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РЕФЕРАТ

Бакалаврську роботу викладено на 49 сторінках, містить 9 рисунків, 6 таблиці, ? використаних літературних джерел.
Метою дослідження є обґрунтування комплексу свердловинних геофізичних досліджень для оцінки продуктивних порід-колекторів.
У роботі наведено основні відомості про геологічну будову родовища. На основі цих матеріалів визначалися методи ГДС для оцінки продуктивності порід-колекторів.
Результатом є визначення продуктивних порід-колекторів родовища.
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ABSTRACT

     The bachelor's thesis is presented on 49 pages, contains 9 figures, 6 tables,? used literature sources.
     The purpose of the study is to substantiate a set of downhole geophysical surveys to assess productive reservoir rocks.
     The paper provides basic information about the geological structure of the field. Based on these materials, GDS methods were determined to assess the productivity of reservoir rocks.
     The result is the definition of productive reservoir rocks of the field.
     Key words: porosity, productivity, reservoir rocks, porosity coefficient, GDS methods.
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ВСТУП

     Коефіцієнти нафтогазонасиченості визначаються по ГДС із високим ступенем точності та з більшою достовірністю, ніж за даними лабораторних аналізів зразків керну.  Тому таким методом визначення віддають перевагу при підрахунку запасів нафти і газу високопористих теригенних і карбонатних колекторах, потужність окремих прошарків яких дозволяє оцінювати питомий опір порід.  У мало потужних прошарках і низькопористих карбонатних породах похибка визначення по каротажу збільшується, і перевагу при визначенні коефіцієнтів часто віддають керну.
     Пористість - це основний параметр при підрахунку запасів нафти або природного газу в поклади. Коефіцієнт пористості визначають по керна, добутих з свердловини при її бурінні, і в лабораторних умовах різними методами. Пористість в лабораторних умовах визначають за обсягом зразка і обсягом пір в ньому. 
     Поділ порід в розрізі на колектори і неколектори згідно з даними ГДС з застосуванням деяких критеріїв виділення колекторів. У практиці підрахунків ресурсів використовуються два основні підходи для виділення колекторів за даними ГДС.
     1) За прямими ознаками рухливості флюїду у пласті, встановленим за підсумками інтерпретації каротажних діаграм.
     2) За непрямими критеріями розділу породи на колектори та неколектори з використанням граничних значень геофізичних параметрів.
     Для виділення колекторів та оцінки характеру його насиченості були використані всі методи ГДС, дані досліджень кернового матеріалу, висновки за результатами інтерпретації матеріалу ГДС.
     Мета роботи: здійснити обґрунтування свердловинних геофізичних досліджень для оцінки пористості та продуктивних порід-колекторів.
     Для досягнення мети було поставлено такі завдання:
1. Опрацювати апріорну геологічну будову родовища.
2. Розглянути метод визначення пористості порід-колекторів.
3. Інтерпретувати дані ГДС для визначення пористості порід-колекторів.
     Об’єкт дослідження: геологічна будова Монастирчанського родовища.
     Предмет дослідження: комплекс свердловинних геофізичних досліджень для оцінки продуктивних порід-колекторів.
     Практичне значення отриманих результатів.
     Обґрунтований вибір методів ГДС для виділення пластів-колекторів та визначення ефективних товщин, визначення коефіцієнта пористості пластів-колекторів, визначення коефіцієнта нафтогазонасиченості, визначення кондиційних значень проникності та інших параметрів порід-колекторів.
     

     





ОСОБЛИВОСТІ ГЕОЛОГІЧНОЇ БУДОВИ МОНАСТИРЧАНСЬКОГО РОДОВИЩА
1.1 Літолого-стратиграфічний опис родовища
     До геологічної будови родовища залучені відклади флішу верхньої крейди, палеогену та неогену. При описі стратиграфічного розрізу родовища використано зведений стратиграфічний розріз Західноукраїнського регіону та регіональні стратиграфічні карти крейдових та палеогенових відкладів, підготовлені УкрНДГРІ.
     Крейдяні відклади (К) в основному заповнюють ядро ​​структури, представлене відкладами стрийської світи (st) - ритмічне чергування пісковику, аргіліту і алевроліту, з невеликими прошарками мергелю, вапняку, гравелітів і конгломерату. За геологічною будовою, товщина може досягати 200​​​​​​​​- 250 м, а прилеглих територій - понад 200​​​​​​0.
      Палеогенові (Р) відклади представлені відділами палеоцену (Р1), еоцену (Р2), олігоцену (Р3).
      Палеоценовий відділ представлений ямненською світою (Р1jm). Відклади ямненської світи являють собою тонкоритмічний фліш, де пісковики чергуються з алевролітами та аргілітами. Їх колір може змінюватися від зеленого до червонуватого. Ямненські відклади виявлені на площах Пасічнянська та Південно-Гвіздецька, де їх максимальна потужність становить 102 м.
     Еоценовий відділ представлений Манявською (Р2mn), Вигодсько-Пасічнянською (Р2vg) і Бистрицькою (Р2bs) світами.
     Манявська світа складена ритмічними чергуванням зеленувато-сірих і темно-зелених аргілітів і мергелів з тонкошаровими часто відокремленими пісковиками і алевролітами. Їх виявлена ​​потужність на Пасічнянській площі становить 163-186 м і 215-226 м на Південно-Гвіздецькій площі.
    Вигодсько-пасічнянська світа представлена дрібнозернистими пісковиками та алевролітами, які перешаровуються малощільними товщами аргілітів і часто вапнякових пісковиків. Є також шари конгломератів і щільних вапняків. Товщина, яку виявили на Південно-Гвіздецькій площі, становила від 80 до 163 м. Товщина світу, виявлена ​​на Пасічнянській та Монастирчанській площах, коливається від 85 (свердловина 3) до 150 м (1-Пас). Загалом на південний схід від Південно-Гвіздецької та Пасічнянської складок спостерігалося збільшення потужності вигодської світи.
     Бистрицька світа складається з двох літофаціальних пачок: попнльською внизу і  бистрицькою вгорі. Відклади попельської пачки складаються з прошарків світло-сірого та зеленого пісковику, алевроліту та аргіліту, з яких переважає піщаний алевроліт. На розрізі відсутні промислово значущі колекторські породи. Бистрицька фація загалом більш в'язка, хоча складається з ритмічних чергувань маломіцних аргілітів і зелених алевролітів.
      На покрівлі світи шешорський горизонт, більш піщаний за бистрицьку пачку і має вищий уявний опір.
     Товщина Монастирчанської площі в свердловині 3 становить 207 м.
     Олігоценовий розкол (Р3) представлений відкладеннями менілітової (Р3ml) світи.
    У межах Монастирчанського родовища менілітова світа представлена нижньою- і середньоменілітовою підсвітами.
     У розрізі нижньоменелітових відкладів (Р3ml1) виділяють наступні літостратиграфічні горизонти (знизу вгору): підроговиковий, роговиковий, надроговиковий, аргілітовий, клівських пісковиків, других зеленувато-сірих аргілітів і піщано-аргілітовий (п’ять шарів).
    Підроговиковий горизонт представлений пісковиками, що чергується з чорними і темно-сірими алевролітами і аргілітами. Пісковики — промислові колектори, які за сприятливих генетичних умов насичені нафтою і газом.
    Горизонт роговиковий представлений скупченням чорних або майже чорних роговиків, які перешаровуються шарами вапняку або кремнеземистого вапняку та пісковику.
    Роговиковий горизон перекривається темними до чорних і коричневими аргілітами, перешаровуються тонкими шарами алевроліту. У свердловині 21 між роговиковим та аргілітовим горизонтами виділяється надроговиковий горизонт. Поширений локально на території, а в сусідніх свердловинах виклинюється або витісняється аргілітами, який за матеріалами ГДС не відрізнити від відкладів аргілітового горизонту.
   Горизонт других зелено-сірих аргілітів представлений аргілітами, з чергуванням поодиноких, шарів алевроліту малої потужності та пісковиків. У більшості випадків характеризується наявністю п’яти піщаних пластів, розділених глинисто-аргілітистими породами. Хоча п’ять шарів пісковику не повністю утримуються на всьому Надвірнянського нафтопромислового району, іноді вони значно менші, з нечітким розмежуванням або взагалі відсутні. Цей горизонт називається п’яти пластів  або піщано-аргілітовим горизонтом. 
    Видима, розкрита товщина підсвіти на Пасічнянській площі, становить 208-562 м, на Південно-Гвіздецькій  169-272 м, Монастирчанській - 208-400 м. Середньоменілітова підсвіта (Р3ml2). 
     Потужність середньоменілітових відкладів на Пасічнянському, Південно-Гвіздецькому та Монастирчанському коливається залежно від глибини розмиву, як правило, палеогенових відкладів на території, особливо в зонах склепінних частинах окремих структур. На Монастирчанській площі їх мінімальні їх значення знаходяться в присклепінній частині в районі свердловин 813-Пас (147 м) і 3 (141 м), а також виростають у північно-східному крилі (210 м, свердловина 2) і південно-західному крилі (224 м, свердловина 4). 
    Верхньоменілітові відкладення повністю розмиті на всій території дослідження.
   На менілітовійсвіті залягають породи неогену (N) представлені поляницькою (N1pl), воротищенською (N1pl) і стебницькою (N1st) світами.
    Поляницька свита (N1pl) розташована на розмитій поверхні середньоменілітової підсвіти і складається із світло-сірого та темно-зеленого інтенсивного вапнякового аргіліту з невеликими прошарками пісковиків та аргілітів.
Його поширення обмежене. Поляницьке родовище відоме лише на Пасічнянській потужністю 150-600 м і Монастирчанській (потужність 136-286 м). На північний схід на Пнівській, Старунський, Гвіздецькій структурах поляницькі відклади повністю розмиті.
    Вище по розрізу залягає воротищенське відклади (N1pl), яке характеризується високою солоністю та вмістом гіпсу по всьому розрізі та наявністю окремих шарів солей. Відклади представлені сірими і блакитно-сірими глинами з тонкими прошарками пісковиків і алевролітів. 
     На воротищенських відкладах по повздовжньою полосі на Пнівській і Монастирчанській площах залягають відклади стебницької світи (N1st). На південний захід і північний схід потужність зменшується.  Літологічно гірські породи представлені сірими та рожево-сірими глинами та аргілітами з невеликими прошарками пісковику та зрідка гравію.
1.2 Основні відомості про тектоніку родовища
      В тектонічному відношенні Монастирчанське нафтогазоконденсатне родовище розташоване в Бориславсько-Покутській зоні Передкарпатського прогину. Особливістю тектонічної будови цієї зони є багатоярусна складчасто-блокова будова. Складки Бориславсько-Покутського поясу простягаються на північний захід і насунуті в північо-східному. Північно-східні крила складок короткі і крутий, частково або повністю зрізаний насувом. Південно-західне крило ширше і плоске, переважно прикрите насувом прилеглої складки. 
1.3 Нафтогазоносність родовища
     Монастирчанське нафтогазоконденсатне родовище розташоване в межах Надвірнянського родовища, де відомо багато родовищ вуглеводнів. Безпосередньо на південний захід розташовані Пасічнянське і Битків-Бабченське родовища з нафтовими і газоконденсатними покладами, на півдні Пнівське нафтове родовище, а на південному сході - Гвіздецьке нафтове і Південно-Гвіздецьке газоконденсатнонафтове родовища. На півночі розташовані Дзвіняцьке нафтове, Космацьке газоконденсатне родовище і Росільнянське нафтогазове родовище. Основні промислові скупчення вуглеводнів розташовані в олігоценовому та еоцен-палеоценовому регіональних нафтогазоносних комплексах.
    Промислова нафтогазоносність  Монастирчанського родовища пов'язана із середніми та нижньоменілітовими покладами, що підтверджується результатами випробувань свердловин у І і ІІ ділянках Гвіздецького блоку. 
1.4 Фізико-літологічна характеристика колекторів продуктивних пластів за даними вивчення керну
          Колекторами Монастирчанського родовища є пористі пісковики та алевроліти середньо-нижньоменілітової підсвіти олігоцену.
Відбір керна для Монастирчанського родовища проводився в невеликих кількостях. Винос керну з продуктивного горизонту складає 127,1 м, при проходці з відбором керну 261 м, для клівського відповідно 22,05 м і 54 м, для надроговиково-підроговикового горизонту 18,6 м і 49 м відповідно.
Покришками покладів нафти і газу на родовищі є поляницькі відклади. З нього було вилучено невелику кількість керну, а всього визначено 33 проби.
1.4.1 Літологічне розчленування розрізу і кореляція продуктивних горизонтів.
В продуктивних горизонтах, колекторами нафти і газу є пласти пісковиків і алевролітів з гранулярним типом пористості. Неколектори представлені переважно аргілітами з щільними піщано-алевролітовими прошарками. Зрідка зустрічаються прошарки гравелітів.
Продуктивний горизонт залягає у менілітовій світі олігоцену. Покришкою менілітових відкладів є аргіліти і глини поляницької світи. На діаграмах геофізичних досліджень свердловин вони характеризуються низькими значеннями позірному опору, значно збільшеним діаметром стовбура свердловини, низькою інтенсивністю НГК, середнім значенням гамма-випромінювання та високими значеннями інтервального часу AK. 
За геофізичними характеристиками порфірові менілітові відклади  можна поділити на окремі інтервали, які ідентифікуються з середньоменілітовою і нижньоменілітовою підсвітами. За даними ГДС в нижньоменілітовій підсвіті виділяються горизонти: підроговиковий, роговиковий, надроговиковий, аргілітовий, клівських пісковиків, других зеленувато-сірих аргілітів і піщано-аргілітовий (5-ти пластів). 
Найкраще відстежується рогівковий горизонт, який є регіональним репером, що характеризується високими значеннями опору, які можуть досягати сотень омометрів.
Підроговиковий горизонт розподілені по всій площі родовища і характеризуються вираженою негативною аномалією ПС, підвищеними значеннями питомого опору і НГК, пониженими значеннями природної радіоактивності, та номінальним діаметром свердловини. 
За геофізичними параметрами аргілітові пачки і горизонти схожі до покришок і характеризуються низькими і середнім значенням питомого опору, умовних одиниць на кривих НГК та номінальним діаметром свердловин.
1.4.2 Петрографо-мінералогічна характеристика колекторів
Запаси нафти і газу розташовані на трьох видобувних горизонтах. Перший розташований в середньоменілітовій підсвіті, два інші розташовані в нижньоменілітовій, тобто другий – в горизонті клівських пісковиків, а третій - в надороговиково - підроговиковому горизонті.
1.4.3 Петрофізична характеристика порід-колекторів.
З Монастирчанського родовища відбір керну проводився в недостатньому обсязі. Досліджено 133 зразки керну. Більшість визначень стосується стратиграфічних горизонтів, тобто родовищ нафти та газу. Фізичні властивості 55 зразків керна були визначені безпосередньо на продуктивних горизонтах. Діапазон вимірювань фізичних властивостей стратиграфічних одиниць див. у таблиці 1.1. 
	Таблиця 1.1 - Кількість визначень фізичних властивостей на зразках керну Монастирчанського родовища


	Види досліджень
	Відклади
	Всього

	
	Породи-покришки
	Середньо-менілітові
	Нижньо-менілітові
	

	Відкрита пористість
	31
	34
	50
	115

	Повна пористість
	3
	11
	2
	16

	Проникність
	30
	23
	47
	100

	Залишкова нафтонасиченість
	16
	27
	48
	91

	Залишкова водонасиченість
	16
	20
	45
	81

	Карбонатність
	33
	42
	53
	128

	Гранулометрія
	4
	18
	8
	30

	Всього досліджень
	33
	46
	54
	133



Відібрано 46 зразків керна з середньоменілітового горизонту. Пористість пісковиків змінюється від 0,6% до 11,6%. Існує 13 зразків з умовними значеннями пористості від 7,9% до 11,6% пористості. Вміст карбонатів у цих зразках коливався від 1,5% до 19,4%, проникність більшості проб – від 0,001 до 3,4∙10-3мкм2, лише в одному випадку досягав 17,9∙10-3мкм2, залишкова насиченість нафтою від 0 % до 24% і залишкова водонасиченість від 0% до 21%. Значення пористості решти зразків керну має некондиційні значення, основна кількість зосереджена в діапазоні пористості від 0,6% до 2,7%. Вони мають вміст карбонатів від 0,7% - 7,3%, проникність від 0,001 до 0,22∙10-3 мкм2, залишкову насиченість нафтою від 0% до 78%, залишкову насиченість водою від 0% до 46%.
        Продуктивний нижньоменілітовий горизон характеризується 54 зразками керну. Зразки мають пористість від 0,2% до 11,6%, вміст карбонатів від 1,3% до 27,9%, проникність від <0,001 до 1,5*10-3 мкм2, залишкову насиченість нафтою від слідів до 67%, залишкова насиченість водою була майже скрізь відсутня,  52 % лише в одному зразку. 
      В таблиці 1.2 та рисунки 1.1 та 1.2 висвітлюють характер розподілу відкритої пористості у виробничому горизонті.

	[bookmark: RANGE!A1:G18]Таблиця 1.2 - Розподіл відкритої пористості зразків керну Монастирчанського родовища

	Діапазон пористості
	Обєкт підрахунку

	
	Середньоменілітовий
	Нижньоменілітовий

	
	Кількість зразків
	Кількість зразків

	
	З продуктивної товщі
	З горизонту підрахунку
	З продуктивної товщі
	З горизонту підрахунку

	0-1
	3
	2
	2
	0

	1-2
	7
	6
	1
	0

	2-3
	3
	2
	5
	1

	3-4
	2
	1
	6
	1

	4-5
	2
	1
	8
	2

	5-6
	4
	4
	3
	1

	6-7
	0
	0
	6
	3

	7-8
	1
	1
	5
	2

	8-9
	3
	1
	7
	2

	9-10
	4
	3
	2
	1

	10-11
	1
	0
	3
	1

	11-12
	4
	3
	2
	1

	Всього
	34
	24
	50
	15
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Рисунок  1.1  -  Розподіл відкритої пористості зразків керну Монастирчанського родовища (1 - продуктивна товща; 2 - продуктивний горизонт)
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	Рисунок  1.2  -  Розподіл відкритої пористості зразків керну Монастирчанського родовища (1 - продуктивна товща; 2 - продуктивний горизонт)













2. ПОРИСТІСТЬ І ПИТОМА ПОВЕРХНЯ ГІРСЬКИХ ПОРІД

    Під пористістю породи розуміють наявність у ній пустот. Розрізняють загальну, відкриту і закриту пористості. Загальна пористість це весь обсяг порожнеч в породі, відкрита - обсяг зв'язкових порових каналів, за якими може фільтруватися рідина або газ. Відповідно, закрита пористість - це обсяг ізольованих порожнин. Очевидно, що загальна пористість є сума відкритої і закритої.
    Для кількісної характеристики пористості використовується коефіцієнт пористості, рівний відношенню обсягу порожнеч зразка породи до об'єму всього зразка
                                                m = Vпор /Vобр                                                   (2.1)
    Для оцінки коефіцієнта пористості незцементованих пористих середовищ використовується модель фіктивного грунту, що представляє грунт у вигляді набору кульок однакового діаметра. Очевидно, що пористість залежить тільки від конфігурації куль. Розрізняють два види розташування куль фіктивного грунту (рис 2.1): тісне і вільний. Кут змінюється в межах 600.
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Рис. 2.1

     Сліхтер показав, що пористість т пов'язана з кутом співвідношенням


                                                           (2.2)

     З цієї формули випливає, що пористість фіктивного грунту m при зміні кута від 60 до 90 ° змінюється від 0,259 до 0,476. У реальних умовах на пористість нафто-водо-газо-вміщаючих порід впливають кілька факторів: розмір і форма зерен породи, їх розташування, розподіл часток за розмірами, процеси цементації, розчинення і відкладення солей, руйнування мінералів і ін. Зазвичай пористість реальних порід не перевищує 20-25% (у пісків і пісковиків). У глин вона може досягати 50% і більше, у вапняків - ще більшого значення.
Поряд з пористістю використовується ще одна характеристика пористого середовища - просвітні. Якщо взяти поперечний переріз керна, то під просвітні розуміється відношення площі пустот до загальної площі поперечного перерізу керна.

                                                                                        (2.3)
      Особливо важливе значення має залежність пористості від тиску. Встановлено, що з підвищенням пластового тиску пористість зростає. Причому, якщо пористе середовище має пластичними властивостями, то зміни пористості можуть мати необоротний, гістерезисний характер.
Пористість - це основний параметр при підрахунку запасів нафти або природного газу в поклади.
     Найбільш простим способом визначення відкритої пористості зразка породи є об'ємний метод. Зразок породи насичують газом, який  сорбується породою, наприклад азотом або повітрям. У зразку породи створюється певний тиск /> t. Після установленої  в системі рівноваги виробляють випуск газу з породи, при цьому тиск знижується до атмосферного р0. Потім за допомогою газового лічильника заміряють об'єм газу V, що вийшов з зразка.
     Внутрішню структуру пористого простору вивчають на основі результатів досліджень перетинів кернів, що відбираються в свердловині з даного пласта. Відновлення внутрішньої будови породи по її поверхневих властивостях є єдино можливим, по-скільки матеріал породи колектора непрозорий. Таке відновлення засноване на методах однієї з галузей прикладної математики-стереології - науки, що розглядає дослідження тривимірної структури тіл, коли відомі тільки їх перетину або проекції на площину.
     Застосування стереологічних методів дозволяє оцінювати такі параметри, як питома поверхня, звивистість і т. д. Для з'ясування основних положень стереологічних. методів звернемося до рис. 2.2, на якому зображені плоске перетин зразка породи (в збільшеному масштабі) і січна пряма певної довжини (відрізок). Виявляється, що, якщо підрахувати середнє число перетинів цієї прямої з лініями кордонів зерен при багаторазовому випадковому киданні зазначеного відрізка на виділену площину, то можна визначити сумарну протяжність ліній кордонів зерен на одиниці площі шліфа, питому поверхню породи і ряд інших характеристик пористого середовища.

		

		

		a
	l


рис 2.2
     Відзначимо, що величина руд характеризує звивистість порових каналів.
Виходячи з формули   т = 2/ (an) неважко оцінити і питому поверхню. Будемо розглядати замість січних циліндрики зникаюче малою площею поперечного перерізу, вісь яких збігається з віссю січних. Тоді площа перетину кордонів розділу зерен циліндром, віднесена до його об'єму, буде (в силу передбачуваної ізотропності зразка пропорційна питомій поверхні. З іншого боку, ця величина пропорційна числу перетинань т.
     Таким чином, питому поверхню можна визначити за формулою  S = 4m. 
2.1 Пористість і проникність порід
    У будь-якому випадку, в більшості випадків вплив загальної пористості мінералів на величину загальної пористості породи не є визначальним.  
Навпаки, вважається що значення пористості гірських порід є відображенням виключно структурно-текстурних особливостей породи 
(табл. 2.1): 
· ущільнення і розтягу 
· зневоднення порід,  
· їх цементація,  
· стресу або розтріскування при тектонічних процесах 
· часткова перекристалізація,  
· вилуговування з них солей і речовини твердої фази, або, навпаки, 
осадження мінеральних часток із розчинів у пустотах порід 
· зміна мінерального і гранулометричного складів порід сприяють як зменшенню, так і збільшенню величини пористості. 
Конкретні значення пористості для кожної окремої осадової породи визначається багатьма факторами, однак, найбільш значимі з них є: 
· глибина залягання породи (температура і тиск зокрема), 
· вміст глинистих мінералів, 
· інтенсивність вторинних процесів,
· вік порід
   При зануренні осадових порід на великі глибини в процесі формування осадових басейнів повільно зростає вплив на породу тиску і температури. При цьому зменшується пористість порід.   
Таблиця 2.1 – Найбільш імовірні діапазони значень загальної пористості деяких порід 
	Осадові та метаморфічні породи          
	
	Магматогенні породи і руди

	Порода 
	КПЗ, % 
	Порода 
	КПЗ, %

	Піщаний мул 
	3070 
	Еклогіт 
	0,21, 5

	Пісок 
	450 
	Серпентиніт 
	0,812

	Пісковик 
	140 
	Габро 
	0,23

	Піщаний сланець 
	115 
	Дуніт, перидотит 
	0,32

	Кварцит 
	0,220 
	Анортозит 
	0,33,0

	Алевритовий мул 
	6070 
	Діорит 
	0,43,0

	Глина 
	475 
	Сієніт 
	0,44

	Аргіліт 
	130 
	Граніт 
	0,34

	Сланець глинистий 
	125 
	Сієніт
нефеліновий
	0,64

	Гнейс 
	0,42,6 
	Аляскіт 
	0,24

	Діатоміт 
	3080 
	Базальт 
	0,440

	Трепел, опока 
	2566 
	Діабаз 
	0,23

	Кремінь 
	16 
	Андезит 
	0,422

	Крейда 
	1055 
	Порфірит 
	0.46

	Вапняк 
	0,548 
	Трахіт 
	1,222

	Вапняк
мармуризований
	0,46 
	Кварцовий порфір 
	0,510

	Мармур 
	0,32,2 
	Ліпарит 
	4.536

	Доломіт 
	0,337 
	Обсидіан 
	112

	Гіпсова порода 
	137 
	Туфолава 
	660

	Ангідритова порода 
	0,517 
	Туф вулканічний 
	357

	Кам’яна сіль 
	0,25
	
	

	Боксит 
	0,555
	
	

	Торф 
	до 95
	
	

	Буре вугілля 
	1240
	
	

	Кам’яне вугілля 
	312
	
	

	Антрацит 
	12
	
	




2.2 Види пористості.
   Нафтовий пласт являє собою гірську породу, просочену нафтою, газом і водою. Властивості гірської породи вміщати (обумовлено пористістю гірської породи) і пропускати (обумовлено проникністю) через себе рідину називаються фільтраційно-ємнісними властивостями (ФЕВ).
   Фільтраційні і колекторські властивості порід нафтових пластів характеризуються такими основними показниками:
пористістю;
проникністю;
капілярними властивостями;
питомою поверхнею;
механічними властивостями.
     Під пористістю породи розуміють наявність у ній пустот. Кількісно величина пористості визначається коефіцієнтом пористості - відношення об'єму пор V0 до обсягу зразка гірської породи Vo6p. (в частках або відсотках). Розрізняють загальну, відкриту і закриту пористості. Загальна пористість  - це весь обсяг порожнеч в породі, відкрита - обсяг зв'язкових порових каналів, за якими може фільтруватися рідина або газ. Відповідно, закрита пористість - це обсяг ізольованих порожнин. Очевидно, що загальна пористість є сума відкритої і закритої. Для кількісної характеристики пористості використовується ко-коефіцієнт пористості, рівний відношенню обсягу порожнеч зразка породи до об'єму всього зразка:
     Загальна (повна, абсолютна) пористість - сумарний обсяг усіх пір (Vпор), відкритих і закритих.
    Пористість відкрита еквівалентна обсягом сполучених (Vсообщ) між собою пір.
    На практиці для характеристики пористості використовується коефіцієнт пористості (m), виражений в частках або у відсотках.
    Коефіцієнт загальної (повної, абсолютної) пористості (mп) в процентах залежить від обсягу всіх пір:
    Коефіцієнт відкритої пористості (mо) залежить від обсягу сполучених між собою пор:
    Коефіцієнт ефективної пористості (mеф.) Оцінює фільтрацію в породі рідини або газу, і залежить від обсягу пір (Vпор фільтр), через які йде фільтрація.
    Для зернистих порід, що містять малу або середню кількість цементуючого матеріалу, загальна і ефективна пористість приблизно рівні. Для порід, що містять велику кількість цементу, між ефективною і загальної пористістю спостерігається істотна відмінність.
    Для незцементованих порід в оцінці коефіцієнта пористості можна використовувати модель фіктивного грунту, для якого величина пористості буде згідно Сліхтеру визначатися характером упаковки зерен:
де кут упаковки (60 ° <G <90 °). Відповідно до кутом пористість змінюється від 0,259 до 0,476.
    Для реальних гранулярних порід структура перового простору залежить від багатьох факторів:
1) гранулометричного складу порід;
2) ступеня цементації;
3) ступеня тріщинуватості порід.
   Для хороших колекторів пористість лежить в межах 15-25%.
   Характер (ступінь) цементації може істотно змінити пористості породи.
   Типи цементу в гранулярному колекторі:
 Цемент зіткнення, плівковий цемент, базальний цемент.
Стає очевидним, що в залежності від розмірів зерен і характеру цементації пористість будуть визначати розміри порових каналів:
1) надкапілярні - більше 0,5 мм;
2) капілярні - від 0,5 до 0,0002 мм;
3) субкапілярні - менш 0,0002 мм.
    По надкапілярних каналам відбувається вільний рух нафти, води і газу, по капілярних - при значному впливі капілярних сил. У субкапілярних каналах пластові флюїди практично переміщатися не можуть (це глинисті різниці порід).  Методи визначення пористості гірських порід
З наведених співвідношень випливає, що для визначення коефіцієнтів пористості досить знати обсяги пір і зразка, обсяги зерен і зразка або щільності зразка і зерен. Головним показником в оцінці запасів нафти є коефіцієнт відкритої пористості, котрий визначається методом насичення зразка керна по І.А. Преображенського, зважуванням звільненій від нафти і води породи в повітрі, потім насиченою гасом в повітрі і в гасі, і за законом Архімеда розраховується обсяг зразка (за обсягом витісненої зразком рідини). Для пісковиків і алевролітів відкрита пористість дорівнює 8-35%. За даними А.А. Ханіна, повна пористість може на 5-6% перевищувати відкриту.
    У промисловій практиці широко використовується метод визначення відкритої пористості, заснований на використанні амплітуди кривої природної поляризації між фоновими значеннями в непродуктивною частини розрізу і аномальними значеннями в продуктивній частині (метод Вілкова, запропонований в 1959 р). Суть методу викладена в ряді монографій з геофізичних методів контролю за розробкою нафтових родовищ.
    У розрахунках за підрахунком запасів неминучі процедури осереднення пористості по розрізу кожної свердловини і по розрахунковим блокам (по зоні, ділянці): де mi - середня величина пористості по окремим пропласткам; hi - товщина прошарків;
де m, - середня величина пористості по виділених ділянок (розрахунковим блокам) з площами Si;
h, - середня товщина прошарків в межах площ S; з певною величиною пористості т; .
     Пористість порід продуктивних пластів визначають в лабораторних умовах з керновому матеріалу. Пористість пласта на великих ділянках визначається статистично за великим числом досліджених зразків керна. З пористістю пов'язані величини насичення пласта флюїдами: водонасиченому (Sв), газонасиченості (Sг), нафтонасиченості (Sн), величини, виражені в частках або у відсотках.
Зв'язок пористості і коефіцієнта насиченості (в частках):
Загальна і відкрита пористість залежать від:
[image: Реферат - пористість гірських порід]     глибини залягання (падає зі збільшенням глибини);
     від щільності порід, кількості цементу і ін.
     Для оцінки коефіцієнта пористості незцементованих по-Рісто середовищ використовується модель фіктивного грунту, представляю-щая грунт у вигляді набору кульок однакового діаметра. Очевидно, що пористість залежить тільки від конфігурації куль. Разли-ють два види розташування куль фіктивного грунту (рис.1). тісне і вільний. Кут θ на рис.1 змінюється в межах ≤ θ ≤.            
Рис.2.3 Упаковка зерен породи

    Сліхтер показав, що пористість т пов'язана з кутом θ співвідношенням
т = 1.
    З цієї формули випливає, що пористість фіктивного грунту т при зміні кута в межах від до змінюється від 0,259 до 0,476. У реальних умовах на пористість нафто водо газ вміщаючих порід впливають кілька факторів: розмір і форма зерен породи, їх розташування, розподіл часток за розмірами, процеси цементації, розчинення і відкладення солей, руйнування мінералів і ін. Зазвичай пористість реальних порід не перевищує 20-25% (у пісків і пісковиків). У глин вона може досягати 50% і більше, у відомого - ще більшого значення.
    Поряд з пористістю використовується ще одна характеристика пористого середовища - просвітні. Якщо взяти поперечний переріз керна, то під просвітні розуміється відношення площі пустот до загальної площі поперечного перерізу керна, т.е.
    Особливо важливе значення має залежність пористості від тиску. Встановлено, що з підвищенням пластового тиску порістість зростає. Причому, якщо пористе середовище має пластичні властивості, то зміни пористості можуть мати не-оборотний, гістерезисний характер.
2.2.1 Методи визначення пористості

    Пористість - це основний параметр при підрахунку запасів нафти або природного газу в поклади.
    Найбільш простим способом визначення відкритої пористості зразка породи є об'ємний метод. Зразок породи насичують газом, яка не сорбується породою, наприклад азотом або повітрям. У зразку породи створюється певний тиск p1. Після встановлення в системі рівноваги виробляють випуск газу з по пологим, при цьому тиск знижується до атмосферного р0. Потім за допомогою газового лічильника заміряють об'єм газу V, що вийшов з зразка.
   Внутрішню структуру пористого простору вивчають на основі результатів досліджень перетинів кернів, що відбираються в свердловині з даного пласта. Відновлення внутрішньої будови породи по її поверхневих властивостях є єдино можливим, по-кільки матеріал породи колектора непрозорий. Таке відновлення засноване на методах однієї з галузей прикладної математики - стереології - науки, що розглядає дослідження тривимірної структури тіл, коли відомі тільки їх перетину або проекції на площину.
    Застосування стереологічних методів дозволяє оцінювати такі параметри, як питома поверхня, звивистість і т.д. Для з'ясування основних положень стереологічних методів звернемося до (рис.2.2) на якому зображені плоске перетин зразка породи (в збільшеному масштабі) і січна пряма певної довжини (відрізок). Виявляється, що, якщо підрахувати середнє число перетинів цієї прямої з лініями кордонів зерен при багаторазовому випадковому киданні зазначеного відрізка на виділену площину, то можна визначити сумарну протяжність ліній кордонів зерен на одиниці площі шліфа, питому поверхню породи і ряд інших характеристик пористого середовища.

Рис.2.4 Плоске перетин зразка породи
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     Взаємне розташування голки і лінії:
 а) геометричні характеристики
 б) геометричне місце точок перетину
     Розглянемо (рис.2.3, а), де через х позначено відстань від центру голки до найближчої паралелі і через φ - кут, складений голкою з цієї паралеллю. Величини х і φ повністю визначають положення голки. Всілякі положення голки визначаються точ-ками прямокутника зі сторонами а і π (рис2.3, б). З малюнка видно, що для перетину голки з паралеллю необхідно і достатньо, щоб х ≤l. Точки зазначеного прямокутника, відповідають даній нерівності, знаходяться в заштрихованої на цьому малюнку області. Очевидно, що шукана ймовірність дорівнює відношенню заштрихованої області до площі прямокутника.
     При заміні голки якої-небудь лінією довжиною L можна розділити останню на елементарні ділянки довжиною l кожен.
    Згідно із законом додавання ймовірностей математичне очікування числа перетинів в даному випадку буде в стільки разів більше цього показника при киданні голки довжиною l. у скільки разів довжина лінії більше довжини голки, т. е.

2.3 Методи вимірювання пористості гірських порід
    З визначення поняття коефіцієнта повної пористості випливають такі співвідношення, які використовуються для його вимірювання:

                (2.4)
де Vобр і Vзер - обсяги зразка і зерен.
    З огляду на, що маса зразка дорівнює масі складають його зерен, формулу можна представити у вигляді тут - щільності зразка і зерен. З формул випливає, що для визначення коефіцієнта пористості досить знати обсяги пір і зразка, обсяги зерен і зразка або щільності зразка і зерен. Існує багато методів визначення щільності зразка і зерен і відповідно є безліч способів оцінки коефіцієнта пористості гірських порід.
   Для визначення обсягу зразка часто користуються, ж І. А. Преображенському, методом зважування насиченому рідиною (зазвичай газом) породи в тій же рідини і в повітрі (при цьому для розрахунку обсягу зразка використовуєте * закон Архімеда). Обсяг породи можна знайти за обсягом ви тиснення рідини при зануренні в неї зразка, насичений ного тієї ж рідиною.
Насичення зразка рідиною можна уникнути, якщо і використовувати метод парафінізації (метод Мельчор). При STOIV способі зразок породи перед зважуванням в рідини покривається тонкою плівкою парафіну, обсяг якого визначається за масою породи до і після парафінізації. Метод парафінізації трудомісткий і не підвищує точності визначень.
          Обсяг зразка також визначають по його розмірам, якщо надати йому правильні геометричні форми, а обсяг пір - за методом зважування. Обсяг пір при цьому знаходиться різниці тисків маси породи, насиченою під вакуумом рідиною, і маси сухого зразка щільність рідини.
Слід враховувати, що методом насичення і зважуванням визначається не повна пористість, так як частина пір (замкнутих) не заповнюється рідиною, а так звана пористість насичення. Тому обсяг пір часто знаходять за обсягом зерен за допомогою пікнометра і спеціальних приладів - рідинних і газових порозиметрів. Порозиметр користуються так - для знаходження відкритої пористості.
    Принцип дії газового порозиметра заснований на законі Бойля - Маріотта: змінюючи в системі обсяги газу і тиск, за отриманими даними підраховують обсяг частинок і пористість.
    В рідинному порозиметрі обсяг зерен або зразка, попередньо насиченого під вакуумом гасом, визначається за обсягом витісненої речовини (гас) після приміщення в камеру приладу твердого тіла.
    Пористість зразка можна представити у вигляді відношення площі пір до площі всього зразка в будь-якому перерізі. В цьому випадку пористість оцінюється за допомогою методів заснованих па вимірі площ під мікроскопом або визначенні співвідношення цих площ по фотографіях. Для контрастності при вивченні ступеня взаємозв'язку пір останні іноді заповнюються пофарбованим воском або пластиками.
     При виборі методів вимірювання пористості необхідно враховувати особливості і властивості колектора. Для пісків значення відкритої і повної пористості практично однакові. У пісковиках і алевролітами, за даними А. А. Ханіна, повна пористість може на 5-6% перевищувати відкриту. Найбільший обсяг замкнутих пір характерний для вапняків і туфів. При оцінці пористості порід газових колекторів, складених алевролітами і піщано-алевролітів відкладами, відкриту пористість слід вимірювати газометричним способом за допомогою газових порозиметрів. Пористість їх виявляється значно більшою, ніж при насиченні цих порід газом.
    Газометричний спосіб слід також застосовувати для вимірювання пористості порід, що руйнуються при насиченні гасом, а також зразків з низькою пористістю (менше 5%), так як в останньому випадку обсяг плівки газу, покриває зразок, стає порівнянним з об'ємом пір, що сильно спотворює результати визначень.
    Пористість порід нафтових і газових колекторів може змінюватися в широких межах - від декількох відсотків до 52%. У більшості випадків вона складає 15-20%.
    Приклад. Визначення відкритої пористості по І. А. Преображенському. Зважують сухий і насичений гасом під вакуумом зразок в повітрі і зразок, насичений гасом, -в гасі.
Нехай P1 - маса сухого зразка в повітрі; Р2 - маса зразка з гасом в повітрі; Р3 -маса насиченого газом зразка, поміщеного в газ. Тоді обсяг пір в зразку

                        ,                                         (2.5)
а обсяг зразка

                      .                                            (2.6)
    Коефіцієнт відкритої пористості зразка


                   .                                     (2.7)

   Динамічну корисну ємність одиниць колектора (динамічну пористість) можна визначити за результатами спеціальних дослідів з витіснення з кернів нафти водою або газом (або газу водою в разі імітації газових колекторів).
2.4 Визначення коефіцієнта пористості
    Коефіцієнт відкритої пористості міжзернових колекторів визначають за даними методу опорів, міжзернових теригенних колекторів за наявності сприятливих умовних методів власних потенціалів.  Коефіцієнт загальної пористості встановлюють за результатами стаціонарних нейтронних методів (НГМ і ННМ-Т, методу розсіяного випромінювання) в колекторах мономінерального складу як міжзернових, так і зі складною будовою пор -загалом тріщинно-кавернозно-міжзернових.  За даними акустичного методу в простих міжзернових колекторах визначають коефіцієнт відкритої пористості, у складних тріщинно-кавернозно-порових з мономінеральним складом- величину, проміжну між коефіцієнтами відкритої та загальної пористості, яка в залежності від особливостей будови пір ближче до коефіцієнта відкритої або загальної пористості.  
     Коефіцієнт загальної пористості колекторів складного мінерального складу знаходять, комплексуючи методи нейтронний та гамма-гамма-метод, нейтронний та акустичний, гамма-гамма-метод та акустичний.  
    Коефіцієнт тріщинуватості у складних карбонатних та теригенних колекторах визначають за даними спеціальних досліджень методом опорів при заповненні стовбура свердловини двома розчинами різної мінералізації (метод двох розчинів).  Коефіцієнт загальної пористості поділяють на компоненти – коефіцієнт вторинної (ефективної) пористості та коефіцієнт міжзернової пористості матриці у складних карбонатних колекторах, комплексуючи методи ядерні, акустичні та опори.
2.5Визначення коефіцієнта пористості за даними акустичного методу
     Акустичний метод у модифікації реєстрації інтервального часу ∆T поздовжніх хвиль (забезпеченої серійною апаратурою) дозволяє визначати коефіцієнт пористості в карбонатних та теригенних породах з пористістю 5 - 25% при хорошому акустичному контакті міжзернами мінерального скелета, який характерний для зцементованих порід.  У слабозцементованих (піски, алевроліти, теригенні породи з високою глинистістю), а також у щільних карбонатних породах з інтенсивною тріщинуватістю, для яких характерний слабкий акустичний контакт міжзернами або блоками і породи і як наслідок інтенсивне ослаблення акустичного сигналу, акустичний метод незастосовний для визначення  пористості.  Усі інтервали залягання у межах таких порід характеризуються підвищеними чи високими значеннями  - коефіцієнта ослаблення амплітуди пружної хвилі.
     У породах, для яких можливе застосування акустичного методу для визначення kп, залежно від класу колектора та структури його порового простору встановлюється той чи інший вид пористості.  Так, у міжзерновому колекторі, теригенному або карбонатному, за відсутності тріщин і каверн за величиною ∆T визначають відкриту міжзернову пористість, яка, як правило, не відрізняється від загальної пористості за винятком окремих видів колектора, в основному карбонатного, що має закриті пори.  У кавернозно-міжзерновому карбонатному колекторі за відсутності тріщин або незначної тріщинуватості за величиною ∆T знаходять значення kп, близьке до міжзернової пористості матриці, якщо порожнечі (умовно каверни) мають значні розміри. У складному тріщинно-кавернозно-поровому карбонатному колекторі залежно від коефіцієнта тріщинуватості та орієнтації тріщин, а також розмірів та взаємного розташування каверн за значенням ∆T визначають або величину, близьку до kп,общ або kп,мз до  матриці, або якесь проміжне між ними значення  kп.  
      Фізичною основою визначення kп, за даними акустичного методу, є рівняння середнього часу  
                      ∆Tп=∆Tск(1- kп)+ ∆Tж kп,                        (2.8)                   

де ∆Tп - величина, що отримується за діаграмою інтервального часу; ∆Tск і ∆Tж -інтервальний час у скелеті породи та флюїді, що заповнює пори.
     Вирішуючи рівняння ∆Tп=∆Tск(1- kп)+ ∆Tж kп  щодо kп, отримуємо формулу для розрахунку kп: 
             kп=(∆Tп - ∆Tск)/( ∆Tж - ∆Tск)                         (2.9)

     Для отримання рівняння ∆Tп=∆Tск(1- kп)+ ∆Tж kп застосовують такі способи. 
     При мономінеральному скелеті породи беруть табличне значення ∆Tск, відповідне мінеральному складу об'єкта, що вивчається, визначають за спеціальною палеткою або розраховують за формулою ∆Tж з урахуванням мінералізації води і термобаричних умов і підставляють знайдені значення у формулу ∆Tп=∆Tск(1- kп)+ ∆Tж kп. У величину kп, розраховану за формулою kп=(∆Tп - ∆Tск)/( ∆Tж - ∆Tск) з використанням значень констант ∆Tск і ∆Tж, потім вводять поправку за термобаричні умови.  Для породи з бімеральним та полімінеральним складом скелета цей спосіб не застосовується, якщо невідомий мінеральний склад.
     Порівнюють по ряду пластів досліджуваного розрізу, що охоплюють весь діапазон параметрів, що використовуються, значення ∆Tп і kп (коефіцієнт kп  визначений за даними іншого геофізичного методу). Обробляючи статистично отримані результати, отримують рівняння регресії ∆T=f(kп) у вигляді виразу ∆Tп=∆Tск(1- kп)+ ∆Tж kп з конкретними значеннями ∆Tск і ∆Tж. Перевага такого способу полягає в тому, що автоматично враховуються термобаричні умови та неоднорідний мінеральний склад  скелета.
     Спорівняють по ряду пластів досліджуваного розрізу, що відносяться або до неколекторів, або до водоносних колекторів, значення ∆Tп і 1/ρп, з охопленням всього діапазону зміни ρп (виключаючи продуктивні колектори).  При статистичної обробці результатів зіставлення отримують графік рівняння регресії, при продовженні якого до перетину з віссю ординат ∆T встановлюють ∆Tск. Величину ∆Tж що визначають, як у першому методі.  У цьому способі при розрахунку ∆Tск також автоматично враховуються мінеральний склад скелета породи і термобаричні умови.
     Визначають на зразках порід представницького керна з досліджуваного геологічного об'єкта значення параметрів ∆Tп і kп на спеціальній установці, що відтворює термобаричні умови, близькі до пластових.  Після статистичної обробки результатів вимірювань одержують одне (або кілька) рівнянь регресії ∆T=f(kп)  для фіксованих значень ρеф і t, що відображають термобаричні умови на різній глибині. Останній спосіб отримання рівнянь ∆Tп=∆Tск(1- kп)+ ∆Tж kп та kп=(∆Tп - ∆Tск)/( ∆Tж - ∆Tск) для розрахунку kп, кращий.
     Дані стандартного акустичного методу використовують для визначення kп у необсаджених свердловинах, пробурених з розчинами на водній та нафтовій основах.  Існує важлива можливість визначення kп по діаграмах широкосмугового акустичного методу, що містить інформацію про кінематичні та динамічні параметри поздовжніх і поперечних хвиль в обсаджених свердловинах.  Однак відсутність практично застосовної методики визначення kп в обсаджених свердловинах і незабезпеченість геофізичної служби серійною апаратурою АКН-1 широкосмугового акустичного методу не дозволяють поки використовувати його для вирішення зазначеного завдання в обсаджених свердловинах.
2.6 Визначення коефіцієнта ефективної пористості за даними ГДС
    Коефіцієнт ефективної пористості kп,еф визначається сумарним обсягом пір, що входять в єдину фільтраційну систему, за вирахуванням обсягу фізично пов'язаної води, що міститься в одиниці обсягу породи.  Величина kп,еф є добутком коефіцієнта відкритої пористості kп на величину 1- kв,св, де kв,св вміст у порах фізично зв’язаної води.  Таким чином, kп,еф характеризує максимальний обсяг вуглеводнів, який може містити гідрофільний колектор, так як kнг,max=1- kв,св. Єдиним універсальним геофізичним методом визначення параметра kп,еф є метод ядерно-магнітного резонансу (ЯММ). 
     Метод ЯММ в модифікації реєстрації сигналу вільної прецесії (ССП) використовується для визначення kп,еф за діаграмами вільного флюїду (ІСФ), які реєструються при дослідженнях цим методом.  Відсотки ІСФ, в яких градуйована діаграма, еквівалентні відсоткам kп,еф як у теригенному, так і в карбонатному розрізах з колектором будь-якого типу. Межа роздільної здатності методу - отримання величини kп,еф = 1%, тому значення kп,еф визначаються по діаграмі ІСФ для колекторів з kп,еф ˃1%.
     Завдання вирішується методом ЯММ у необсаджених свердловинах за відсутності в буровому розчині та розрізі феромагнітних мінералів.  
    У глинистому теригенному колекторі з глинистим цементом типу заповнення пор параметр kп,еф можна визначити, якщо відомі значення kп,общ і kгл, які знаходять, комплексуючи один із методів пористості (ННМ-Т, ГГМ або АМ) з методом глинистості (СП або ГМ). Значення k, зф можна розрахувати за такою формулою 
kп,еф= kп,общ - kп,общηгл kп,гл/((1- ηгл)(1- kп,гл)),             (2.10)

якщо параметр ηгл визначено за діаграмою СП, або за формулою 
                  kп,еф= kп,общ kгл - kп,гл /(1- kп,гл),              (2.11)

якщо параметр kгл отриманий за діаграмою ГМ. У формулах kп,еф= kп,общ - kп,общηгл kп,гл/((1- ηгл)(1- kп,гл)) і kп,еф= kп,общ kгл - kп,гл /(1- kп,гл) параметр kп,гл - коефіцієнт пористості глинистого цементу - приймають відповідно до даних петрографічного вивчення типових зразків глинистих колекторів.
2.7 Визначення загальної пористості породи за даними гамма-гамма-метода
     За даними ГГМ визначають об'ємну щільність δп, породи, за величиною якої, знаючи мінеральний склад скелета і склад флюїду в свердловинні зоні, що досліджується радіометром ГГМ, розраховують коефіцієнт загальної пористості kп. Зазвичай по діаграмі ГГМ встановлюють kп,общ породи з мономінеральним складом або з переважанням (більше 90% обсягу скелета) якого-небудь мінералу в скелеті. У цьому випадку kп,общ обчислюють за формулою

                   kп,общ=(δск- δп)/( δск- δж)                     (2.12)

де δск - щільність мінерального скелета; δж щільність флюїду, що заповнює пори в свердловинні зоні.
     Для колекторів у свердловині, пробуреній на РВО, величину δж вважають рівною одиниці, вважаючи флюїд прісною водою; якщо ж є дані про залишковий нафто-або газоутримання в зоні, що досліджується ГГМ (практично в промитій зоні), розраховують δж з урахуванням коефіцієнта залишкового нафто-або газонасичення і величини δн або δг у пластових умовах.  Об'ємну щільність δп визначають по діаграмі ГГМ у досліджуваному пласті, δск беруть відповідно до відомого мінерального складу породи. Так, у разі неглинистих і слабоглинистих порід для пісковика як кварцового, так і поліміктового δск = 2,65, для вапняку – δск = 2,71, для доломіту – δск = 2,85. Для бімінеральної породи ( глинистий піщаник, доломітизований вапняк ) і тим більше для породи з складнішим мінеральним складом завдання за даними одного гамма - гамма - методу вирішити не можна, оскільки необхідно визначити мінеральний склад скелета, що вимагає наявності більшої кількості рівнянь (не одне) і  відповідно наявності діаграм кількох методів ГДС.
     Визначення kп,общ за даними індивідуальної інтерпретації ГГМ проводять за наступною схемою: 1) визначають по діаграмі ГГМ величину δп у виділеному для дослідження пласті; 2) описаними вище способами знаходять значення δск і δж; 3) Підставляють отримані значення δп, δск, δж у формулу kп,общ=(δск- δп)/( δск- δж) і розраховують величину kп,общ.
     Метод ГГМ для визначення kп,общ , як і ННМ-Т, можна використовувати в необсаджених свердловинах, пробурених на РВО або РНО у теригенному та карбонатному розрізі.  Основна умова при прийнятності методу для вирішення зазначеного завдання - наявність апріорної інформації про мінеральний склад колектора, що вивчається. Таким чином, метод досить універсальний, і широке використання його обмежене лише недоліком серійної свердловинної апаратури.







































ІНТЕРПРЕТАЦІЯ ДАНИХ МЕТОДІВ ГДС ДЛЯ ВИЗНАЧЕННЯ ПРОДУКТИВНИХ ПОРІД-КОЛЕКТОРІВ МОНАСТИРЧАНСЬКОГО РОДОВИЩІ
3.1 Виділення пластів-колекторів та визначення ефективних товщин 
     Поділ порід в розрізі на колектори і неколектори згідно з даними ГДС з застосуванням деяких критеріїв виділення колекторів. У практиці підрахунків ресурсів використовуються два основні підходи для виділення колекторів за даними ГДС.
     1) За прямими ознаками рухливості флюїду у пласті, встановленим за підсумками інтерпретації каротажних діаграм.
     2) За непрямими критеріями розділу породи на колектори та неколектори з використанням граничних значень геофізичних параметрів.
     Безпосередні ознаки порових колекторів пов’язані з просочуванням фільтрату промивної рідини в пласт, що призводить до утворення глинистої кірки на стінці свердловини, збільшення питомого опору на діаграмах мікрозондів, наявність радіального градієнта опору, встановленого за даними різноглибинних зондів БКЗ, зміні показів електричних та інших методів ГДС навпроти досліджуваних пластів при проведенні повторних замірів.
     Виділення колекторів за непрямими критеріями ґрунтується на передумові що в кожній окремій ділянці породи-колектори відрізняються від вміщуючих неколекторних порід за пористістю, проникністю, глинистістю, а отже, відображають вказані властивості, для досліджуваного профілю межа між колектором і неколектором характеризується екстремальними (критичними) значеннями коефіцієнтів пористості, глинистості, проникності та інших геофізичних параметрів. 
     Для виділення колекторів та оцінки характеру його насиченості були використані всі методи ГДС, дані досліджень кернового матеріалу, висновки за результатами інтерпретації матеріалу ГДС.
     Джерело для виділення колекторів базується на наборі геофізичних досліджень у масштабі глибини 1:200 та дані випробувань. За допомогою якісної та кількісної характеристики на діаграмах ГДС у продуктивних відкладеннях були визначені можливі колектори. Колектора ознаки такі: питомий опір пластів максимальне значення до 200 Омм, глинисті кірки на кавернограмах, низька гамма-активність порід 2-8 мкр/с, від’ємні амплітуди СП, проміжні значення НГК 2-3,5 ум. од, ΔТ рівне 200-250 мкс/м. 
     З загальної товщини шару були виключені непроникні шари щільних аргілітів та пісковиків. Шари щільних пісковиків за високими, опорами на кривих БМК і низькими значеннями інтервального часу на кривих АК, підвищеною гама-активністю, низькими опорами на кривих БКЗ і БК, частковим збільшенням діаметра свердловини на кривих мікрокавернометрії.
     Ураховуючи ці критерії, виділення ефективної товщини здійснюється в два етапи.  На першому етапі за даними ГДС виділені усі можливі пласти-колектори. За геофізичними граничними ознаками виключались щільні і глинисті товщі.
     Після визначення пористості та насиченості шарів уточнюють їх ефективні товщини, включаючи шари з пористістю більше або рівною 7%.

3.2 Визначення коефіцієнта пористості пластів-колекторів 
     Ємнісна характеристика колекторів Монастирчанського родовища нафти та газу через недостатню висвітленість продуктивного розрізу керновим матеріалом визначалась за даними ГДС.
     У Передкарпатських родовищах найбільш поширені методи визначення пористості на основі акустичного і електричного каротажів.

3.2.1Акустичний метод визначення пористості 
     Основним є акустичний метод визначення пористості. Метод має високу точність, на яку мало впливає технічний стан свердловини, за винятком великого діаметра, хімічний склад та фізичні властивості промивної рідини.
    За рівнянням середнього часу визначаємо пористість  
                    (3.1)  
де  – інтервальний час рідини та скелета породи, 
 – коефіцієнт глинистості.
     Установлені досліджувані залежності: 
∆Т= f(Кn)                                             (3.2)
Кn = f(∆Т)                                            (3.3)
     пористість визначається лабораторними дослідженнями матеріалу керна, відібраного з об'єкта у термобаричних умовах пласта. Встановлено кореляцію між інтервалом часу та пористістю при ефективному тиску 50 МПа. 
∆Т = 170,14+ Кn·4,40338                 (3.4) 
Кn = -30,7754+∆Т·0,187114             (3.5)  

    Лабораторні дослідження виявили, що відмінності швидкостей пружної хвилі в породах, насичених різними рідинами, вирівнюються зі збільшенням тиску на скелет породи. Коли в високопористих, як слід  відсортованих газоносних пісковиків падіння швидкості пружної хвилі у атмосферних умовах осягнула 26%, то при тиску скелета 40 МПа різниця не перевищує 8%, для порід з низькою стисливістю скелета лише 3%. Наявність нафти також призводить до зниження швидкості на 16% в атмосферних умовах і до зниження швидкості на 10% в породах з низькою стисливістю. При тиску 40 МПа зниження швидкості не перевищує 7% та 3% [17,18]. Фільтрат бурового розчину з глибоким проникненням може мати менші поправки на залишкову нафту та газ.
     Оскільки більшість акустичних досліджень  свердловин  радіус яких не перевищує 10-20 см і знаходяться в зоні проникнення фільтрату, то поправка на залишкову нафту та газ не вводилась. Враховуючи лабораторні дослідження та рекомендацій роботи [19], рівняння середнього часу має вигляд: 
                                                      (3.6)
3.2.2 Визначення пористості методом електричних опорів
     Метод електричного опору заснований на залежності між пористістю водоносних товщ та їх електричним опором. В основі методу є залежність:
                                                                          (3.7)                                  
     П. Ф. Дубинюк [20] висунув узагальнені залежності для колекторів родовищ Бориславсько-Покутської зони Карпат відповідно:
                                                                              (3.8)
                                         .                                        (3.9)
     Ці залежності для поверхневих умов. Для термобаричних умов використовувалися емпірична залежність:
                                                                                    (3.10)
де a та m значення незмінно у базовій залежності для умов.
     Ці кореляції були побудовані при  насиченості керну високомінералізованою водою і не враховували явища поверхневої провідності. Тому у роботі [19] Шеленка В.Й. лабораторним дослідженням фіксованого ефективного тиску при температурі 50°С для різних мінералізацій надано залежність за формулою (3.9) з урахуванням поверхневої проникності (табл. 3.1)
Таблиця 3.1 Залежність параметрів пористості від зміни мінералізації

	Опір розчину, Омм
	Тиск, МПа
	Залежність

	1,4
	40
	Рn = 0,076Кn-1,6

	0,3
	40
	Рn = 0,078Кn-1,72

	0,08
	40
	Рn = 0,078Кn-1,9

	0,05
	40
	Рn = 0,075Кn-1,95

	0,03
	40
	Рn = 0,072Кn-2,1


      Для визначення пористості нафтогазоносних шарів методом опорів застосовувалася залежність:
                                                                                                (3.11)
Кn ̶  Коефіцієнт пористості;
Q  ̶  поправочний коефіцієнт за залишкову нафтонасиченість;
ρпз ̶  питомий опір промитої зони, Ом·м;
a i m  ̶  коефіцієнти, визначені лабораторними дослідженнями. 
     Вихідними даними для розрахунку коефіцієнта пористості пласта є опори промитої зони - ρпз, визначені за даними МБК, або проникної зони ρ∆ .
     Якість запису кривих МБК не завжди є задовільною, що впливає на достовірність визначення опору промитої зони, а отже, не дозволяє використовувати цей метод для визначення пористості. Вважається як допоміжним методом визначення пористості. 
     Питомий опір зони проникнення - ρ∆ береться з геофізичних досліджень свердловини або визначається малими зондами БКЗ. Як було встановлено дослідним шляхом, що у разі перевищення діаметру зони проникнення чотирьох діаметрів свердловини, опір зони проникнення можна визначити шляхом порівняння лівої гілки кривої зондування з двошаровою палітрою BKЗ. 
     Для визначення ρ∆ використали показники малих градієнт-зондів A0.5M0.1N i A1.0M0.1N [21,22].
     Про наявність зони проникнення фільтрату бурового розчину у пласт свідчать тришарові криві зондування та глиниста кірка супроти пісковиків та алевролітів на кавернограмах. В разі чергування шарів високого та низького опору анізотропія має значний вплив, внаслідок чого значення питомого опору зони проникнення буде дуже низька, що призведе до значного завищення коефіцієнта пористості.
     Коефіцієнти a та m взято з наведених вище співвідношень параметрів пористості для різних мінералізацій рідини, які насичують породу. 
     За результатами лабораторних досліджень ЦНДЛ по витісненню нафти і газу водою, решту нафти і газу займає 30% і більше порового простору [19], а поправочний коефіцієнт приймається рівним двом. 
     Пористість Монастирчанського родовища в усіх свердловинах визначалась методом акустичного каротажу. Для анології вона теж визначалася методом МБК, хай і значення пористості визначені цим методом не можна приймати достовірними, тому що, цей метод є допоміжним. В свердловині 3 для клівського та надроговиково-підроговикового горизонтів значення пористості приймалося по керну, тому що, у цих інтервалах з технічних підстав не завершені дослідження методами АК та МБК.
3.3 Визначення коефіцієнта нафтогазонасиченості
    Для визначення коефіцієнта нафтогазонасиченості використовується загальноприйнятий метод опору. При розрахунку використовуються залежності для нафтових колекторів родовищ Прикарпаття залежність:
kн = f(Рн),					(3.12)
де kн – коефіцієнт насиченості;
Рн – параметр насиченості.
На малюнку 3.1 показано співвідношення між параметром насичення та коефіцієнтом водонасичення:

Рн = 					(3.13)
      Під час дослідження вода витіснялася з водоносного горизонту капілярним тиском. На кожному етапі дослідження вимірювали опір моделі. Отримане рівняння:

					(3.14)

де - питомий опір нафтонасиченого пласта за даними БКЗ, БК, Омм;

 - питомий опір того ж пласта при 100 % водонасичення, Омм.
Розрахунок водонасиченого опору пласта здійснюється за формолою із врахуванням параметру пористості і опору пластової води з заданими температурами:

      ,					    (3.15)
де ρtв – питомий опір розчину при температурі 20 0С.
        Опір пластової води ρв визначали за даними мінералізації цих вод для кожного родовища з урахуванням температури протягом досліджуваного періоду. У розрахунку опір пластової води для середньоменілітових відкладів становив 0,02 Омм і 0,018 Омм для нижньоменілітових. Для всіх пластів, для яких визначено пористість та питомий опір, розраховано коефіцієнти нафтогазонасиченості. Значення коефіцієнта нафтогазонасиченості коливається від 63% до 86%. 




Рисунок 3.1- залежність параметра насиченості Рн від коефіцієнта водонасиченості Кв
3.4 Визначення кондиційних значень проникності, пористості та інших параметрів порід-колекторів
Достовірні умовні значення пористості та проникності відіграють важливу роль у точних розрахунках запасів. Відповідно до існуючої концепції, колектор має три кондиційні межі. Перший – це межа, на якій гірські породи можуть утримувати нафту та газ на додаток до залишкової води. Друга межа характеризується мінімальним значенням колекторських параметрів, за яким фазова проникність для нафти і газу більше нуля. Третя умовна межа відповідає мінімальному значенню параметрів пласта, з якого експлуатація свердловини стає економічно доцільною при максимально можливому уточненні розробки.
В.П.Василечко та Р.О.Гнатюк на основі аналізу залежності між абсолютною проникністю та фазовою проникністю двофазних порід Долинського нафтового родовища прийшли до висновку, що остання зменшується і наближається до нуля при абсолютній проникності 0,02510-3мкм2. 
Н. С. Предтеченська – рекомендоване значення нижньої межі абсолютної проникності, з урахуванням залишкової води фазова проникність нафти і газу буде близька до нуля. За нижню межу абсолютної проникності рекомендовано прийняти значення 0,1510-3 мкм2. 
На думку В. І. Дістрянова, основним каркасом об’єму і проникності пір є гранулометричний склад алевро-піщаних порід, який визначає морфологію порового простору і в кінцевому підсумку взаємозалежність між колекторськими параметрами. Досліджуючи переважання зернистості алевро-піщаних порід Передкарпаття, автори виділили такі типи:
- пісковики середньо-, різно- і середньодрібнозернисті;
- пісковики дрібнозернисті;
- алевроліти піщані і піщанисті.
      Продиференційовані за кількістю цементуючого матеріалу, вони утворюють залежність для кожного типу  порід (табл. 3.2).
Враховуючи умовне значення проникності 110-3 мкм2, автор дійшов висновку, що нижня межа пористості не є постійною величиною, а безпосередньо пов’язана з типом породи. Нижня межа пористості збільшується з переходом до породи, де домінують зернистість дрібнопіщаного і алевритового розміру. Встановлена ​​кореляція робить зв'язок між пористістю і проникністю більш точним.
Таблиця 3.2 – Залежність між пористістю і проникністю для основних типів алевро-піщаних порід Прикарпаття
	Кп, %
	Кпр, мкм2*10-3

	
	Пісковики 
середньо-, крупно- і різнозернисті
Цемент < 5 %
	Пісковики 
середньо-, різнозернисті Цемент 5-10 %. Пісковики дрібнозернисті Цемент < 5 %.
	Пісковики середньо-, різнозернисті Цемент 10-20 %. Пісковики дрібнозернисті Цемент 5-10 %.
	Пісковики дрібнозернисті Цемент 10-20 % Алевроліти піщані 
Цемент до 10 %.

	7,5
	2,3
	0,4
	0,2
	0,01

	8,5
	4,1
	0,99
	0,5
	0,2

	9,5
	7,0
	2,0
	0,97
	0,4

	10,5
	11,3
	3,8
	1,8
	0,7

	11,5
	17,4
	6,8
	3,0
	1,2

	12,5
	25,8
	11,5
	4,9
	2,0

	13,5
	37,2
	18,7
	7,8
	3,1

	14,5
	52,1
	29,4
	11,9
	4,7

	15,5
	71,6
	45,0
	17,6
	7,0

	16,5
	96,3
	66,9
	25,6
	10,1



З. В. Ляшевич та Л. М. Кузьмик проаналізували геолого-промисловий матеріал у внутрішній зоні Передкарпатського прогину та дійшли висновку, що з огляду на статистичну залежність, встановлену між коефіцієнтами продуктивності та абсолютною проникністю за даними лабораторних досліджень керну,  проникність і відкрита пористість розташовуються в такому порядку: відповідно до конкретних техніко-економічних і промислово-геологічних умов  родовища, встановлюється граничний приведений  коефіцієнт продуктивності свердловини, по граничному приведеному коефіцієнту продуктивності – нижню границю проникності, по нижній границі проникності – нижню границю пористості.

За статистичною залежністю між абсолютною проникністю та коефіцієнтом зниження продуктивності при ефективній товщині 100 м вона виражається такою формулою: 
Кпрод = 0,104 kпр                               (3.16)
           визначаємо кондиційне значення проникності, що дорівнює 0,2610-3 мкм2. 
         Для визначення умовного значення пористості використано залежність пористості від проникності для відкладів менілітових відкладів Битківського, Пасічнянського та Монастирчанського родовищ.
Як показано на малюнку 3.2 кореляція показує, що розрахована величина умови проникності відповідає значенню проникності відповідає кондиційне значення пористості 7%.
У таблиці 3.3 зібрано значення пористості та нафтогазонасиченості для продуктивних порід Монастирчанського родовища з використанням даних геофізичного дослідження.
Виходячи з наведеного вище розрахунків запасів Монастирчанського родовища менілітової світи олігоцену прийняте значеннями проникності 0,2610-3 мкм2 і пористість - 7%.
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Рисунок 3.2 - Залежність між пористістю і проникністю для менілітових
відкладів
Кп, %
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Таблиця 3.3 - Середні значення коефіцієнта пористості і нафтонасиченості по свердловинах Монастирчанського родовища
	Номер свердловини
	Ефективна товщина, м
	Коефіцієнт пористості,                                      Кп, %
	Коефіцієнт газонаси-ченості,                                                          Кнг, %

	
	
	
	

	СЕРЕДНЬОМЕНІЛІТОВИЙ ПРОДУКТИВНИЙ ГОРИЗОНТ
Гвіздецький блок, ІІ ділянка

	813-Пас
	22,8
	8,9
	77

	2
	37,2
	10,0
	82

	3
	33,6
	11,8
	80

	21
	32,8
	9,8
	82

	23
	27,0
	10,7
	81

	КЛІВСЬКИЙ ПРОДУКТИВНИЙ ГОРИЗОНТ
Гвіздецький блок, ІІ ділянка, південно-західна частина

	813-Пас
	6,8
	8,0
	73

	21
	19,2
	9,1
	78

	23
	5,4
	11,2
	83

	Гвіздецький блок, ІІ ділянка, північно-східна частина

	2
	2,4
	9,9
	83

	3
	11,2
	8,2
	73

	НАДРОГОВИКОВО-ПІДРОГОВИКОВИЙ ПРОДУКТИВНИЙ ГОРИЗОНТ
Гвіздецький блок, ІІ ділянка, південно-західна частина

	21
	3,0
	9,6
	71,0

	Гвіздецький блок, ІІ ділянка, північно-східна частина

	3
	3,0
	8,6
	84

	СЕРЕДНЬОМЕНІЛІТОВИЙ ПРОДУКТИВНИЙ ГОРИЗОНТ
Гвіздецький блок, І ділянка

	6
	6,4
	7,5
	69

	Гвіздецький блок, ІІ ділянка

	813-Пас
	10,0
	9,9
	75

	2
	4,0
	9,5
	70

	КЛІВСЬКИЙ ПРОДУКТИВНИЙ ГОРИЗОНТ
Гвіздецький блок, І ділянка

	6
	2,2
	7,0
	66

	НАДРОГОВИКОВО-ПІДРОГОВИКОВИЙ ПРОДУКТИВНИЙ ГОРИЗОНТ
Гвіздецький блок, ІІ ділянка, південно-західна частина

	21
	2,4
	7,6
	75,0

	Гвіздецький блок, ІІ ділянка, північно-східна частина

	3
	4,6
	9,6
	72



























ВИСНОВОК

     Коефіцієнти нафтогазонасиченості визначаються по ГДС із високим ступенем точності та з більшою достовірністю, ніж за даними лабораторних аналізів зразків керну.  Тому таким методом визначення віддають перевагу при підрахунку запасів нафти і газу високопористих теригенних і карбонатних колекторах, потужність окремих прошарків яких дозволяє оцінювати питомий опір порід.  У мало потужних прошарках і низькопористих карбонатних породах похибка визначення по каротажу збільшується, і перевагу при визначенні коефіцієнтів часто віддають керну.
     Для виділення колекторів та оцінки характеру його насиченості були використані всі методи ГДС, дані досліджень кернового матеріалу, висновки за результатами інтерпретації матеріалу ГДС.
     Ємнісна характеристика колекторів Монастирчанського родовища нафти та газу через недостатню висвітленість продуктивного розрізу керновим матеріалом визначалась за даними ГДС.
     На першому етапі за даними ГДС виділені усі можливі пласти-колектори. За геофізичними граничними ознаками виключались щільні і глинисті товщі.
     Після визначення пористості та насиченості шарів уточнюють їх ефективні товщини, включаючи шари з пористістю більше або рівною 7%.
     Пористість Монастирчанського родовища в усіх свердловинах визначалась методом акустичного каротажу. Для анології вона теж визначалася методом МБК, хай і значення пористості визначені цим методом не можна приймати достовірними, тому що, цей метод є допоміжним. В свердловині 3 для клівського та надроговиково-підроговикового горизонтів значення пористості приймалося по керну, тому що, у цих інтервалах з технічних підстав не завершені дослідження методами АК та МБК.
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1 - в поверхневих умовах;

2 - в умовах, близьких до пластових.
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