального прогноза, основанного на первых этапах на методах аналогии с другими, хорошо изученными регионами, а после проведения некоторого объема работ базируются на оценке закономерностей изменения вышеперечисленных критериев (прогнозных параметров) в пределах всего бассейна или его частей.

Главная ее цель – качественная оценка перспектив нефтегазоносных областей, выявление зон нефтегазонакопления и открытие первого месторождения. На этой стадии решаются следующие основные задачи: 1) установление границ распространения, общей мощности, стратиграфии, литологии, геохимических и гидрогеологических свойств осадочного чехла; 2) выделение в разрезе осадочного чехла региональных покрышек и нефтегазоносных комплексов; 3) изучение строения осадочного чехла и тектоническое районирование территории; 4) определение возможных зон нефтегазонакопления и конкретных объектов поиска.

По результатам региональных работ создаются модели строения осадочного бассейна в целом и его отдельных крупных частей, выявляются общие (региональные) закономерности изменения геолого-геофизических и геохимических параметров осадочного чехла и фундамента.

После открытия первых месторождений в провинции, области или районе региональные работы несколько сокращаются по объему, или становятся более целенаправленными. Например, они могут быть ориентированы на исследование слабо изученных глубин или прилегающих перспективных территорий. Резкое сокращение или прекращение региональных работ после открытия первых месторождений приводит в последующем к снижению эффективности поисков.

2. Стадия поисковых работ (детальный поиск). Начинается с момента открытия первого месторождения и на первых этапах концентрируется вблизи него. Главная ее цель – открытие новых залежей и месторождений на прилегающих площадях, подсчет запасов по поисковым категориям С2 и С1. поисковые работы подразделяются на два этапа: 1) подготовка площадей к поисковому бурению; 2) глубокое бурение с целью выявления скоплений нефти и газа.

Поисковые работы осуществляются на базе детального прогноза, основанного на оценке региональных, зональных и локальных закономерностей изменения прогнозных параметров (критериев). При этом осуществляется сравнительный анализ выявленных ловушек нефти и газа, оцениваются их перспективы возможного накопления и сохранения углеводородных масс, выбираются первоочередные площади для поискового бурения, определяются места заложения скважин и их количество.

На этапе подготовки к глубокому бурению производится детальная сейсморазведка площади (Рис.17), определяются (или уточняются) местоположение сводовой части куполовидного поднятия, его амплитуда, площадь, конфигурация в плане и другие особенности строения разреза нефтегазоносных толщ, коллекторов и покрышек. Эффективность поисков находится в прямой зависимости от качества подготовки площадей к глубокому бурению. Опыт показывает, что проведение детализационных сейсмических работ после проходки скважины – первооткрывательницы значительно сокращает объемы и сроки проведения дальнейших поисковых и разведочных работ на месторождении.

Первая поисковая скважина проводится  в центре куполовидного поднятия. Если в результате ее испытания получаются промышленные притоки нефти и газа, то проходится вторая поисковая скважина на крыле поднятия вблизи предполагаемого контура ВНК. Эта скважина выполняет задачу определения размеров залежей и подсчета запасов по категориям С2 и С1. Она относится к разряду детально-поисковых. Во всех поисковых скважинах производится отбор керна от продуктивной части разреза. Расстояние между поисковыми скважинами зависит от размеров ловушки и составляет в среднем 3 – 5 км. По результатам поисковых работ строятся карты пористости, эффективных нефтенасыщенных толщин, считаются запасы нефти, газа. 

В тех районах, где предыдущими работами доказано отсутствие продуктивного пласта на вершинах локальных поднятий ("лысые вершины"), бурение поисковых скважин производится на их склонах, где по геолого-геофизическим данным предполагается (прогнозируется) наличие залежи.

3.Стадия разведочных работ. В случае, если запасы нефти и газа по категориям С2 и С1 достигают значительных размеров, месторождение вводится в разведку. Главная задача разведочных работ – установление размеров и объемов залежей, подсчет запасов (в том числе и извлекаемых) по более высоким категориям (С1, В, А) и подготовка месторождения к разработке.

Разведочные работы подразделяются на два этапа:

I) предварительная разведка; II) детальная (промышленная) разведка. На этапе предварительной разведки решаются следующие задачи: 1) установление (уточнение) ВНК,ГВК, ГНК по каждому продуктивному пласту; 2) установление (уточнение) границ залежей; 3) определение рабочих дебитов нефти, газа, воды в каждой скважине, по каждой залежи; 4) замеры пластовых температур и давлений; 5) отбор керна, воды, нефти и газа для лабораторных исследований; 6) установление емкостно-фильтрационных свойств коллекторов, построение карт пористости по каждому пласту; 7) определение и построение карт эффективных нефтенасыщенных и газонасыщенных толщин по каждому пласту; 8); определение объемов залежей и подсчет (пересчет) запасов по категории С1 для каждой залежи и месторождения в целом.

На стадии предварительной разведки общее количество глубоких скважин (включая поисковые) доводится до 4 – 5. Разведочные скважины при этом находятся на крыльях куполовидного поднятия вблизи линии ВНК или ГВК с целью уточнения границ залежей и располагаются, как правило, по крестовой системе (на всех четырех крыльях).

Детальная (промышленная) разведка выполняется, прежде всего, на крупных месторождениях которые планируются к вводу в эксплуатацию в ближайшие годы. Она требует выполнения значительного объема буровых работ. Поэтому предварительно дается оценка экономической целесообразности постановки детальной разведки. Работы производятся на базе поискового и предварительного разведочного бурения.

Главная цель детальной разведки – определение параметров, необходимых для подсчета запасов нефти и газа по высоким категориям (А, В), и системы разработки каждой залежи и месторождения в целом. При этом решаются следующие задачи:

1) детальное изучение литологии нефтегазоносных комплексов и продуктивных пластов

2) детальная корреляция разрезов скважин, продуктивных пластов (Рис.18), определение мощностей и их изменения по площади, зон выклинивания коллекторов, покрышек

3) определение и построение карт емкостно-фильтрационных свойств коллекторов: пористости, проницаемости, коэффициента нефтеотдачи

4) уточнение положения ВНК, ГНК,ГВК для всех залежей, а также направления и углов их наклона

5) определение и построение карт форм и размеров всех залежей по площади и объему, соотношения их контуров в плане и положения в разрезе

6) определение рабочих дебитов скважин, газового фактора нефтей, конденсатного фактора для газов в залежах

7) определения пластового давления и температуры, давления насыщения, физико-химических свойств нефтей, газов, конденсатов в пластовых условиях

8) подсчет запасов по категориям А, В, С1, С2
9) определение гидравлического режима залежей

10) определение системы разработки и пробная эксплуатация месторождения

Перед началом детальной разведки на основе материалов поискового и предварительного разведочного бурения определяется система разведки. 

Под системой разведки понимается глубина, очередность бурения скважин, схема расположения их по площади, расстояние между ними и система опробования. Различаются две системы размещения скважин: 1) профильная; 2) треугольная. Треугольная система применяется для разведки залежей сложной конфигурации и резкой изменчивости продуктивных пластов. При этом в плане каждая последующая скважина располагается в вершине равностороннего треугольника, основанием которого являются две скважины, давшие нефть (Рис.19). Расстояние между разведочными скважинами в среднем составляет 2 – 3 км. Необходимость бурения каждой скважины определяется  в зависимости от результатов бурения первых двух скважин, по принципу от известного к неизвестному. Такая система иначе называется "ползучей", т.к. залежь разбуривается скважинами постепенно. Достоинством этой системы разведки является практическое отсутствие пустых скважин, недостатком – увеличение продолжительности разведки месторождения.

Профильная система применяется для разбуривания месторождений, приуроченных к брахиантиклинальным складкам удлиненной формы, с продуктивными пластами выдержанными по всей площади. Профили скважин ориентируются поперечно по отношению к длине залежи. Расстояние между профилями больше, чем расстояние между скважинами на профиле, рассчитывается исходя из общего количества скважин, необходимых для разведки месторождения. Такая сеть обеспечивает равномерное изучение залежи по всей площади. Достоинством этой системы разведки является сокращение сроков разведки месторождения, недостатком – значительное количество пустых (водоносных) скважин.

На многозалежных месторождениях детальная разведка может осуществляться несколькими сетками скважин. Односеточная система предусматривает разведку наиболее продуктивной и крупной по запасам залежи, которая принимается за базисную, т.е. сетка скважин и глубина бурения ориентируются на базисный горизонт. Остальные залежи месторождения изучаются с меньшей степенью детальности. Запасы нефти и газа базисной залежи подготавливаются  по промышленным категориям А, В, С1, по остальным залежам – по более низким категориям – С1, С2. Для газонефтяных, нефтегазовых залежей разведка должна вестись с учетом возможности разработки нефтяных частей с получением безгазовой и безводной нефти в скважинах. Бурение проектных скважин может вестись по сгущающейся или ползучей системам. При разбуривании месторождения по сгущающейся системе вначале редкой сетью охватывается вся разведочная площадь, затем проходятся промежуточные скважины. Ползучая система, примером которой является треугольная, предусматривает постепенный охват площади.

Многосеточная система детальной разведки применяется для разведки месторождений с несколькими крупными залежами, расположенными на разных глубинах. При этом бурятся несколько сеток разведочных скважин, каждая из которых ориентируется на определенный объект разведки (залежь или группа близкорасположенных залежей). В каждом объекте выбирается базисная залежь. Такая система разведки применялась, в частности, на Уренгойском, Медвежьем, Заполярном и других месторождениях севера Тюменской области.

Здесь сеноманская газовая залежь, находящаяся на глубине 900 – 1200 м., разведывалась одной сетью скважин. В последующие годы на этих месторождениях были пройдены глубокие поисковые скважины, которые выявили ряд нефтегазоконденсатных залежей в нижних горизонтах платформенного чехла. Разведка их осуществлялась второй сетью скважин глубиной 3 – 3,5 км. Такая поэтапная система разведки позволила в короткий срок ввести в разработку газовые залежи сеноманского яруса. Сейчас на Уренгойском месторождении бурится третья сетка скважин глубиной 4 – 4,5 км. для разведки газоконденсатных залежей в ачимовской толще. Такая система разведки называется системой "сверху вниз".

Наиболее эффективна разведка многозалежных месторождений по системе " снизу вверх ", при которой детально разведается глубоко залегающий объект разведки, а попутно - вышележащие залежи. При этом возможно сокращение количества скважин т.к. верхние объекты будут изучаться скважинами, вскрывающими нижние залежи. Такая система эффективна в случае совпадения контуров залежи. При значительных расхождениях структурных планов и контуров залежей каждый объект разведается отдельной сеткой скважин.

Соотношение объемов разведочных, поисковых и региональных работ разное на разных этапах освоения региона. В целом, по мере возрастания количества открытых месторождений увеличиваются объемы поискового и разведочного бурения.

XIII.3. Методы поисково-разведочных работ

В эпоху научно-технической революции на службу разведчиков недр поступают все новые методы, приборы и технические средства для изучения недр, основанные на принципиально новых открытиях в области физики, химии и на применении автоматических устройств и ЭВМ. В этой связи уместно вспомнить, какую великую услугу оказала геологам сейсморазведка, способствовавшая за короткий срок открыть в Западной Сибири свыше 500 месторождений нефти и газа.

Существующие методы нефтегазопоисковых и разведочных работ можно подразделить на три основных класса: геологические, геофизические, геохимические.

1. Геологические методы. К ним относятся: 1) съемка геологическая, геоморфологическая, гидрогеологическая; 2) бурение картировочное, опорное, параметрическое, поисковое, разведочное; 3) геологический анализ фактического материала палеонтологическими, стратиграфическими, литологическими, палеогеографическими, тектоническими, палеотектоническими, промыслово-геологическими и другими методами.

По результатам геологической съемки на нефтегазоносных территориях выявляются крупные антиклинали - возможные зоны нефтегазонакопления, а также нефте- и газопроявления на поверхности воды и земли. Этой же цели служат геоморфологическая и гидрогеологическая съемки. Опорное, парометрическое и картировочное бурение производится параллельно с геологической съемкой и является обязательным на начальных стадиях изучения осадочных бассейнов. Опорные скважины закладываются по редкой сети с целью изучения стратиграфии, литологии и геохимии глубоко залегающих толщ и их нефтегазоносности. При этом производится сплошной отбор керна, который подвергается всем видам лабораторных исследований.

На основе бурения первых глубоких скважин и корреляции их разрезов, результатов лабораторного анализа выделяются потенциальные нефтегазоносные комплексы, региональные и зональные покрышки, оцениваются породы-коллекторы и т.д. Картировочное бурение, обычно, производится по профилям. Скважины при этом неглубокие (до 500 м.), проходятся с целью прослеживания какого-либо опорного горизонта (реперного пласта) и выявления антиклинальных складок. Поисковое бурение ориентировано непосредственно на выявление залежей нефти и газа.
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Рис.15 Самотлорское нефтяное месторождение (Западная Сибирь). По Л.Ю.Аргентовскому, М.М.Бинштоку, Т.М.Онищуку, 1975.

а – структурная карта по кровле пласта БВ8
б – геологический профиль по линии I-I
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Рис.16 Покамасовское месторождение (Нижневартовский район). Структурные карты по различным горизонтам осадочного покрова.

1 – изогипсы (изолинии глубин) в метрах, 2 – поисковые и разведочные скважины и их номера. Скважины в плане размещены по треугольной системе и пробурены на залежь Ю1.

Геологический анализ фактического материала, полученного в результате полевых работ (съемка, бурение и т.д.) и лабораторных исследований, направлен на: 1) выявление закономерностей геологического строения; 2) установление закономерностей изменения тектонических, литологических и других параметров в плане и по разрезу; 3) на выявление аномалий по каждому параметру; 4) прогноз ловушек структурного, литологического и стратиграфического типов; 5) прогнозирование новых залежей, месторождений, нефтегазоносных территорий.

2.Геофизические методы. К ним относятся: сейсморазведка, электроразведка, гравиразведка, магниторазведка и комплекс промыслово-геофизических методов исследования скважин. В течение последних 5 – 6 десятилетий применение геофизических методов является основным фактором повышения эффективности нефтегазопоисковых работ. С их помощью изучается геологическое строение нефтегазоносных территорий до глубин 20 – 40 км., выявляются брахиантиклинальные складки – ловушки – главные объекты поискового бурения. В связи с широким применением сейсморазведочных работ полностью отпала необходимость картировочного бурения для поисков нефтегазоносных структур. 
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Рис.17 Сейсмический разрез (а) и его геологическая интерпретация (б). На примере одного из участков Узбекистана. По Э.А.Бакирову и др. 1990.

Условные обозначения: 1 – соленосные отложения; 2 – ангидриты; 3 – известняки; 4 – разломы.

Высокоточная сейсморазведка на базе применения ЭВМ для цифровой обработки позволяет установить в разрезе осадочных толщ не только структурные ловушки (антиклинальные складки), но и ловушки литологического и стратиграфического типов.

Электроразведочные методы ввиду их трудоемкости и дороговизны для изучения строения осадочного чехла применяются редко. При поисковых и разведочных работах электроразведка различных модификаций позволяет расшифровать сложное строение месторождений с тектоническими разломами и значительно повысить эффективность геологоразведочных работ. Широко применяются электроразведочные методы при исследовании скважин. Электрокаротажные диаграммы скважин позволяют довольно однозначно определить местоположение в разрезе проницаемых пород-коллекторов и их насыщенность газом или нефтью.
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Рис.18 Электрокаротажные диаграммы скважин и их геологическая интерпретация. Схема корреляции пласта Ю1 по скважинам Покамасовского месторождения (Нижневартовский район). 

На схеме хорошо видна глинизация песчаного пласта-коллектора в направлении к скважине №7. Условные обозначения: 1 – кривая электрического сопротивления; 2 – кривая собственной поляризации горных пород; 3 – интервал перфорации скважины при испытании пласта; 4 – песчаный пласт-коллектор; 5 – пропластки алевролита; 6 – глины.

На базе геологической интерпретации таких диаграмм производится корреляция продуктивных пластов, вскрытых скважинами, составление профильных разрезов, определение фильтрационно-емкостных свойств коллекторских пород, составляются карты, на основе которых производится подсчет запасов нефти и газа примышленных категорий. 

Гравиразведочные методы широко применяются для поисков локальных поднятий, в ядрах которых находятся соляные штоки. Последние на гравиразведочных картах отражаются гравитационными минимумами. Региональные гравиметрические и аэрогравиметрические исследования позволяют расшифровать геологическое строение фундамента платформ, перекрытого рыхлыми осадками мощностью до 3-5 км, а в разрезе платформенного чехла – выявлять крупные унаследованные антиклинальные складки типа мегавалов, сводов.

Магниторазведочные методы обычно применяются в комплексе с гравиметрическими. Высокоточная магнитная съемка осуществляется на месторождениях со сложным строением, в частности, для определения простирания разрывных нарушений. Региональные аэромагнитометрические карты наравне с гравиметрическими применяются для расшифровки геологического строения фундамента и выявления крупных структур в осадочном чехле, унаследованных от структур складчатого основания.

При исследованиях нефтегазоносных территорий, кроме вышеназванных, применяются радиометрические методы, в частности, гаммакаротаж скважин, а также аэрофотосъемка и космическая съемка.

3. Геохимические методы. Они основаны на результатах спектрального и химического анализов проб керна, воды, нефти и газа. Эффективность их зависит, прежде всего, от количества анализов. Поэтому опробование керна пород, поднимаемого по мере бурения скважин, а также подземных вод, нефти, газа, конденсата, доставляемых на поверхность при испытании скважин, относится к одному из главных звеньев полевых геолого-геохимических работ. Образцы и пробы горных пород исследуются под поляризационным и электронным микроскопами, подвергаются битуминологическому, люминесцентному, спектральному, химическому, рентгено-структурному и другим анализам. На основе этих анализов определяется тип и количество рассеянного органического вещества и битумоидов в породах, рассеянных углеводородов нефтяного ряда, микроэлементов-спутников нефтей и газов.

По результатам опробования составляются геохимические карты, разрезы для месторождений, нефтегазоносных районов, областей и провинций в целом. Выявляются аномальные геохимические поля, горизонты, нефтегазоносные толщи и закономерности их пространственного распределения. В целом эти карты способствуют повышению точности прогноза новых залежей, месторождений, зон нефтегазонакопления и, следовательно, позволяют повысить эффективность поисковых работ.

XIII.4. Прямые методы поисков месторождений нефти и газа.

Это – методы обнаружения скоплений нефти и газа без бурения скважин. Как известно, нефтяные и газовые скопления залегают, в основном, на глубинах свыше 500-800 м. На поверхности Земли они могут обнаруживать себя в виде газовых эманаций, проникающих через толщи вышележащих пород, и естественных источников нефти, просачивающейся по зонам трещин и разломов.

Геологические методы прямых поисков. Выделение метана в виде пузырьков и струй в наземных водоемах (реки, озера) или в виде грязе-газо-водяных выбросов и вулканов являются прямыми показателями газоносности недр. Пленки и струи нефти на поверхности воды водных бассейнов, большие и малые нефтяные лужи и озера в понижении рельефа, высачивание нефти в виде источников на склонах гор и речных долин, а также выходы нефтеносных горных пород (известняков, песчаников), битумов и асфальтов на дневной поверхности являются прямыми признаками нефтеносности недр на данной территории. Все эти газо- нефтепроявления на поверхности воды и земли выявляются и изучаются в процессе геологической съемки наземными геологическими наблюдениями.

К числу методов прямых поисков нефти и газа относятся также специальные геохимические и геофизические методы поисков с отбором проб из горных пород, подземных вод.

К геохимическим методам прямых поисков нефти и газа относится, в частности, газовая съемка. При этом производится отбор пробы воздуха, находящегося в грунтах непосредственно под земной поверхностью. Для отбора проб предварительно проходятся неглубокие скважины (1-2 м.) или закопушки, шурфы по определенной сетке. Отобранный воздух анализируется в химической лаборатории. Наличие в нем метана и других углеводородов в аномальных количествах является основанием для предположения о наличии в недрах исследуемой территории месторождений нефти и газа. 

В условиях Западной Сибири с целью поисков месторождений нефти и газа используется метод геохимической съемки с отбором проб из снежного покрова. Современные методы химического анализа позволяют выявлять в этих пробах углеводороды высокооктанового ряда, миграция которых происходит из глубины по микротрещинам и порам горных пород (А.В.Рыльков, В.А.Гущин и др., 1996). Результаты съемки увязываются с данными сейсморазведки района исследований и используются для прогноза залежей углеводородов.

К геофизическим методам прямых поисков относятся высокоточные магнитометрические, гравиметрические, электроразведочные, сейсмические и другие методы. Все они основаны на использовании аномальных физических свойств нефтегазоносных скоплений по сравнению содержа свойствами окружающих их водонасыщенных толщ (горных пород). Нефти и газа не магниты, не проводят электрический ток, обладают весьма низкой плотностью и вязкостью. Однако аномалии, вызываемые залежами нефти и газа даже крупных размеров, незначительные и в большинстве случаев не обнаруживаются современными геофизическими приборами. Работы по усовершенствованию прямых методов поиска нефти и газа продолжаются.
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Рис.19 Схемы размещения поисковых и разведочных скважин на антиклинальных ловушках. По В.С.Мелик-Пашаеву, 1987.

1 – крестовая система размещения поисковых скважин; 2 – кольцевая система размещения разведочных скважин вокруг скважины-первооткрывательницы; 3 – треугольная система размещения скважин, когда каждая скважина размещается в вершине равностороннего треугольника, основанием которого являются две скважины давшие нефть; 4 – профильная система размещения скважин, когда расстояние между скважинами на профиле меньше в два-три раза, чем расстояние между профилями; 5 – квадратная система размещения скважин.

Условные обозначения: 1 – скважина-первооткрывательница; 2 – поисковые скважины; 3 – разведочные скважины;4 – скважины второго кольца; 5 – скважины третьего кольца; 6 – изолинии глубины залегания продуктивного пласта в метрах; 7 – внешний контур нефтеносности.

ПЕРЕЧЕНЬ ВОПРОСОВ К ЗАЧЕТАМ И ЭКЗАМЕНАМ ПО ПРЕДМЕТУ "ГЕОЛОГИЯ НЕФТИ И ГАЗА" 

1. Предмет и строение науки "Геология нефти и газа"

2. Краткая история науки о нефти и газе и развития нефтегазодобывающей промышленности

3. Политико-экономическое значение нефти и газа в мировом хозяйстве

4. Элементарный состав нефтей и природных газов

5. Химический состав нефтей и природных газов

6. Физико-химические свойства нефтей и природных газов

7. Природные битумы

8. Пористость и проницаемость горных пород 

9. Природные коллекторы нефти и газа и их параметры

10. Классификация коллекторов нефти и газа 

11. Ловушки нефти и газа и их типы

12. Залежи и их параметры

13. Классификация залежей нефти и газа 

14. Давление и температура в залежах нефти и газа 

15. Расчет пластового давления на заданную глубину

16. Расчет пластовой температуры на заданную глубину

17. АВПД, АНПД и причины их возникновения

18. Параметры месторождений нефти и газа 

19. Классификация месторождений по глубине залегания и величине запасов

20. Классификация месторождений по приуроченности их к крупным и крупнейшим структурам земной коры

21. Классификация месторождений по типам ловушек и резервуаров

22. Закономерности изменения свойств нефтей и газов на месторождениях

23. Гипотезы происхождения нефти

24. Основные положения теории осадочно-миграционного происхождения нефти

25. Главная зона нефтеобразования

26. Основные факторы, благоприятные для формирования залежей нефти и газа 

27. Разрушение залежей нефти и газа 

28. Закономерности размещения месторождений нефти и газа по глубине

29. Закономерности размещения месторождений нефти и газа по площади

30. Нефтегазоносные бассейны (провинции)

31. Классификация нефтегазоносных бассейнов

32. Районирование нефтегазоносных бассейнов

33. Краткая характеристика Западно-Сибирской нефтегазоносной провинции

34. Критерии поисков месторождений нефти и газа 

35. Стадии поисково-разведочных работ на нефть и газ

36. Методы поисков и разведки нефтяных и газовых месторождений

37. Схема размещения поисковых скважин на перспективных на нефть и газ антиклинальных ловушках

38. Схема размещения разведочных скважин на месторождении в зависимости от выбранной системы разведки
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( от греческого cyclos - круг


( баррель – мерная бочка емкостью 159 метров. В тонне нефти 6,4 – 8,7 баррелей
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