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В данном курсе рассматриваются как фундаментальные, так и прикладные вопросы, решение которых позволяет понимать все дальнейшие курсы, связанные с поисками, разведкой и разработкой месторождений нефти и газа. 

Теоретический курс знакомит студентов с геологическими процессами, в результате которых в недрах Земли образуются скопления нефти и газа, рассматриваются гипотезы происхождения углеводородов, физико-химические свойства нефти и газа, формирования залежей и закономерностей их размещения в земной коре. 
Для более полного усвоения лекционного материала студентам предложена к контрольная работа (для студентов заочного отделения).

Даны методические рекомендации к  их выполнению и оформлению пояснительной записки. 
Пермский государственный

 технический университет

ВВЕДЕНИЕ

Геология нефти и газа – это прикладная наука, занимающаяся изучением физико-химических свойств нефтей и газов, геологического строения залежей нефти и газа, строения месторождений, характеристик пластов коллекторов, покрышек, вопросов геохимии органического вещества. Изучение данного курса связано с исследованием современных представлений о процессах миграции и аккумуляции углеводородов, изучением основных закономерностей размещения месторождений нефти и газа.


Слово «нефть» происходит от арабского «нафата», что означает «извергать». 


В 1859 г. американский предприниматель Э.Л. Дрейк пробурил в штате Пенсильвания первую скважину глубиной 21 м. Скважина имела дебит 4,8 т в сутки. Эта официальная дата рождения нефтяной промышленности.
 Было доказано, что бурение для добычи нефти может быть успешным. Количество первоначально добытой нефти было невелико по сравнению с современными дебитами скважин, но это доказало всему миру, что бурение – самый эффективный способ получения нефти. С того времени геологов интересовал главный вопрос: где бурить скважины? 
Было предложено много разнообразных теорий для условий формирования нефтяных залежей с целью составления прогнозов таких условий и обнаружения нефти. Антиклинальная теория привлекла наиболее серьезное и длительное внимание. Отметим, что данная теория зародилась еще до бурения скважин. Антиклинальная теория и сейчас также справедлива, как и в то время, когда её выдвинули впервые.   
        Впервые зависимость между залеганием нефти и антиклинальной складчатостью отмечена, когда в устье реки Св. Лаврентия в восточной Канаде были описаны в 1844 г. выходы, приуроченные к антиклинали. Наибольший вклад в антиклинальную теорию внес геолог Уайт, предложивший бурить скважины на нефть и газ в Западной Виргинии и Пенсильвании на антиклиналях. В 1934 г. МакКойл и Кейт обосновали возможности обнаружения нефти и в неантиклиналях. В 1934 г. МакКойлом был введён термин «ловушка». Под ним следует понимать объём породы вне зависимости от её формы и условий возникновения.


В России на Кубани Никольским в 1864 г. была пробурена первая скважина глубиной 70 м. Скважина имела дебит 36 т в сутки.


В Пермском крае первое нефтяное месторождение было открыто  скважиной № 20 П.И. Преображенским 16 апреля 1929 г.  в районе  Верхне-Чусовских городков. Скважина имела дебит 40 т в сутки.


В нашей стране 30-е года 20 века были периодом создания мощной сырьевой базы и развития добычи нефти и газа на Кавказе, Бакинский и Грозненский районы и на Кубани. Были изысканы и выделены средства на геологоразведочные работы в Тимано-Печорском крае и Предуралье. 

В послевоенные годы были созданы новые крупные базы добычи нефти и газа в Западной Сибири, Средней Азии, Предкавказье, Казахстане, Украине и Белоруссии. Начиная с 70-х г.г. основными регионами по добыче нефти и газа в стране является Западная Сибирь и Волго-Урал.

КАУСТОБИОЛИТЫ
Нефть и газ в ряду каустобиолитов

Горючие ископаемые нефтяного ряда, к которым относятся нефти и их производные, а также горючие газы называются каустобиолиты.

Слово каустобиолит происходит от нескольких греческих слов: «каустос» – горючий, «литос» –  камень, «биос» –  жизнь, т.е. горючий камень биогенного генезиса. Автор термина «каустобиолиты» немецкий ученый Г. Потонье (1908 г.).

Возникли каустобиолиты в результате преобразований органического вещества, первоисточником которого являлись остатки живых организмов. Общая направленность этих преобразований следующая:

1. Преобразование органического вещества на земной поверхности или на дне водоёмов.

2. Накопление отмерших организмов.

3. Погружение в недра земной коры.

4. Обогащение органического вещества углеродом.

Все горючие полезные ископаемые делятся на:

1) каустобиолиты нефтяного, или битумного ряда. К ним относятся  нефти, горючие углеводородные газы, асфальты, озокериты и др.;   

2) каустобиолиты угольного, или гумусового ряда. К ним относятся  сингенетичные поро​ды и минералы (торфы, угли, антрациты и др.); 

3) липтобиолиты. К липтобиолитам относятся некоторые органи​ческие соединения растительного происхождения (ископаемые смолы, воски, янтарь и др.).
Основное химическое различие членов нефтяного и угольно​го ряда состоит в соотношении углерода и водорода C/H, которое в нефтях варьирует незначительно  –  от 5,5 до 11,5, а в горючих ископаемых угольного ряда вариации значительно выше – от 9,4 до 45 .

ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТЕЙ

Нефть представляет собой вязкую жидкость тёмно-коричневого, чаще чёрного цвета, иногда почти бесцветную, жирную на ощупь. Нефть состоит из смеси различных углеводородных соединений. В природе нефти очень разнообразны по консистенции – от жидких до густых, смолообразных. 

Основные химические элементы, из которых  состоит нефть, углерод и водород. Содержание  углерода в нефти  (С) – 82-87% и водорода (Н) – 11-14%. Кроме того, в нефти присутствуют гетероэлементы - кислород (О) – 0,2-0,7%, (бывает до 4%), азот(N) – 0,1-0,3%, (бывает до 2%), сера (S) – 0,09- 0,5%, (бывает до 2%), в небольших количествах встречаются фосфор, ванадий, никель, железо, алюминий и др.

В нефтях присутствуют три основные группы углеводородов (УВ):

- метановые или парафиновые;
- нафтеновые;

- ароматические. 

МЕТАНОВЫЕ    углеводороды

Общая формула CnH2n+2.
Метановые углеводороды  - это органические соединения цепочечной структуры, в молекулах которых атомы углерода соединены между собой одинарными ковалентными связями (рис.1).
C H4,   C2H6 ,  C3H8, C4H10  –  газообразные УВ;

C5H12, C6H14, C7H16, C8H18, C9H20,  C10H22 ……. C16H34   – жидкие УВ;                                     

C17H36 и выше – это твёрдые вещества.
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Рис. 1. Варианты изображения строения молекул пентана:
 а) структурная формула с указанием всех валентных связей, б) структурная формула  связи между атомами углерода, в) упрощенная формула. 

НАФТЕНОВЫЕ   углеводороды 

Общая формула CnH2n. 

Для этих углеводородов характерно циклическое строение. Они состоят из нескольких групп – СН2-, соединённых в замкнутую систему. Для нефтей характерны нафтены, состоящие из пяти или шести групп – СН2-. Это циклопентаны (рис.2) и циклогексаны (рис.3).
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Рис. 2. Циклопентан.
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Рис. 3. Циклогексан.

АРОМАТИЧЕСКИЕ   углеводороды 

Общая формула CnH2n-6.

Эти углеводороды имеют циклическое строение, но при этом углеродные атомы связаны друг с другом двойными и простыми связями. 

Простейший представитель – бензол (рис.4).

[image: image5.emf]
Рис. 4. Бензол.

Групповой состав нефти определяет её химические и физические свойства.  Ряд параметров используется при подсчёте запасов нефти и газа и проектировании систем разработки, транспорти​ровки по нефтепроводам и т.д. Закономерности изменения состава и физических свойств нефтей и газов в  разрезе и площади ряда месторождений позволяют решить многие вопросы  геологичес​кого развития территории, например, определить направление миграции углеводородов, дальность миграции.

КЛАССИФИКАЦИЯ   НЕФТЕЙ

Существует несколько классификаций нефтей И.П. Чоловского, Н.А.Еременко, В.И. Ермолкина и других авторов. В данном учебно-методическом  пособии рассмотрены классификации по А.А. Бакирову.
 По содержанию смол нефти классифицируются как:

1) малосмолистые (с содержанием  до 10%);
2) смолистые (10–20%);
3) высокосмолистые (20–40%).

По содержанию серы нефти делятся на:

1) малосернистые (до 0,5%);
2) сернистые (0,5 – 2%);
3) высокосернистые (более 2%).

По содержанию парафи​на нефти делятся на:

1) беспарафинистые (парафина менее 1%);

2) слабопарафинистые (1–2%);
3) парафинистые (более 2%).
ФИЗИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТЕЙ
1. Плотность нефти – это отношение массы к объёму.

    
Единицы измерения  в системе СИ – кг/м3, в системе СГС – г /см3. Изменяется плотность в пределах от 0,70 – 1, 04 г/см3. Обычно плотность нефти меньше 1 и колеблется в пределах  0,82 – 0,92 г/см3.

По плотности нефти классифицируются:

1) лёгкие (до 0,81 г/см3);

2) средние (0,81 – 0,87 г/см3);

3) тяжёлые (0,87 – 0,90 г/см3); 

4) очень тяжёлые (0,90 – 1,04 г/см3).

На практике пользуются относительной плотностью, которая представляет собой отношение плотности нефти при температуре – 200С к плотности воды при температуре 40С.

В пластовых условиях плотность нефти меньше, чем на земной поверхности т.к. в пластовых условиях нефти содержат растворимые газы (в 1 м3 нефти может растворяться до 650 м3 газа).


Плотность нефти зависит от содержания в ней  асфальто-смолистых веществ.

2. Вязкость нефти – свойство жидкости оказывать сопротивление перемещению её частиц при движении.

Параметр вязкости имеет большое значение:

а) для установления характера и масштабов миграции;

б) при разработке залежи и добычи нефти.


Различают вязкость: динамическую, кинематическую и относительную.                                    

Динамическая вязкость – сила  сопротивления  перемещению слоя жидкости площадью в 1 см2 на 1 см со скоростью 1 см/с. 

µ=P/F=S/v,

P - сила, F - поверхность соприкосновения двух слоев, S - расстояние между двумя слоями, v-приращение скорости движения первого слоя относительно второго.
Измеряется в системе СИ - Паскаль на секунду (Па.с) – это сопротивление, оказываемое жидкостью при перемещении относительно друг друга двух слоёв, площадью 1 м2 каждый, находящийся на расстоянии 1 м со скоростью 1 м/с под действием приложенной силы 1 Н.

Измеряется в  системе  СГС - Пуазах (П, или г/см .с);

Динамическая вязкость воды 1,05 мПа.с (миллипаскаль-секунд), или 1,05 сП (сантипуаз). 
По динамической вязкости расчетным путём определяют значения рациональных дебитов скважин.

Кинематическая вязкость – отношение динамической вязкости к плотности жидкости. 

γ= µ/ρ,

          µ - динамическая вязкость, ρ – плотность жидкости.

В системе СИ измеряется – в  м2/с, в системе СГС - в стоксах (Ст=см2/с =10-4 м2/с).

Данные кинематической вязкости используются  в технологических расчётах.
Относительная вязкость – вязкость нефти к вязкости воды при одной и той же температуре.
Н= µн/ µв
Приборы для определения вязкости называются вискозиметрами.
Вязкость нефти меняется в широких пределах в основном от 0,1 до 2000 мПа.с бывает и выше (природные битумы).
Выводы:
1.Чем тяжелее нефть, тем она менее подвижная.

2. Вязкость нефти растет с увеличением  в ней асфальто-смолистых веществ.

3. С повышение температуры вязкость уменьшается.

4. С повышением давления вязкость увеличивается.

5. Группа нафтеновых углеводородов характеризуется большей вязкостью, чем группы ароматических и метановых.


Рассмотренные свойства (плотность и вязкость) определяются лабораторным путём по поверхностным пробам.

3. Газонасыщенность (газосодержание)  нефти – определятся количеством газа, растворённого в нефти  в условиях залежи. 

Г=Vг/Vпл.ус.
Единицы измерения м3/м3   (от 30-500).


Газонасыщенность определяется по глубинным пробам, которые отбирают при забойной части ствола скважин, глубинными пробоотборниками.

4. Оптическая активность нефти.

Нефти способны вращать плоскость поляризации светового луча. В большинстве нефти вращают плоскость поляризованного луча вправо, но известны и левовращающие нефти. Установлено, чем моложе нефти, тем больше угол поворота поляризованного луча. 

5. Люминесценция – это свечение под действием внешнего облучения. Это неотъемлемое свойство всех нефтей и природных продуктов их преобразования.

6. Электропроводность.

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

Нефти обладают высоким удельным сопротивлением (1010 - 1014 Ом.м).

7. Температура кипения углеводородов.

Температура кипения углеводородов зависит  от их строения. Чем больше атомов углерода входит в состав молекулы, тем выше температура кипения.


У нафтеновых  и ароматических УВ, у которых атомы углерода соединены в циклы (кольца), температура кипения выше, чем у метановых.

Природная нефть содержит компоненты, выкипающие в широком интервале температур от 300 до 6000 С. 

Фракции нефтей, выкипающие при температуре 600С, называются петролейным эфиром; до 2000 – бензином; от  200 до 3000 С – керосином; от 300 до 4000 С – газойлями; от 400 до 5000 С – смазочными маслами; свыше 5000 С – асфальтами.
8. Температура застывания и плавления различных нефтей неодинаковая. 

Температура застывания нефти зависит от её состава. Чем больше в ней твердых парафинов, тем выше температура застывания. Смолистые вещества оказывают противоположное влияние 

ФИЗИКО – ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА ГАЗОВ


Углеводородные  газы – постоянный спутник нефти. В природе можно встретить чисто газовые залежи, но чисто нефтяных залежей нет.

В земной коре газ может находиться в следующих видах:
          1. В свободном состоянии (газы газовых шапок).

          2. В растворённом состоянии (газы, растворённые в нефти и в воде).

          3. В твёрдом состоянии (при определённых температурах и давлении молекулы газы, проникая в кристаллическую решётку воды, образуют гидраты). 

4. Содержатся в пустотах горных пород.

5. В газовых струях (вулканические, тектонические).

Природный газ представляет собой смесь предельных углеводородов: метан, этан, пропан, бутан. Среди которых всегда преобладают метан (СН4) – до 98%. В небольших количествах могут присутствовать другие газы. 

Различают чистые и попутные газы.

Чистые (сухие) газы представлены в основном метаном (98%) и небольшого количества его гомологов.

Попутные (жирные)  - это газы, растворённые в нефтях, отличаются от «сухих» значительным содержанием этана, пропана и бутана (до 50%).

ФИЗИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА ГАЗОВ

1. Плотность газа – масса 1 м 3 газа при температуре 00 и давлении 0,1 МПа (760 мм. рт. столба). Плотность газа зависит от давления и температуры. Плотность газов изменяется в пределах 0,55 – 1 г/см3.

         Обычно используется относительная плотность по воздуху (безразмерная величина – отношение плотности газа к плотности воздуха; при  нормальных условиях плотность воздуха 1, 293 кг/м3). 

2. Вязкость газов – внутреннее трение газов, возникающее при его движении. Вязкость газов очень мала 1 . 10-5 Па.с. Столь низкая вязкость газов обеспечивает их высокую подвижность по трещинам и порам.

3. Растворимость газов – одно из важнейших свойств. Растворимость газов в нефти или в воде при давлении не более 5 МПа подчиняется закону Генри, т.е. количество растворённого газа прямо пропорционально давлению и коэффициенту растворимости.

                   Vi = ki P
При более высоких давлениях растворимость газа определяется уже целым рядом показателей: температурой, химическим составом, минерализацией подземных вод и др. Растворимость углеводородных газов в нефтях в 10 раз больше, чем в воде. Жирный газ лучше растворяется в нефти, чем сухой. Более лёгкая нефть растворяет больше газа, чем тяжёлая.

4. Критическая температура газа. Для каждого газа существует температура, выше которой он не переходит в жидкое состояние, как бы не было велико давление, т.е. критическая t (для СН4 tкр = –82,10С). Гомологи метана могут находиться в жидком состоянии (для С2Н6 tкр = 32,20С, С3Н8 tкр = 97,00С).

5. Диффузия – это самопроизвольное перемещение газов на молекулярном уровне по направлению уменьшения концентраций. 

6. Объёмный коэффициент пластового газа – это отношение объёма газа в пластовых условиях к объёму того же газа в стандартных условиях 

(T =00 и  P=0,1 МПа).

Вг= Vг пл   /Vг ст


Объём газа в пласте  в 100 раз меньше, чем в стандартных условиях,  т.к. газ обладает сверхсжимаемостью.

ГАЗОКОНДЕНСАТЫ

 Не только газ способен растворяться в нефти, но и нефть может растворяться в газе. Это происходит при определённых условиях, а именно:

1) объём газа больше объёма нефти;

2) давление 20-25 МПа;

3) температура 90-950С.

При этих условиях жидкие углеводороды начинают растворяться в газе. Постепенно смесь полностью превращается в газовую. Это явление называется ретроградным испарением. При  изменении одного из условий, например, при понижении давления залежи в процессе разработки из этой смеси начинает выделяться конденсат в виде жидких углеводородов. Его состав: С5,Н12(пентан) и выше. Это явление называется ретроградной конденсацией.
 Газоконденсат – жидкая часть газоконденсатных скоплений.  Газоконденаты называют светлыми нефтями, так как они не содержат асфальто-смолистых веществ. Плотность газоконденсата 0,65-0,71 г/см3 . Плотность  газоконденсатов  увеличивается с глубиной, также она меняется (обычно увеличивается) в процессе разработки.

Различают сырой конденсат и стабильный. 
Сырой представляет собой извлеченную на поверхность жидкую фазу, в которой растворены газообразные компоненты. Сырой конденсат получают непосредственно в промысловых сепараторах при давлениях и температурах сепарации.

Стабильный газоконденсат получают из сырого путем его дегазации, он состоит из жидких углеводородов (пентана) и высших.  
ГАЗОГИДРАТЫ

Большинство газов образуют с водой кристаллогидраты – твёрдые вещества. Эти вещества называются газогидраты и образуются при низких температурах, высоких давлениях и на небольших глубинах. По своему виду напоминают рыхлый лёд или снег. Залежи такого типа обнаружены в районах вечной мерзлоты Западной и Восточной Сибири и в акваториях северных морей. 
Проблема использования газогидратов пока в достаточной степени не разработана. Все вопросы добычи газогидратов сводятся к созданию в пласте таких условий, при которых бы газогидраты разложились на газ и воду. 

Для этого необходимо:

1) снижение давления в пласте;

2) повышение температуры;

3)  добавка специальных реагентов.
Горные породы как вместилища нефти и газа

 ПОРОДЫ - КОЛЛЕКТОРЫ
Горные породы, обладающие способностью вмещать нефть, газ и воду и отдавать при разработке, называются коллекторами.

Большинство пород-коллекторов имеют осадочное происхождение. Коллекторами нефти и газа являются как терригенные (пески, песчаники и алевролиты), так и карбонатные (известняки, доломиты, мел) породы.

По типу порового пространства выделяют  три группы коллекторов нефти и газа: 

1.Поровые (гранулярные). Они характерны для обломочных пород.

2.Трещинные. Они характерны для любых горных пород.            

3. Каверноз​ные. Они характерны для карбонатных пород. 

В природе  часто развиты смешанные типы коллек​торов. Способность породы быть коллектором обусловлена её фильтрационно-ёмкостными свойствами: пористостью и проницаемостью.

ПОРИСТОСТЬ

Пористость  горной породы – это свойство породы, заключающееся в наличии в ней всякого рода пустот (пор, каверн, микро - и макротрещин).

Различают общую, открытую, эффективную и закрытую пористость.

Общая пористость – это объём всех пор в породе. Коэффициент общей пористости  представляет собой отношение объёма всех пор к общему  объёму породы: 

Kп.=Vп/Vо
Открытая пористость – это объём сообщающихся между собой пор, каверн, трещин. Коэффициент открытой пористости равен отношению объёма открытых пор к объёму образца породы: 

Kоп=Vоп/Vо
Коэффициент открытой пористости отражает способность породы заполняться флюидом  через сообщающиеся поры. Экспериментально он определяется насыщением керосином образца горной породы и находится  по соотношению объема вошедшего в сухой образец керосина и объема образца. Считается, что керосин  заполняет только сообщающиеся поры.

Эффективная пористость  – это объём тех пор и соединяющих их каналов, по которым возможно перемещение флюидов и извлечение их при разработке. Коэффициент  эффективной пористости равен отношению объёма пор, через которые возможно движение нефти, воды и газа при определённых температурах и градиентах давления к объёму образца породы:

Kэп=Vэп/Vо

Коэффициент эффективной пористости экспериментально находится путем заполнения образца искусственно приготовленной смесью нефтяного  флюида, моделирующей его свойства. 
Под закрытой пористостью подразумевается объём изолированных пор, не имеющих связи с другими пустотами.

Пористость измеряется в процентах. Величина коэффициента пористости горных пород может достигать до 40%. 

По размерам все пустоты или поры делятся на:

1. Сверхкапиллярные (крупнее 0,5мм). Движение флюидов подчинено законам гидравлики (нефть и газ перемещаются под действием гравитационных сил). 

2. Капиллярные (размеры  0,5 – 0,0002 мм). Движение жидкости затруднено вследствие сил молекулярного сцепления.

3. Субкапиллярные (размеры менее 0,0002 мм). Фильтрация воды по таким порам невозможна. Возможен процесс диффузии – это самопроизвольное перемещение веществ на молекулярном уровне по направлению уменьшения концентрации. Субкапиллярные поры характерны для глинистых пород.
ПРОНИЦАЕМОСТЬ 

Проницаемость – способность горных пород пропускать через себя жидкость или газы при наличии перепада давления.  Очень часто породы, обладая довольно большой пористостью (например, глины,  пористость которых достигает до 40 %), практически не проницаемы. Вследствие чего они не могут отдавать  содержащиеся в их порах нефть и газ. Поэтому для оценки практической значимости коллекторов необходимо иметь сведения и о пористости, и о проницаемости.

Различают следующие виды проницаемости: абсолютная, эффективная (фазовой) и отно​сительная.

1. Абсолютная проницаемость – это проницаемость, измеренная при прохождении через породу какого–либо флюида в условиях полного насыщения  пор породы этим флюидом.

2. Эффективная (фазовая) проницаемость – это проницаемость, определённая по какому–либо флюиду в присутствии в породе другого флюида.

3. Относительная проницаемость определяется отношением эффективной проницаемости к абсолютной. Выражается безразмерной величиной меньше 1.

Проницаемость является одним из важнейших факторов миграции нефтегазовых флюидов. Она подчиняется закону Дарси, согласно которому скорость линейной фильтрации и расход жидкости, прошедшего через пористую среду площадью при струйном ламинарном потоке, прямо пропорциональны перепаду давлений и обратно пропорциональны  его динамической вязкости:

V= Q / F =kпр∆P /  μ  L, где
V –  скорость линейной фильтрации флюида (м/c);
Q – расход жидкости (м3/c);  

F – площадь поперечного сечения (м2);

kпр  – коэффициент проницаемости (м2 );

∆P – перепад давления (Па);

μ  – динамическая вязкость (Па*с);

L  – длина образца (м).
Коэффициент проницаемости пропорционален  расходу жидкости, его вязкости и длине образца и обратно пропорционален ее площади и перепаду давлений:

Kпр=Qμ L / F ∆P.
В системе СИ коэффициент проницаемости измеряется в м2. Проницаемость в 1 м2 – это очень большая величина. В природе таких высокопроницаемых пород не существует, поэтому проницаемость горных пород оценивается в микрометрах квадратных:  
1 мкм2 = 1 *10-6м2.

До введения системы СИ в системе СГС в качестве единицы измерения проницаемости использовалась величина Дарси (Д). В настоящее время за единицу проницаемости принимается 1 мкм2 –  это  такая проницаемость, при которой через поперечное сечение в 1 см 2 при перепаде давления в 0,1 МПа за 1 с  проходит 1 см 3 жидкости вязкостью в 0, 001 Па с:

1Д=1,02*10-12м2=1 мкм2
1мД=0,001 мкм2.
         По величине  коэффициента проницаемости породы-коллектора делятся на 5 классов:

    
I  – очень хорошо проницаемые более 1 мкм2;

    
II – хорошо проницаемые  - 0,1- 1 мкм2; 

    
III – среднепроницаемые  -  0,01 – 0,1 мкм 2;

    
IV – слабопроницаемые  -  0,001 – 0, 01 мкм2;

    
V  – непроницаемые  менее 0, 001 мкм2.

         Практическое значение с точки зрения нефтенакопления и нефтеотдачи имеют коллекторы первых трёх классов, а для газов также и четвёртый класс.

Проницаемость пород – коллекторов зависит от: плотности укладки и взаимного расположения зерен (рис.5); степени отсортированности, цементации и трещиноватости; взаимосообщаемости пор, каверн и трещин.
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Рис. 5. Схема укладки сферических зёрен одного размера 
при ромбоэдрической (а) и кубической (б) упаковках.

КЛАССИФИКАЦИЯ ТЕРРИГЕННЫХ КОЛЛЕКТОРОВ
Вопрос классификации коллекторов имеет большое практи​ческое значение при разведке месторождений. Поскольку фак​торов, определяющих коллекторские свойства, слишком много, создать удовлетворительную классификацию очень трудно. Почти все существующие классификации достаточно формальны. Груп​пы и классы коллекторов выделяются в них в основном по вели​чинам пористости и проницаемости. Но для оценки качества коллекторов пород совершенно необходимой является и литологическая характеристика.
В общем виде породы-коллекторы подразделяются на про​мышленные нефтеносные, из которых возможно получение доста​точных по величине притоков, и непромышленные, из которых по​лучение таких притоков на данном этапе невозможно. Для газа в связи с его подвижностью категория промышленных коллекторов расширяется.
Основная масса терригенных коллекторов характеризуется межзерновым (поровым) пространством – это межзерновые или гранулярные коллекторы. Однако среди терригенных пород встречаются и коллекторы со смешанным характером пустотного пространства. Выделяются трещинно-поровые и даже кавернозно-поровые разности.
Одна из первых классификаций в нашей стране была создана П.П. Авдусиным и М.А. Цветковой. В качестве основного крите​рия была предложена величина эффективной пористости. Всего было выделено пять классов: А — с эффективной пористостью более 20%; В - 15-20%; С - 10-15%; D - 5-10%; Е - менее 5%. 
В настоящее время наиболее широко применяется классифи​кация А.А. Ханина. Анализ большого фактического материала позволил А.А. Ханину установить зависимость между величинами полезной емкости и проницаемости для отдельных групп коллекторов, выделяемых по гранулометрическому составу (среднезернистые, мелкозернистые песчаники, алевролиты с преобладанием крупно- и мелкоалевритовой фракции).
На основе анализа построения кривых было выделено шесть классов коллекторов (I, II, III, IV, V, VI) с проницаемостью соот​ветственно свыше 1000 мД, 1000-500, 500-100, 100-10, 10-1 мД и менее.
Каждому типу песчано-алевритовых пород в пределах того или иного класса соответствует своя величина эффективной пористости. Породы, относящиеся к VI классу с проницаемостью менее 1 мД, в естественных условиях обычно содержат 90% и бо​лее остаточной воды и не являются коллекторами промышленно​го значения. С учетом гранулометрического состава пород клас​сификация терригенных коллекторов, по А.А. Ханину, представ​лена в табл. 1. В рамках одной классификации трудно учесть все свойства. Можно идти по пути создания особых классифика​ций для отдельных типов пород.
                Таблица 1
Классификация терригенных коллекторов (по А.А. Ханину)
	Класс
коллек-​
тора
	Породы
	Эффектив-
ная порис​тость, %
	Проница-
емость по газу, мД
	Характеристика коллек-тора по проницаемости и  емкости

	I
	Песчаник среднезернистый
	> 16,5
	> 1000
	очень высокая

	
	Песчаник мелкозернистый
	> 20

	то же
	то же

	
	Алевролит среднезернистый
	> 23,5
	«
	«

	
	Алевролит мелкозернистый
	> 29
	«
	«

	II
	Песчаник среднезернистый
	15-16,5
	500-1000
	высокая

	
	Песчаник мелкозернистый
	18-20
	то же
	то же

	III
	Алевролит среднезернистый
	21,5-23,5
	500-1000
	то же

	
	Алевролит мелкозернистый
	26,5-29
	то же
	«

	
	Песчаник среднезернистый
	11-15
	100-500
	средняя

	
	Песчаник мелкозернистый
	14-18
	то же
	то же

	
	Алевролит среднезернистый
	16,8-21,5
	«
	«

	
	Алевролит мелкозернистый
	20,5-26,5
	«
	«

	IV
	Песчаник среднезернистый
	5,8-11
	1-100
	пониженная

	
	Песчаник мелкозернистый
	8-14
	то же
	то же

	
	Алевролит среднезернистый
	10-16,8
	«
	«

	
	Алевролит мелкозернистый
	12-20,5
	«
	«

	V
	Песчаник среднезернистый
	0,5-5,8
	1-10
	низкая

	
	Песчаник мелкозернистый
	2-8
	то же
	то же

	
	Алевролит среднезернистый
	3,3-10
	«
	«

	
	Алевролит мелкозернистый
	3,6-12
	«
	«

	VI
	Песчаник среднезернистый
	< 0,5
	< 1
	весьма низкая

	
	Песчаник мелкозернистый
	< 2
	то же
	обычно
не


	
	Алевролит среднезернистый
	< 3,3
	«
	имеет практи-

	
	Алевролит мелкозернистый
	< 3,6
	«
	ческого значения




КЛАССИФИКАЦИЯ  КАРБОНАТНЫХ КОЛЛЕКТОРОВ
Карбонатные породы как коллекторы нефти и газа уверенно конкурируют с терригенными образованиями. По различным данным, от 50 до 60% современных мировых запасов углеводородов приуро​чено к карбонатным образованиям. Среди них выделяются наи​лучшие по качеству коллекторы - карбонатные породы рифовых сооружений. Добыча нефти и газа, большая по объему, произво​дится из известняков и доломитов, в том числе из палеозоя и докембрия; наиболее крупные месторождения открыты в мезо​зойских и палеозойских породах, прежде всего в странах Ближне​го Востока. Крупные скопления в рифовых сооружениях мезо​зойского возраста открыты в бассейне Мексиканского залива (Золотой пояс, Кампече и др.). Из рифовых известняков были получены и рекордные дебиты (десятки тысяч тонн в сутки). Можно отметить некоторую связь между развитием карбонатных коллекторов и усилением карбонатонакопления в геологической истории, что связано с общей цикличностью геотектонического развития и периодичностью осадкообразования.
Карбонатные коллекторы характеризуются специфическими особенностями:
1.  Крайней невыдержанностью, значительной из​менчивостью свойств, что затрудняет их сопоставление. 
2. В них от​носительно легко происходят разнообразные диагенетические и катагенетические изменения. 
3.  Фациальный облик известня​ков в большей мере, чем в обломочных породах, влияет на фор​мирование коллекторских свойств.
4. В минеральном отношении карбонатные породы менее разнообразны, чем обломочные, но по структурно-текстурным характеристикам имеют гораздо больше разновидностей. 
5. В процессе изучения коллекторских свойств карбонатных толщ  решающая роль играет генезис отложений и гидродинами​ка среды для формирования структуры пустотного пространства, которая может быть более или менее благоприятна для формиро​вания коллекторов и определяет характер последующих преобра​зований. 
6. Карбонатные породы легко подвергаются вторичным изменениям. Это связано с их повышенной растворимостью. Особенно велико влияние вторичных преобразований в породах с первично неоднородной структурой порового пространства. 
 7. По характеру постседиментационных преобразований карбонатные породы отличаются от терригенных. Прежде всего, это касается уплотнения. Остатки биогермов с самого начала представляют практически твердые образования, и далее уплотнение идет уже медленно. 
8. Карбонатный ил также может быстро литифицироваться, при этом в нем возника​ют своеобразные фенестровые пустоты за счет выделения пузырь​ков газа. Мелкообломочные, комковато-водорослевые карбонатные осадки также быстро литифицируются. Пористость несколь​ко сокращается, но вместе с тем значительный объем порового пространства «консервируется».
В карбонатных породах отмечаются все виды пустот. В зависимости от времени возникновения они могут быть первичными (седиментационными и диагенетическими) и вторичными (постдиагенетическими).
 В органогенных карбонатных породах к пер​вичным относятся пустоты внутрираковинные, в том числе внутри рифовых построек, а также межраковинные. Некоторые карбонатные породы могут быть хемогенного или биохемогенного происхождения, они обра​зуют резервуары пластового типа. К ним относятся прежде всего оолитовые, а также известняки с меж- или внутриоолитовой пустотностью. Слоистым или массивным известнякам свойственны пелитоморфные или скрытокристаллические, а также кристалли​ческие структуры. В кристаллических, особенно, в доломитизированных породах развита межкристаллическая (межзерновая) по​ристость.
Карбонатные породы в большей мере, чем другие, подвержены вторичным преобразованиям (перекристаллизация, выщелачивание, стилолитообразование и др.), которые полностью меняют их физические свойства, а иногда и состав (процессы доломитизации и раздоломичивания). В этом состоит сложность выделе​ния природных резервуаров, так как одна и та же порода в одних условиях может рассматриваться как коллектор с очень высокими свойствами, а в других, если нет трещин, может являться покрышкой. Созданию вторичных пустот способствуют процессы растворения (выщелачивания), перекристаллизации, в основном доломитизации и раздоломичивания или стилолитизации. 
Те или иные процессы сказываются по-разному в зависимости от гене​тического типа породы.
Цементация может начаться очень рано и происходить быстро, как это хорошо видно на примере бичроков. Кальцитовый цемент выкристаллизовывается за счет выпарива​ния морской воды, заливающей пляж, и частичного растворения нестойких минералов. Пляжный карбонатный песок может отвердевать за несколько дней. Подобная почти мгновенная литификация происходила и в прошлые времена. Дальнейшая судьба оставшихся в каркасе такого «литификата» пустот может быть различна.
При перекристаллизации происходит существенное измене​ние структуры и текстуры пород. В целом этот процесс направ​лен в сторону увеличения размера кристаллов. Если при пере​кристаллизации часть вещества выносится, пористость возраста​ет. Наибольшей вторичной пористостью обладают неравномер​но перекристаллизованные породы. Рост крупных кристаллов способствует образованию микротрещин.
Наиболее эффективное влияние на формирование вторичной пустотности оказывает выщелачивание и метасоматоз (в основном доломитизация). Растворение при выщелачивании проявляется по-разному в зависимости от большей или меньшей дисперсности слагающих породу частиц. Тонкодисперсные компоненты сильнее подвержены этому процессу. Растворимость так зависит от состава минералов и вод: арагонит растворяется лучше,  чем  кальцит, сульфатные воды более активно растворяют  доломит и т.д. Анализ изменения фильтрационно-емкостных параметров, определяемых, в том числе выщелачиванием, устанавливает их весьма отчетливую связь со структурно-генетическими типами пород.              
Доломитизация является одним из ведущих факторов при формировании коллекторов. На образование доломита влияет со​отношение в воде магния и кальция и общая величина соленос​ти. При более высокой концентрации солей требуется и большее количество растворенного магния. В процессе диагенеза доломит возникает за счет своих предшественников — таких, как магнези​альный кальцит. 
Первичная диагенетическая доломитизация не имеет существенного значения для формирования коллекторских свойств. Метасоматическая доломитизация в катагенезе более важна для преобразования коллекторов. Для доломитообразования необходимо поступление магния. Источники его могут быть различны. При катагенетических процессах в условиях повышен​ных температур растворы теряют магний, обменивая его на каль​ций вмещающих пород. На примере Припятского прогиба видно, что между составом рассолов и интенсивностью вторичной доло​митизации устанавливается отчетливая зависимость. В тех стра​тиграфических зонах, где девонские карбонатные породы наибо​лее сильно доломитизированы, содержание магния в рассолах резко падает, он используется для образования доломита. 
При метагенетической доломитизации особенно заметно увеличение пористости, так как процесс идет в породе с жестким скелетом, которая трудно поддается уплотнению. Общий объем породы со​храняется, пустотность в ней за счет доломитизации повышается.
Обратный процесс раздоломичивания (дедоломитизация) особенно распространен в приповерхностных условиях. Наиболее активно он проходит в разрезах, где доломиты содержат прослои сульфатов. При просачивании вод магний доломитов в растворах соединяется с радикалом SO42- и выносится в виде легко раство​римого MgSO4. Происходит увеличение пористости пород.
Но перенос сульфатов водами нередко приводит и к проти​воположным результатам с точки зрения качества коллекторов. Легко растворимый CaSO4 также легко выпадает в осадок и запе​чатывает поры. Так же может влиять и кальцитизация, которая часто выражается в наращивании регенерационных каемок и су​жении порового пространства.
Заканчивая рассмотрение карбонатных коллекторов, необхо​димо еще раз подчеркнуть то, что по сравнению с обломочными породами структура их порового пространства чрезвычайно раз​нообразна. Ненарушенная матрица имеет характеристики, ко​торые определяются прежде всего первичной структурой, кавернозность сильно изменяет эти характеристики, а трещиноватость создает как бы две наложенные друг на друга системы пустот. 
Все это и определяет необходимость особой классификации коллек​торов. Такая оценочно-генетическая классификация коллекторов была предложена К.И. Багринцевой (табл. 2).
Таблица 2
Оценочно-генетическая классификация карбонатных пород-коллекторов
	Группа
	класс
	Абсолют-ная про-ницае-мость, Д
	Открытая

порис-

тость, %
	Полезная 

емкость и фильтра-ционные свойства
	Тип

 коллектора
	Текстурно-

структурная

характеристика

	А
	I
	0,1-0,5
	25-35
	высокие
	Кавернозно-

поровый
	Биоморфные
орган.- детр., комковатые


	
	II
	0,5-0,3
	16-35
	
	
	

	Б


	III
	0,3-0,1
	12-28
	средние


	Поровый,

трещино-поровый
	Орган.-детр., реликтовые

	
	IV
	0,1-0,55
	12-25
	
	
	

	
	V
	0,05-0,01
	12-25
	
	
	Орган.-сгустково-детритовые


	В
	VI
VII
	0,0-0,001

0,001-0,0001

0,300-0,02


	6-10

1-5

1-4,5
	низкие
	Порово-трещин.

трещин.

каверново-трещинный
	Пелитомофно-микрозернистые,
сгустко-
водетритовые


Определяющим параметром предлагаемой классификации является проницаемость, предельные значения которой взяты из анализов коллекторских свойств пород различного генезиса и структурных особенностей. Минимальные и максимальные зна​чения оценочных показателей (пористости, газонефтенасыщенности и др.) получены из корреляционных зависимостей между проницаемостью, пористостью и остаточной водой. Наиболее характерна связь остаточной водонасыщенности с абсолютной проницаемостью.
В породах по мере улучшения фильтрационных свойств ко​личество остаточной воды уменьшается. Пористость может быть различной, при этом даже высокие (более 15%) значения откры​той пористости бывают в породах с низкими фильтрационными свойствами. Между открытой пористостью и остаточной водонасыщенностью связь неопределенная.
Низкопористые породы всегда отличаются большим содержа​нием воды, а высокопористые имеют двойственную характерис​тику: хорошо проницаемые заключают небольшое количество воды, а плохо проницаемые — значительное (более 50%). В клас​сификационной схеме все коллекторы подразделяются на три большие группы А, Б, В, внутри которых в свою очередь выделя​ются классы, характеризующиеся разными оценочными парамет​рами, литологическими и структурными особенностями. Группы А и Б представлены в основном коллекторами порового и каверново-порового типов, В — трещинного и смешанного типов. В породах группы А преобладают первичные пустоты, размеры которых увеличены в процессах последующего выщелачивания.
В породах группы Б развиты седиментационные поровые ка​налы; меньшую роль играют пустоты выщелачивания. Строение пустотного пространства в породах группы А значительно проще, чем в группе Б, а наиболее сложно оно в группе В. Здесь преоб​ладают мелкие извилистые, плохо сообщающиеся каналы. Кол​лекторы I и II классов в группе А обладают в основном унаследо​ванными высокими фильтрационными и емкостными параметра​ми. В III, IV и V классы попадают породы обломочно-органогенные и биохемогенные с низкими первичными коллекторскимк свойствами. Вторичное минералообразование, перекристаллиза​ция, доломитизация, раздоломичивание, особенно сопровождающиеся выщелачиванием и выносом материала, улучшают их свойства. В VI и VII классах выделены породы таких хемогенных и биохемогенных разностей, петрофизические характеристик которых никогда не достигают высоких значений. Но здесь в большей степени, чем в породах высших классов, проявляется другой фактор — трещиноватость.
ТРЕЩИННЫЕ КОЛЛЕКТОРЫ
По формированию пустотного пространства трещинные коллекторы отличаются от других типов. Для определения трещинной пустотности и проницаемости существуют особые способы. Как уже упоминалось, существуют макро- и микротрещины раскрытием соответственно более или менее 0,1 мм. Макротрещины обычно изучаются, описываются и измеряются в поле обнажении, а микротрещины — под микроскопом в шлифах часто увеличенного размера. Необходимым элементом при исследовании трещин является определение их ориентации как в пространстве (вертикальные, горизонтальные, наклонные), так и отношению к пласту (по слоистости, поперек слоистости, диагональные) и к структурным формам (продольные, поперечные, радиальные и др.).
В генетическом отношении выделяются литогенетические и тектонические трещины (табл.3).

            Таблица 3

Основные виды трещин в осадочных горных породах
	
	Литогенетические
	Тектоногенетические 
(тектонические)


	
	
	
	

	Диагенети-
ческие
	Катагенети-
ческие
	Гиперге-
нетические
	

	Возникшие при
	Возникшие при

	уплотнении,
кристалли-
зации, обез-
воживании
и др.
	перекристаллиза-
ции, выделении
межслоевых вод
в глинах, крис-
таллизационных
вод и др.
	выветривании,
поверхност-
ном трещи -
нообразова-
нии и др.
	Колебатель-
ных движениях
(эпейроклазы)
	складко-
образова-
тельных
движе-
ниях (па-
раклазы)
	дизъюнк-
тивных
наруше-
ниях
(диаклазы)


Литогенетические трещины по приуроченности к определенным стадиям подразделяются на диагенетические, катагенетические гипергенетические. Тектонические трещины различаются по причинам, их вызывающим: колебательные движения, складчатые и разрывные дислокации. Одни виды трещин могут переходить в другие, но в принципе опытный геолог всегда отличит литологическую трещиноватость от тектонической. Как правило, литологическая трещиноватость приспосабливается к структурно-текстурным особенностям породы. Трещины ветвятся, огибают отдельные зерна, в целом расположение их хаотично. Поверхность стенок трещин неровная.
 Тектонические трещины более прямолинейны, они меньше считаются со структурно-текстурными особенностями пород, поверхность их стенок более гладкая и переходит иногда в зеркала скольжения.
Различные породы в разной степени подвержены трещиноватости. Наибольшей способностью к растрескиванию обладают мергели и пелитоморфные известняки, затем следуют кремнис​тые породы, сланцы, песчаники. Наименее трещиноваты соли. Подмечено, что существует определенная зависимость между тол​щиной пластов и интенсивностью трещиноватости — при одном и том же составе в более мощных пластах расстояния между трещинами больше.
Наблюдения из космоса, материалы аэрофотосъемок, описа​ния обнажений показывают, что существуют трещины и трещин​ные зоны разных масштабов. Выделяются элементы очень круп​ной планетарной системы трещиноватости, приуроченные, воз​можно, к сочленениям крупных тектонических блоков земной коры. Эти трещиноватые зоны являются основой так называемых линеаментов на поверхности Земли. Одна из крупных линеаментных зон прослеживается от Урала, через Среднюю Азию уходит в район Персидского залива и далее в Оман (Урало-Оманский линеамент). Другие меньшие по размерам линеаменты, отражаю​щие зоны повышенной трещиноватости, известны в Восточном Предкавказье. Выделение и картирование таких зон является первостепенной задачей особенно в практическом отношении.
Важным является вопрос о выполнении трещин. Они могут быть свободными и частично или полностью выполнены каки​ми-либо веществами, высадившимися из циркулирующих в них растворов. Чаще всего трещины заполнены карбонатными мине​ралами, кварцем, сульфатами, глинистым материалом (часто про​питанным битуминозным веществом) и остаточными продуктами преобразования углеводородов (черно-битумные трещины). На стенках трещин нередко встречается и капельно-жидкая нефть.
Основными элементами трещин при замерах являются их ориентировка (в пространстве, по отношению к пластам и др.), их протяженность и раскрытость. Кроме того, можно говорить о густоте и плотности трещин. При определении густоты учитыва​ется количество трещин одной системы на единицу длины перпендикуляру к этой системе трещин. Для макротрещин единицу длины берется 1 м, для микротрещин (определяется в шлифах) — 1 мм. Под плотностью трещин принимается общее количество всех систем в единице объема или на единице площади (поверхность обнажения, площадь шлифа).
Пустотное пространство трещинных коллекторов подразделяется на две категории. С одной стороны, это поры и другие пустоты в матрице породы (в ненарушенных трещинами блоках), с дру​гой стороны — объем самих трещин, связанных с ними каверн и т.д. Свойство пород блоков (матрицы) определяется обычным способом. Объем трещин обычно не велик, но вследствие сравнительной простоты структуры, преобладающей прямолинейности трещин фильтрация через них может быть весьма эффективна.
Трещинная пустотность — это отношение объема трещин к объему породы:
mт = b*1/S,
где b — раскрытость трещин (среднестатистическое расстояние между стенками трещин); 1 — общая их протяженность в образце; S — площадь изучения.
Зависимость проницаемости трещин от раскрытости и трещинной пустотности выражается соотношением:
Кт = 85 000 b3mT,
где b — раскрытость трещин, мм; тт — трещинная пустотность, доли единицы; Кт — трещинная проницаемость, мкм2.
Приведенное соотношение справедливо для тех случаев, когда поверхности стенок трещин перпендикулярны к поверхности фильтрации. При наличии нескольких систем трещин и их различной ориентированности по отношению к потоку фильтрации следует применять различные числовые коэффициенты.
Кроме изучения в образцах (макротрещиноватость) и в шлифах (микротрещиноватость) трещиноватость изучают также гeoфизическими и гидродинамическими методами, фотографирова​нием стенок скважин, но каждый из этих методов имеет свои погрешности.
Степень трещиноватости пород и, следовательно, выделение соответствующих зон в разрезе могут быть произведены на основе данных акустического каротажа (АК).
НЕТРАДИЦИОННЫЕ  КОЛЛЕКТОРЫ

К породам, роль которых в нефтегазоносности пока еще неве​лика по сравнению с вышеописанными, относятся толщи, сло​женные глинистыми, кремнистыми, вулканогенными, интрузив​ными, метаморфическими породами и др. Их можно разделить на две группы. В одних нефтегазоносность обычно сингенетична, в других она связана с приходом углеводородов из соседних толщ.
1. В глинистых породах природные резервуары возникают в процессе катагенеза. Само возникновение пус​тот связано с генерацией нефтяных и газовых углеводородов и перестройкой структурно-текстурных особенностей минеральной матрицы породы. Одним из характерных примеров является тол​ща глин баженовской свиты в Западной Сибири. От подстилаю​щих и перекрывающих пород отложения баженовской свиты от​личаются повышенным содержанием органического вещества (от 5 до 20% и более) и повышенным содержанием кремнезема. По​роды обладают пониженной плотностью (2,23-2,4 г/см3) по срав​нению с ниже- и вышележащими толщами. По мнению Т.Т. Клубовой, в седиментогенезе происходило образование микробло​ков, покрытых пленкой сорбированного органического вещества. Колломорфный кремнезем, обволакивая агрегаты глинистых минералов, создает на их поверхности сложные комплексы с участием органического вещества и кремнезема (возникают так называемые кремнеорганические «рубашки»). Процессы трансформации глинистых минералов и выделения связанной воды приводят к образованию мелких послойных трещин. На определенной глубине зон возникают разуплотнения. Какие-то участки породы вследствие роста внутреннего давления пронизываются системой трещин вдоль поверхности «рубашек». При вскрытии пород баженовской свиты, как правило, отмечаются разуплотне- ние и аномально высокое пластовое давление.
В результате возникают зоны с повышенными коллекторскими свойствами, ограниченные со всех сторон менее измененными и проницаемыми породами. 3aчастую эти участки никак не связаны со структурно-тектоническими особенностями региона. Так, видимо, образовались резервуары в баженовской карбонатно-кремнисто-глинистой толще верхней юры в Западной Сибири (Салымское месторождение и др.). Сход​ным образом могли формироваться коллекторы в майкопской гли​нистой серии Ставрополья (Журавское месторождение и др.).
Можно сделать вывод о том, что в этих коллекторах совпада​ет во времени формирование коллекторских свойств и генераций нефтяных углеводородов. Повышению растресканности породы способствуют и некоторые тектонические процессы. При отборе нефти из таких пород трещины смыкаются, таким образом, бажениты и другие сходные породы являются коллекторами как бы «одноразового использования». В них нельзя закачать газ или нефть, как это делают при строительстве подземных хранилищ других типах пород.
2. По-другому протекают процессы в кремнистых толщах био​генного происхождения. На первых этапах осадкообразования начальных этапов диагенеза формируется «ажурная» органоген​ная структура из раковинок кремнестроящих организмов. В дальнейшем преобразование органогенной структуры тесно связано преобразованием аморфных форм кремнезема (опал) в кристал​лические формы. При переходе опала А в опал КТ появляется глобулярная микротекстура и формируется межглобулярный тип коллектора. При повышенном содержании сапропелевого ОВ повышенной каталитической роли поверхностно-активного кремнезема начинаются процессы генерации углеводородов. Коллек​торы для них уже подготовлены в этих же толщах, свойства их высоки (пористость достигает 40%). Нефти в биогенно-кремнистых толщах считаются нефтями раннего созревания. При даль​нейшем усилении катагенеза происходят обезвоживание, переход кремнезема в другие минеральные формы — халцедон, а затем кварц. В породах развивается трещиноватость, связанная система трещин способствует образованию резервуара пластового или массивного типа с коллектором трещинного типа. На шельфе Ка​лифорнии находится несколько месторождений, где кремнистые породы формации Монтерей миоцена промышленно нефтеносны. Самым крупным является месторождение Пойнт-Аргуэльо. На Са​халине в таких толщах также открыто два месторождения. Сход​ным образом возникают резервуары в кремнисто-глинисто-карбо​натных богатых ОВ так называемых доманикоидных толщах.
3. Коллекторы в породах магматического и метаморфического происхождения известны давно. В частности, нефть обнаружена в вулканитах, во вторично измененных пористых лавах и туфах и Мексике, Японии и в других местах. Нефть и газ в туфах, лавах и других разностях связаны с пустотами, которые образова​лись при выходе газа из лавового материала или со вторичным выщелачиванием. Нефтеносность этих пород всегда вторична. 
4. В вулканических породах в Западном Азербайджане открыто мес​торождение Мурадханлы. Залежи нефти в породах вулканогенно​го комплекса эоценового возраста открыты в Восточной Грузии. Известны скопления нефти в метаморфизованных породах фун​дамента в Алжире, в измененных серпентинитах на Кубе и т.д. Притоки нефти получены из коры выветривания гранитно-мета​морфических пород, залегающих в ядрах мезозойских поднятий в Шаимском районе Западной Сибири. На площади Оймаша на Южном Мангышлаке получена нефть из зоны вторично изменен​ных гранитов.
5. Однако подлинный бум вызвало открытие нефти в гранито-гнейсовых породах на шельфе Вьетнама (месторождение Белый Тигр и др.). Эти породы участвуют в строении месторождений, массивы их облекаются третичными осадочными породами, гра​нитные тела внедряются в осадочные породы. Возникновение коллекторских свойств в них связано с метасоматозом и выщела​чиванием в результате гидротермальной деятельности, с явления​ми контракции (усадкой) при остывании, с дроблением по зонам тектонических нарушений. В результате действия растворов, выщелачивания полевых шпатов в породах образуют​ся крупные каверны.

В результате воздействия перечисленных процессов возникли субгоризонтальная и субвертикальная зо​нальности в распределении проницаемых участков и сложились три типа пустотности: трещинная, трещинно-каверновая и поровая. Основной объем пустот в магматическом коллекторе принад​лежит микротрещинам и микрокавернам. Основное пустотное пространство тектонического происхождения связано с трещино-ватостью, катаклазированием и милонитизацией, в результате чего породы раздроблены в щебенку. Контракционная усадка при остывании привела к созданию контракционной пустотности. Пористость пород в большинстве случаев не превышает 10-11 %. Проницаемость матрицы невысока, но в результате развития кавернозности и трещиноватости в целом проницаемость достигает сотен миллидарси. Зоны улучшенных коллекторов обеспечивают притоки нефти в сотни тонн. 

Учитывая необходимость сопоставления основных парамет​ров двух ведущих групп коллекторов — обломочных (грануляр​ных) и карбонатных, — авторы предлагают общую классифика​цию этих коллекторов (табл.4). Она основана на сопоставлении исходных классификаций, в ней учтены как структурные призна​ки породы, так отчасти и их состав. Выделение классов производится в основном по величине открытой пористости, при этом ее границы, а также проницае​мость в классах очень широкие (соответственно 10-20%, 100—1000 мД). Этот недостаток может быть ликвидирован введе​нием подклассов в зависимости от развития конкретных разностей пород в том или ином районе со свойственными им вещест​венно-структурными характеристиками и параметрами.
Напри​мер, в классе 2 можно выделять подкласс 2а с хорошо отсортиро​ванными малоцементными песчаниками и 2б — с песчаниками, содержащими повышенное количество цемента и соответственно со сниженной емкостью и особенно проницаемостью. В классе 4 слабо измененные пелитоморфные и мелкозернистые известняки имеют удовлетворительную емкость, но низкую проницаемость. Сюда же могут быть отнесены комковатые выщелоченные известняки или строматолитовые, обладающие повышенными свойствами. Укрупненные классы полезны для выявления общих тенденций изменения свойств на значительных площадях частях разреза.  

Таблица 4
Общая классификация коллекторов
	Тип коллекторов
	Классы по емкости 
и фильтрационным свойствам

	Гранулярные в хорошо отсортированных обломочных породах 

Кавернозные в карбонатных и выщелоченных магматических и метаморфических породах
	1 класс

открытая пористость до 40 %

проницаемость до 1000 мД

	Гранулярные отсортированные с малым количеством цемента, оолитовые известняки

Биопустотные рифовые и другие биогенные карбонатные породы
	2 класс

открытая пористость более 20 %

проницаемость 100-1000 мД 


	Гранулярные олигомиктового и аркозового состава

Карбонатные органогенно-детритусовые 
	3 класс

открытая пористость  15-20 %

проницаемость 10-100 мД

	Гранулярные полимиктового состава

Карбонатные пелитоморфные, мелкозернистые, комковатые
	4 класс

открытая пористость 10-15 %

проницаемость 1-50 мД


	Трещинные  тектонические                  
	5 класс

трещинная пустотность  2-3 %

проницаемость до 1000 мД

	литогенетические


	6 класс 

трещинная пустотность 5-10 %

проницаемость 10-100 мД


ОПРЕДЕЛЕНИЕ КОЛЛЕКТОРСКИХ СВОЙСТВ ГОРНЫХ ПОРОД

Коллекторские свойства горных пород (пористость и проницаемость) можно определить:

1. Лабораторным путём при наличии образцов из скважин (керна) или из естественных обнажений. Имеются специальные установки для анализа плотных и рыхлых пород. 

Открытую пористость пород-коллекторов в лабораторных условиях чаще определяют методом Преображенского путем заполнения пустот очищенным керосином и взвешивания предварительно экстрагированного и высушенного образца в воздухе и в керосине. Применяется также метод нагнетания ртути под высоким давлением в образцы породы после предварительной откачки воздуха.

2. По  промысловым данным (по производительности эксплутационных скважин).
3. По комплексным данным геофизических исследований скважин (ГИС).
 В результате определяются коэффициенты пористости и нефте- и  газонасыщенности, которые используются при подсчёте запасов углеводородов и определяется коэффициент проницаемости,  необходимый при проектировании разработки месторождения.

ИЗМЕНЕНИЕ КОЛЛЕКТОРСКИХ СВОЙСТВ С ГЛУБИНОЙ
         в  связи с необходимостью освоения больших глубин в настоящее время особое внимание уделяется изучению закономерностей изменения коллекторских свойств  горных пород на глубинах более 5 км.

С увеличением глубины залегания пород-коллекторов под влиянием геостатического давления растёт их плотность,  следовательно, уменьшается пористость и ухудшаются ёмкостно-фильтрационные свойства. Однако в отдельных интервалах глубин коллекторские свойства сохраняются, а иногда даже улучшаются. 

 Под влиянием тектонических напряжений у карбонатных пород с глубиной наблюдается  улучшения коллекторских свойств вследствие образования вторичной пористости (благодаря растворению карбонатного цемента, растрескиванию т.д.).


Увеличение трещиноватости карбонатных отложений происходит в приразломных структурах и при гидроразрыве. 

 В терригенных породах вторичная пористость на больших глубинах и при высоких температурах возникает в результате выщелачивания и растворения карбонатного или карбонатно-глинистого цемента при воздействии горячих вод, насыщенных углекислым газом.  

Таким образом,  уменьшение ёмкости пород-коллекторов на больших глубинах компенсируется появлением трещиноватости и вторичных пор-каверн. 
породЫ - покрышкИ (ФЛЮИДОУПОРЫ)

Породы, содержащие нефть, газ и воду, находятся в нераз​рывной связи с ограничивающими их слабо проницаемыми по​родами, называемые общим термином флюидоупоры, через кото​рые фильтрация идет очень слабо, и поэтому в ловушках возмож​но накопление и сохранение в течение более или менее длитель​ного времени (миллионы лет) залежей углеводородов. Флюидо​упоры, перекрывающие залежь, называют покрышками. Они мо​гут быть эффективны для сохранности залежей в определенных пределах, при давлениях, которые создались при формировании залежи. Минимальное перемещение (хотя бы диффузия) через покрышку, конечно, происходит, но при сохранении стабильных условий существования залежи масштабы этого перемещения очень малы.
Обычно скорость фильтрации (пропускная способность) через надзалежные покрышки значительно меньше скорости накопления углеводородов. Скорость может быть недостаточной, для рассеивания образовавшихся скоплений углеводородов на протяжении многих миллионов лет при неизменной или слабо меняющейся общегеологической обстановке. Когда же условия (тектонические, литологические и др.) начинают существенно изменяться, покрышка становится неэффективной и залежь разрушается.
Лучшими покрышками считаются соленосные толщи; наиболее распространенными являются глины. Кроме глинистых пород и соленосных толщ покрышками могут служить и другие разновидности осадочных (гипсы, ангидриты, плотные известняки, аргиллиты) и даже магматических пород. Если экранирующие свойства глинистых и соляных пород объясняются (до определенных пределов давления и температуры) их повышенной пластичностью, то другие разновидности пород обладают изолирующей способностью вследствие своей плотности (прочности, крепости) и рассматриваются как плотностные покрышки (флюидоупоры).
Экранирующие свойства глин зависят от их состава, мощности и выдержанности, песчанистости или алевритистости, вторич​ных изменений, трещиноватости. Большое значение для экрани​рующих свойств глин имеют находящиеся в них вода и органи​ческое вещество.
Природные глины являются высокодисперсионными системами и представлены различными минерально-структурным разновидностями. Глинистые породы как флюидоупоры эффективны в определенном интервале глубин, давлений и механических свойств (главным образом пластичности). Многое зависит, конечно, от минерального состава и от возраста глинистых пород. Глины представлены различными минерально-структурным разновидностями. В основном встречаются гидрослюдистые (иллитовые), разбухающие или смектитовые, прежде всего монтмориллонитовые и каолинитовые, глины. С увеличением глубины  может возрастать роль хлоритов, встречаются магнезиальньи разности глинистых минералов.
Эффективность глинистой покрышки различна в отношении нефти и газа. Покрышка, способная удерживать нефть, может оказаться неэффективной в отношении газа. Сечение поровых каналов в глине, недоступных для нефтяных углеводородов, может быть достаточным для диффузии молекул метана, особенно если она происходит в течении длительного геологического времени. Именно поэтому залежи газа под глинами распространены больше всего в молодых мезокайнозойских отложениях, тогда в древних палеозойских толщах под глинистыми покрышками содержится лишь незначительная доля общих запасов газа палео​зоя (всего 12%).
На основе изучения свойств А.А. Ханин разделил глины экранирующей способности на пять групп (табл. 5).
    Таблица 5
	Группа
	Максимальная величина 
диаметра пор, мкм
	Проницаемость абсолютная 
по газу, мД
	Давление 
прорыва через насыщенную 
керосином породу, атм
	Экранирующая способность

	А

В

С

Д

Е
	0,01

0,05

0,3

2

10
	10-6
10-5
10-4
10-3
10-2
	120

80

56

30

5
	Весьма высокая
Высокая

Средняя

Пониженная

Низкая


Приведенная таблица помогает оценивать экранирующие способности по объективным параметрам, характеризующим фильтрующие свойства пород.
Крупные запасы углеводородов сосредоточены под соляными (эвапоритовыми) покрышками. Группа эвапоритов (соли, гипсы и ангидриты) явля​ется, по-видимому, наилучшими покрышками, хотя сквозь их толщу проходит медленный, но постоянный поток углеводоро​дов. Выделяются крупные пояса и ареалы соленакопления, неко​торые из них охватывают несколько бассейнов. Кембрийские соли служат хорошей покрышкой для месторождений Восточной Сибири, таких крупных, как Ковыктинское газоконденсатное, Талаканское нефтяное и другие на Непско-Ботуобинской антеклизе. Широко известны  флюидоупоры нижнепермские соли кунгурского яруса в Прикаспии и в Волго-Уральской области, формация цехштейн позднепермского возраста на севере Цент​ральной Европы — в Германии, Голландии и в Северном мо​ре. Эти покрышки обеспечивают существование очень крупных скоплений газа и нефти: месторождения Гронинген в Голландии, Вуктыльское и Оренбургское в Предуралье, Карачаганак и Астра​ханское в Прикаспии, нефтяные месторождения Тенгиз и Кашаган (последнее в Северном Каспии). Под триасовыми солями на​ходится много месторождений в Алжире, в том числе крупней​шие нефтяное Хасси Мессауд и газовое Хасси Р'Мейл. Под соля​ми юрского возраста находятся месторождения в Предкавказье, Средней Азии, очень крупные — в Мексиканском заливе в бас​сейне Кампус. Вдоль атлантических побережий Южной Америки и Африки целый ряд бассейнов, в которых нефтеносные толщи связаны с солями аптского возраста. Крупный Средиземномор​ский пояс галогенеза связан с миоценовыми солями в основном позднемиоценового возраста (мессинский ярус). В этом поясе не​огеновые соли служат покрышками в месторождениях Румынии, Предкарпатья и в других местах. 

Их образование и распространение связаны с особыми усло​виями развития той или иной области, часто они отражают за​вершение определенного тектонического цикла, например конец ранней перми на обширных пространствах Восточно-Европей​ской платформы, когда после замыкания солеродных бассейнов возникали континентальные условия. Сульфаты и каменная соль уплотняются уже при погружении на первые сотни метров и слу​жат хорошими флюидоупорами, вплоть до растворения на боль​ших глубинах. Вследствие пластичности эвапориты участвуют в образовании более сложных структур, чем глины, и образуют раз​ные варианты экранирования. Пластичные свойства каменной соли более высоки, чем у ангидритов и гипсов, но она быстрее растворяется. Несмотря на высокие экранирующие свойства, через соли могут также перемещаться флюиды, прежде всего по тре​щинам и вдоль разломов. При растворении в солях образуются каверны и в них могут скапливаться нефть и газ, в результате чего образуются залежи. Кроме того, постоянный поток в солях идет в виде пузырьков, заполненных рассолами, в которых видны капельки нефти. При погружении давление в газе, находящемся в пузырьках, возрастает, под влиянием этого образуются микротре​щины, по которым флюиды могут перемещаться. 
Таким образом может происходить перемещение углеводородов через соли. Тем не менее, качество этих покрышек очень высокое. Практически всегда, если в осадочном бассейне есть соли, в нем присутствуют скопления углеводородов.
Покрышки, относящиеся к разряду плотностных, обычно об​разуются толщами однородных монолитных, лишенных трещин, тонкокристаллических известняков, реже доломитов, мергелей и аргиллитов. Карбонатные покрышки характерны для нефтяных залежей платформенных областей в условиях пологого залегания пород. Карбонатные покрышки часто ассоциируются с карбонат​ными коллекторами, границы между ними имеют сложную по​верхность. Карбонатные покрышки быстрее приобретают изоли​рующую способность (в связи с быстрой литификацией карбо​натного осадка). Для них большое значение имеет мощность, увеличивающая в целом крепость пород. Плотностные покрышки теряют герметичность на больших глубинах из-за разрушения в зонах больших напряжений и в разрывных зонах.
Своеобразные криогенные флюидоупоры связаны с много-летнемерзлыми породами. Они развиты в приполярных северных и южных широтах в Гренландии, на севере Сибири, США и Ка​нады и в Антарктиде. Как было упомянуто выше, они одновре​менно могут являться и коллекторами. Мощность промерзших пород может достигать 700—800 м. В периоды потепления клима​та толщина этих флюидоупоров постепенно уменьшается до пол​ного исчезновения. Внутреннее строение многолетнемерзлых по​род неоднородно, влажность и льдистость распределяются нерав​номерно. Наряду со льдом присутствует и незамерзшая вода даже при отрицательных температурах, поскольку минерализация ее может быть повышенной. Криогенные покрышки могут содержать газовые включения (метан, этан, пропан, изобутан, двуокись углерода), в том числе в форме клатратных соединений водой — газогидратов. Как только при данных термобарических условиях (главным образом при повышении давления и низких температурах) концентрация конкретного газа становится досточной, образуются газогидраты. Наиболее широко распространены газогидраты метана. Толщи, содержащие газогидраты, разви​ты на обширных площадях и под дном морей и океанов в раз​личных климатических зонах, газогидраты представляют собой крупные ресурсы газа.
Криогенные флюидоупоры обладают высокими изолирующи​ми свойствами, с ними связан ряд газовых месторождений на се​вере Западной Сибири. Но их свойства могут изменяться при из​менении температуры и давления. После снижения давления часть гидратов разлагается на газ и воду. В верхней части разреза Бованенковского газоконденсатного месторождения на Ямале располагается зона метастабильности газогидратов мощностью до 250 м. В этой зоне часто фиксируются газопроявления, которые существенно осложняют буровые работы и эксплуатацию газодо​бывающих скважин. В Мессояхском газовом месторождении на северо-востоке Западной Сибири в неглубоко залегающих зале​жах при низких пластовых температурах происходит обильное гидратообразование. Являясь частью залежи, они в то же время могут рассматриваться и как экраны для газонасыщенных частей пласта.
На экранирующую способность покрышек влияют распространен​ность (протяженность), мощность, состав, однородность, тектоническая нарушенность, глубина залегания и т.п. 

Э.А. Бакиров предложил классификацию флюидоупоров по масштабу распространенности.

  
1. Региональные покрышки - это непроницаемые толщи пород, распространённые на всей территории  нефтегазоносной провинции (Западно-Сибирская нефтегазоносная провинция).

  
2. Субрегиональ​ные покрышки - это непроницаемые толщи пород, к которым приурочены нефтегазоносные области (Туронские глины в Западно-Сибирской провинции).
  

3. Зональные покрышки - это непроницаемые толщи пород, распространение которых ограничивается зоной нефтегазонакопления (Кунгурские отложения в Прикаспийской впадине)
 4. Локальные покрышки -  это непроницаемые толщи пород, которые контролируют локальную структуру (Майкопские глины Журавского месторождения). 
По литологическому составу породы-покрышки делятся на:

1. Однородные покрышки, состоящие из пород одного литологического состава (глинистые).

2. Неоднородные покрышки, состоящие из пород различного литологического состава (глинисто-соляные). 

Понятие о природных резервуарах и ловушках

Природные резервуары и ловушки – являются неразрывно связанными понятиями, так как ловушки являются частями резервуаров.

ПРИРОДНЫЕ РЕЗЕРВУАРЫ
Природный резервуар – это естественное вместилище нефти и газа, внутри которого возможна циркуляция флюидов. Флюид - это нефть, газ,  вода в горных породах. Морфология природного резервуара определяется соотношением в разрезе и по площади пород-коллекторов с вмещающими их слабопроницаемыми породами.

Среди природных резервуаров  выделяют три основных типа: пластовые, массивные и литологически ограниченные.

ПЛАСТОВЫЙ РЕЗЕРВУАР


Пластовый резервуар представляет собой совокупность проницаемых пород-коллекторов, ограниченных в кровле и подошве непроницаемыми породами (рис.6 а). Пластовые резервуары характеризуются терригенными и карбонатными породами. Они хорошо выдержаны по литологии и мощности на значительных площадях нефтегазоносных областей. Породы-коллекторы характеризуются небольшими мощностями (до десятков метров).
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Рис. 6(а). Пластовый резервуар.
МАССИВНЫЙ  РЕЗЕРВУАР
Массивный резервуар представляет собой совокупность проницаемых пород-коллекторов, ограниченных в отличие от пластовых резервуаров непроницаемыми породами только у кровли.

Массивный резервуар характеризуется:

1. Резервуары этого типа имеют мощную толщу (несколько сот метров).

2. По литологии делятся на:

-  однородно - массивные. Они встречаются в карбонатных отложения (известняках и доломитах) (рис. 6,б).

- неоднородно - массивные. Они сложены карбонатными и терригенными породами (рис. 6, в).
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Рис. 6 (б). Однородно-массивный резервуар.
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Рис. 6 (в). Неоднородно-массивный резервуар.

ЛИТОЛОГИЧЕСКИ ОГРАНИЧЕННЫЕ  РЕЗЕРВУАРЫ

К ним относятся проницаемые породы-коллекторы, окружённые со всех сторон слабопроницаемыми породами (рис.6 г). Пример, песчаные тела – линзы.


[image: image10.wmf]
Рис. 6 (г). Литологически ограниченный резервуар.

В природе довольно часто встречаются резервуары, которые могут быть отнесены и к пластовым, и к массивным (рис.6 д). Такого рода резервуары (пластово-массивные) на отдельных участках разреза имеют характер пластовых, хотя в целом выступают как массивные, т.е. представляют собой единую гидродинамическую систему. Вследствие чего водонефтяной контакт (ВНК) и газонефтяной контакт (ГНК) находятся на одной гипсометрической отметке. В таких резервуарах залежи нефти и газа значительной высоты.
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Рис. 6 (д). Пластово-массивный резервуар.

ПРИРОДНЫЕ ЛОВУШКИ НЕФТИ И ГАЗА

Под ловушкой понимается часть природного резервуара, в кото​рой возникают условия, способствующие образованию и сохранению скоплений (залежей) нефти и газа. Ловушка чаще всего характеризуется застойными гидродинамическими условиями. Гравитационный фактор определяет распределение в ловушке газа, нефти и воды по их удельным весам. Н.Б. Вассоевич предлагает делить все ловушки на 3 основных типа: замкнутые, полузамкнутые и незамкнутые. Первые два типа связаны с разного рода выклиниванием пластов коллекторов. В незамкнутых ловушках углеводороды удерживаются благодаря антиклинальному перегибу слоев или существованию выступов – это структурный тип ловушек. Нефть и газ в таких ловушках как бы «плавают» на воде. В общем плане выделяются две группы ловушек: структурные и неструктурные (неантиклинальные). К структурным относятся те ловушки, которые образовались в результате изгиба слоев природных резервуаров пластового и массивного типов.

Очень большим разнообразием форм и генезиса характеризуются ловушки неструктурного типа. Среди них различают:

а) ловушки стратиграфических несогласий, обусловленные экранированием пласта коллектора по поверхности несогласия;

б) ловушки литологические, обусловленные выклиниванием или литологическим замещением пород коллекторов;

в) палеогеоморфологические ловушки, обусловленные различными факторами формирования древнего рельефа.

Для образования ловушек экранирования (стратиграфического, литологического, тектонического экранирования) необходимо, чтобы в плане изогипсы кровли резервуара замыкались на линию экрана, образуя с ним замкнутый контур. Это возможно тогда, когда кровля практически моноклинального залегания резервуара испытывает поперечные структурные осложнения, типа структурных носов (рис.7 б), либо экран образует нелинейную поверхность.
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Рис.7. Условия образования залежей нефти и газа, связанных с экранированием (по Н.А. Еременко)

а – залежи не образуются; б, в – образование залежей возможно; 1– нефть; 2 – газ; 3 – линии экранов; 4 – изогипсы пласта; 5 – направление миграции.
Следует отметить, что названия основных групп ловушек отражают преимущественную, но не исключительную роль того или иного фактора. Ловушки образуются, как правило, при совместном участии ряда факторов и рассматриваются как комбинированные. 

В зависимости от причин, обусловливающих  возникновения ловушек, различают следующие их типы:

1. Структурные.

2.  Массивные. 
3. Ли​тологически ограниченные.
СТРУКТУРНЫЕ ЛОВУШКИ

Чтобы понять, что такое структурные ловушки, необходимо различать два понятия: «структурная амплитуда» и «структурный рельеф» (рис.8).

Структурная амплитуда (замкнутая высота) определяется как превышение гипсометрически наиболее высокой точки над самой низкой замкнутой изогипсой.

Под структурным рельефом складки, обычно превышающим ее структурную амплитуду, понимается высота, на которую смятый в антиклинальную складку пласт возвышается над региональным наклоном (тренд). Он измеряется длиной перпендикуляра, опущенного из наивысшей точки складки на поверхность регионального наклона пласта.


[image: image13.emf]структурная амплитуда структурный рельеф

Нр

Нс


Рис.8. Структурная амплитуда и структурный рельеф.
При определении структурной амплитуды за горизонтальную опорную поверхность принимается уровень моря. Величина структурной амплитуды при регионально наклонном пласте не равна структурному рельефу: HР > HС.
Одна и та же складка может иметь различную структурную амплитуду, величина которой изменяется при изменении регионального наклона (рис. 9).
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Рис.9. Примеры  величины структурной амплитуды.
Из ловушек структурного типа обычно различают:

1. Сводовые.

2. Сводовые тектонически экранированные.

СВОДОВЫЕ ЛОВУШКИ
Углеводороды, мигрируя в коллекторах по восстанию слоёв или перпендикулярно к их напластованию по тектоническим нарушениям попадают в ловушку, т.е. в своды антиклинальных структур, где и формируют промышленные скопления нефти и газа (рис.10 а).

Нередко сводовые ловушки называют антиклинальными, все остальные неантиклинальными.

СВОДОВЫЕ ТЕКТОНИЧЕСКИ ЭКРАНИРОВАННЫЕ ЛОВУШКИ
Эти ловушки встречаются в складчатых областях и в районах развития соляных куполов (рис.10 б).
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Рис. 10. Разрез и план сводовой (а) и тектонически экранированной (б) ловушек в пластовом резервуаре.

МАССИВНЫЕ  ЛОВУШКИ

Ловушки массивного типа приурочены к мощной толще пород, перекрытых сверху и с боков непроницаемыми горными породами (гипсами, ангидритами и др.) (рис.11).
[image: image16.emf]
Рис. 11. Ловушка, приуроченная к рифовому массиву.

ЛИТОЛОГИЧЕСКИ ОГРАНИЧЕННЫЕ ЛОВУШКИ

Формирование ловушек литологического типа обусловлено:

1. Литологической изменчивостью пород-коллекторов.

2. Выклиниванием песков и песчаников по восстанию пластов (рис.12).

3. Изменением пористости и проницаемости коллекторов.

4. Трещиноватостью  горных пород.
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1-линия выклинивания

Рис. 12. Литологически экранированная ловушка.

Среди ловушек широко развиты комбиниро​ванные или сложные, т.е. такие, образование которых обязано различ​ным факторам.
Залежи нефти и газа

Залежью называют естественное локальное скопление нефти или газа, занимающее часть (ловушку) природного резервуара. Если раз​работка залежи рентабельна, она называется промышленной залежью.

В большинстве случаев формирование залежей нефти и газа происходит по антиклинально-гравитационной модели, описанной в 1859 г. М. Дрейком в США. Согласно этой модели нефть и газ, как менее плотные, вытесняются из газонефтеводяного флюида в верхние части резервуаров и локализуются в ловушках, которые обычно нахо​дятся в выступах верхних частей резервуаров (рис.13 и рис.14).
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Рис. 13. Принципиальная схема пластово-сводовой 
газо-нефтяной залежи.

1– подошва нефтяной залежи; 2 – внешний контур нефтеносности; 3 – внутренний контур нефтеносности;  4 – поверхность газонефтяного раздела; 5 – внешний контур газоносности; 6 – внутренний контур газоносности; 7 –  длина  залежи;     8 –  ширина  залежи;   9  –  высота  нефтяной  залежи; 10 –  высота  газовой шапки;  11  –  общая   высота   газонефтяной   залежи; 12 – газовая часть залежи; 13 – газонефтяная часть залежи; 14 – нефтяная часть залежи; 15 – водонефтяная часть залежи.
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Рис. 14. Схема массивной нефтегазовой залежи.
1 – подошва нефтяной залежи; 2 – внешний контур нефтеносности; 3 – поверхность газонефтяного раздела; 4 – внешний контур газоносности; 6 – длина залежи; 5 – ширина залежи; 7 – высота нефтяной залежи; 8 – высота газовой шапки; 9 – общая высота газонефтяной залежи; 10 – газонефтяная часть залежи; 11 – водонефтяная часть залежи.

В залежи, сформировавшейся по этой модели, большое значение имеют размеры и формы ловушек. Приведем несколько примеров того, то это действительно так. Для этого будем использовать характеристики ловушек и залежей. Чтобы определить данные величины, необходимо дать несколько определений. Поверхность, разделяющая нефть и воду, называется подошвой нефтяной залежи или поверхностью водонефтяного раздела (контакта) – ВНК. Аналогично – поверхность, разделяющая газ и воду, – поверхность водогазового контакта – ГВК. Поверхность, разделяющая газ и нефть, – поверхность газонефтяного контакта – ГНК. Для пластового резервуара линия перелома этих разделов с кровлей пласта называется внешним контуром нефтеносности (газоносности). У залежей массивного типа внутренние контуры нефтеносности и газоносности всегда отсутствуют. 

РАСПРЕДЕЛЕНИЕ ГАЗА, НЕФТИ И ВОДЫ 

В НЕФТЯНОМ ПЛАСТЕ

В нефтяном пласте распределение газа, нефти и воды базируется на взаимодействии следующих факторов: относительной плотности  пластовых жидкостей, относительного насыщения порового пространства каждой из них, капиллярного давления и давления вытеснения, гидродинамических условий в пласте, пористости, проницаемости и состава коллектора. В ловушках, где встречаются газ, нефть и вода, пластовые жидкости приближенно распределяются по удельным весам, т.е. слоями. Газ, будучи наиболее легким, заполняет пустоты в повышенной части нефтяного пласта; под газом располагается слой коллектора, в котором пустоты заполнены в основном нефтью, а еще ниже располагается вода. В газовой залежи при отсутствии нефти газ залегает непосредственно над водой.

Все сказанное выше применимо к специфической жидкости в каждом пласте. На рисунке  15 изображена схема распределения нефти, газа и воды в нефтяном пласте. Предполагается, что пластовые жидкости состоят из воды, свободного газа, нефти с растворенным в ней газом и нефти. Встречаются некоторые исключения из обычно однородного залегания слоев жидкости в нефтяном пласте. Эти отклонения можно объяснить нарушениями пористости, проницаемости, местными сбросами, линзообразованием и другим и аномальными условиями, которые нельзя обычно обнаружить, исходя из обычных сведений о пласте.

Иногда по характеру водонефтяного раздела в залежи можно выяснить некоторые данные о ловушке, ее геологическом развитии и взаимосвязи с аккумуляцией нефти и газа.
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Рис. 15. Схематический разрез обычного нефтяного пласта с относительным распределением газа, нефти и воды (по А.И. Леворсену): а – поперечный разрез структуры; б – насыщение пористой среды жидкостями; 1 – газ; 2 – нефть (среднее содержание 80% нефти и 20% воды); 3 – нефть; 4 – вода (100%); 5 – вода; 6 – переходная зона от нефти к воде; 7 – переходная зона от газа к нефти.

Наиболее удачные примеры строения месторождений приведены в работах А.И. Леворсена. Приведем эти месторождения. Так, например, на рисунке 16 приведен геологический разрез месторождения Конрой, Тексас, из которого видно, что несколько продуктивных песчаников Кокфилд, члена группы Клеборн (эоцен), переслоены сланцами и пропластками песчаника и низкой проницаемостью. 
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Рис. 16. Геологический разрез продуктивного горизонта месторождения Конрой, округ Монтгомери, Тексас. Общий водонефтяной и газонефтяной контакты показывают гидродинамическую связь между различными продуктивными песками в свите Кокфило, члена группы Клеборн (эоцен) (по А.И. Леворсену).
Несмотря на всю сложность геологического строения, водонефтяной раздел располагается на одинаковой гипсометрической отметке – 1500 м. Газонефтяной раздел находится в пределах 1485 – 1488 м, изредка доходя до 1480,5 м ниже уровня моря. Равномерность глубины залегания этих разделов жидкостей указывает, что между всеми песчаниками существует гидродинамическая связь. На рис.17 приведен разрез по структуре месторождения Тен-Секшн, Калифорния, из которой видно, что каждый из пяти пластов песчаника, приуроченных к зоне Стивенс (миоцен), представляет собой изолированный нефтяной пласт, не сообщающийся с другими. В каждом песчанике имеется свой водонефтяной контакт; из этих песчаных пластов три имели первоначально газонефтяные контакты. Каждый из этих пластов имел шапку свободного газа в приподнятой части складки.
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Рис. 17. Разрез месторождения Тен-Секшн, округ Керн, с указанием зоны Стивенс (миоцен), из пяти песчаных пластов которой добывают нефть и газ. Из трех верхних песчаников добывают свободный газ и нефть, а из нижних  двух песчаников добывают исключительно ненасыщенную нефть. Различные уровни водонефтяного контакта, а также различная нефте- и газонасыщенность в каждом из отдельных песчаников показывают, что они являются изолированными подземными коллекторами нефти, не имеющими между собою гидродинамической связи (по А.И. Леворсену).

Особенно нагляден геологический разрез месторождения Ван, Восточный Тексас (рис. 18). 
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Рис. 18. Геологический разрез месторождения Ван, округ Ван-Зандт, Тексас, с указанием общего водонефтяного контакта, характеризующего, несмотря на рассеченность месторождения некоторым количеством сброшенных блоков, связь формирования складки с глубоко захороненной интрузией соли (по А.И. Леворсену).

1 – интервал Пекан; 2 – мел Остин; 3 – песчаник Вудбайн; 4 – свита Команч; 5 – Пэлокси;  6 – верхний Глен-Роуз; 7 – первоначальная газовая шапка; 8 – нефть и газ; 9 – водонефтяной контакт; 10 – ангидрит Глен-Роуз; 11 – нижний Глен-Роуз.

Водонефтяной контакт находится на одном и том же уровне во всех сбросовых блоках, на которые разбита основная структура, представляющая собой куполообразное поднятие, перекрывающее глубоко залегающий соляной сток. Когда была вскрыта залежь, то в нижнем блоке, обозначенном на рисунке буквой А, оказалась шапка свободного газа. Это приводит к мысли, что аккумуляция нефти и газа произошла до процесса сбросообразования. При этом наивысшая часть ловушки (блок А) была сброшена относительно остальной части купола. Гидравлическая связь, существующая внутри нефтяной зоны между различными сбросовыми блоками, дала возможность установиться водонефтяному зеркалу на общем уровне по всей залежи. В то же самое время газонефтяной контакт в нижнем сбросовом блоке был защищен покрышкой, запечатанной подстилающей нефтью, и поэтому остался нетронутым.

На рисунках  19, 20, 21, 22 и 23  приведены примеры месторождений с различными типами залежей.

ЗАЛЕЖИ     ПАШИЙСКИХ     ОТЛОЖЕНИЙ  СХЕМАТИЧЕСКИЙ   РАЗРЕЗ      ПО ЛИНИИ  I-I
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НЕФТЯНАЯ   ЗАЛЕЖЬ    ПЛАСТА   Д-|     ПАШИЙСКИХ    ОТЛОЖЕНИЙ
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Рис. 19.    Пластово-сводовая залежь.
 Радаевское месторождение Волго – Уральская  нефтегазоносная  провинция 
(по В.И. Калинину).
НЕФТЯНАЯ ЗАЛЕЖЬ  БАШКИРСКИХ   ОТЛОЖЕНИЙ
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НЕФТЯНЫЕ ЗАЛЕЖИ   БАШКИРСКИХ   ОТЛОЖЕНИЙ
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Рис.20.  Массивная залежь. 
Могутовское месторождение Волго – Уральская нефтегазоносная провинция  

 (по В.П. Багданову и В.Ф. Крымову). 
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Рис.21. Литологически экранированная залежь.
 Гожанское месторождение   Волго-Уральская нефтегазоносная провинция   (по Н. С. Шик). 
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Рис.22. Стратиграфическая залежь. Месторождение Южный Амчышик. 

Ферганская нефтегазоносная область  (по П. К. Азимову). 
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Рис.23. Пластово-сводовая тектонически экранированная залежь.  Глинско-Розбышевское месторождение  Днепровско - Припятская газонефтеносная провинция (по П.Т. Павленко, Л. С. Палец). 
В качестве попытки разностороннего рассмотрения залежей следует рассматривать классификацию залежей углеводородрв по следующим признакам: запасы, строение коллектора в ловушке, тип коллектора, тип экрана в ловушке, величина рабочих дебитов. Как показывает практика, наиболее важной, с точки зрения экономики и методики ве​дения поисково-разведочных работ, является классификация залежей по их фазовому состоянию. Ниже (табл.8) приведен пример подобной классификации.
 Таблица 8.
Классификация и номенклатура залежей УВ по фазовому состоянию

и количественному соотношению газа, нефти и конденсата
	Предлагаемое
наимено​вание залежей (обозна​чение)
	Основные особенности залежей

	Однофазовые залежи


	Газовые (Г)
	Состоят в основном из СН4 с содержа​нием пентана 
и более тяжелых УВ не более 0,2 % объема залежи

	Газоконденсатно-

газовые (ГКГ)
	Газовые залежи с содержанием С5 + высш. 
в пределах 0,2-0,6 % объема за​лежи, что примерно 
соответствует со​держанию конденсата до 30 см3/м3

	Газоконденсатные (ГК)
	Газовые залежи с содержанием С5 + высш. 
в пределах 0,6-4 % объема зале​жи, что примерно соответствует со​держанию конденсата 30-250 см3/м3

	Конденсатные (К)
	Газовые залежи с содержанием C5 + высш. более 
4 % объема залежи, что примерно соответствует 
содержанию конденсата более 250 см3/м3

	Залежи переходного 
состояния (ЗПС)
	Залежи УВ, которые по своим физиче​ским 
свойствам (вязкости, плотности) в пластовых условиях близки к крити​ческому состоянию, занимая 
промежу​точное положение между жидкостью и газом

	Нефтяные (Н)
	Залежи нефти с различным содержани​ем 
растворенного газа (обычно менее 200-250 м3/т)

	Двухфазовые залежи


	Нефтегазовые (НГ)
	Газовые залежи с нефтяной оторочкой; запасы 
газа больше геологических за​пасов нефти

	Газонефтяные (ГН)
	Залежи нефти с газовой шапкой; геоло​гические 
запасы нефти превышают за​пасы газа

	Нефтегазо-

конденсатные (НГК)
	Газоконденсатные или конденсатные 
залежи с нефтяной оторочкой; запасы газа 
и конденсата превышают запасы нефти

	Газоконденсатно-нефтяные (ГКН)
	Нефтяные залежи с газоконденсатными  шапками;   
геологические  запасы нефти превышают 
запасы газа и кон​денсата



Наиболее широкое распространение получила классификация залежей И.О.Брода, в которой в качестве главного признака используется тип природного резервуара. В соответствии с тремя типами природных резервуаров в ней выделяются три основные группы залежей (рис.24): 

1) пластовые; 2) массивные; 3) залежи, литологически ограниченные со всех сторон.
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Рис.24. Залежи нефти и газа (по И.О.Броду).

Пластовые: а - сводовая, б, в – тектонически экранированные, г – стратиграфически экранированная, д – литологически экранированная.

Массивные: е – в сводовом выступе, ж – в эрозионном выступе, з – в рифогенном выступе.

Литологически ограниченные со всех сторон: и – в песчаных линзах  среди плохопроницаемых пород, к – в зонах повышенной проницаемости в известняках и доломитах.

Комбинированные: л – пластово-сводовая тектонически экранированная, м – пластово-сводовая литологически экранированная.

1 – нефть и (или) газ, 2 – вода, 3 – песчаные породы, 4 – глины, 5 – песчаные глины, 6 – известняки и доломиты, 7 – соли, гипсы, ангидриты. 
Разрушение и перераспределение 
нефтяных и газовых залежей
Разрушение и перераспределение залежей нефти и газа практически обусловливается теми же процессами, что и их образование.
К числу основных из них относятся тектонические, геохимические гидродинамические, и др. 

1.Тектонический фактор проявляется в виде дифференцированных подвижек, способствующих раскрытию ловушек, разрушению их разрывными нарушениями, осложнению структуры месторож​дений из-за проявления соляного и глинистого диапиризма, внедрения магматических интрузий и т.д.
При восходящих тектонических движениях, когда залежи выводятся на глубины, близкие к земной поверхности, они могут быть разрушены эрозионными процессами. Характер и степень проявления тектонического фактора зависят от тектонического положения месторождений.
           2. Диффузия приводит к образованию и расформированию залежей. 
           3. Геохимические процессы, протекающие в зоне водонефтяного или газоводяного контакта, также приводят к окислению и разрушению УВ и восстановлению растворенных в подземных водах сульфатов при участии сульфатредуцирующих бактерий. Сероводород, получающийся при окислении углеводородов, образуется над разрушенными залежами нефти и газа скопления свободной серы. По данным А.С.Соколова, в большинстве случаев месторождения серы располагаются в разрезах выше залежей нефти и газа.

           4. Причиной разрушения является гидродинамическая активность подземных вод, вымывающих УВ из малоамплитудных и слабовыраженных ловушек. По данным А.А. Карцева, условием для сохранения залежей от механического разрушения водой является неравенство Q < α, где Q – угол наклона ВНК или ГНК, α – угол падения пласта на крыле ловушки (рис.25).     
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Рис. 25. Схема условий сохранения (а) и разрушения (б) нефтяной залежи при механическом действии вод в ловушке сводового типа.
5. Процесс метаморфизма пород оказывает разрушающее действие  на породы – коллекторы. При погружении толщ на большие глубины (с увеличением  Р и То) происходит уплотнение пород, деструкция нефтей и переход их в газ (метан) и твердые вещества. При дальнейшем погружении газообразные углеводороды разлагаются на углерод и водород.  

Результатами разрушения залежей нефти и газа являются разнообразные нефтегазобитумопроявления и залежи серы.
Месторождения нефти и газа

Месторождение нефти и газа представляет собой одну или несколько залежей, приуроченных к ограниченной площади, генетически связанных между со​бой и обязанных происхождением общим геологическим факторам. Поня​тия «месторождение» и «залежь» взаимосвязаны. Как известно, различа​ют одно- и многозалежные месторождения. В первом случае месторожде​ние и залежь являются синонимами.
Месторождения  различаются по фазовому и вещест​венному составу.  
И.А. Еременко (1961) указывает, что «тектонические характеристики того или иного структурного элемента, контролирующего образование месторождения, прежде всего зависят от того, с каким крупным геоструктурным элементом земной коры связано формирование этого элемента», в связи с этим им выделяются два основных класса месторождений:

1. Месторождения платформ.
2. Месторождения  складчатых областей.
ОСНОВНЫЕ  ПРИЗНАКИ МЕСТОРОЖДЕНИЙ ПЛАТФОРМ

1.Угол падения крыльев структур измеряется единицами градусов и минутами.

2. Приуроченность к пологим антиклинальным формам.

3. Широкое развитие карбонатных комплексов и связанных с ними рифовых зон.

4. Наличие зон соляного диапиризма.

5. Широкое распространение литологического и стратиграфического экранирования.

6. Обширные площади нефтегазовых и водонефтяных контактов.

7. Незначительные дизъюнктивные нарушения.

8. Ненарушенность покрышек и благоприятные условия сохранения залежей.

9. Площадь крупных поднятий до сотни квадратных километров.

10. Широкое распространение газовых залежей.
Платформенные месторождения содержат 96% запасов нефти и 99% газа. На платформах во всём мире (Восточно-Европейская, Северо-Американская, Африканская и другие) сосредоточено большинство гигантских месторождений.

ОСНОВНЫЕ ПРИЗНАКИ  МЕСТОРОЖДЕНИЙ СКЛАДЧАТЫХ ОБЛАСТЕЙ

1. Угол падения крыльев измеряется десятками градусов.

2. Крутые, резко выраженные структуры, крылья которых осложнены дизъюнктивными нарушениями.

3. Преимущественно терригенный разрез.

4. Небольшие по размерам тектонически экранированные и сводово-пластовые залежи.

5. Низкая герметичность покрышек, обусловленная наличием тектонических нарушений.

6. Широкое распространение нефтяных залежей.


По сложности геологического строения, условиям залегания и выдержанности продуктивны пластов выделяют следующие месторождения:

1. Простые, связанные с ненарушенными структурами. Продуктивные пласты характеризуются выдержанностью толщин и коллекторских свойств по площади и по разрезу. По разрезу наблюдается совпадение структурных планов продуктивных горизонтов.

2. Сложные. Продуктивные пласты характеризуются не выдержанностью толщин и коллекторских свойств  по площади и по разрезу, а также литологическими замещениями или тектоническими нарушениями.

3. Очень сложные. Продуктивные пласты характеризуются литолого-фациальным замещением коллекторов непроницаемыми породами, многочисленными тектоническими нарушениями, не выдержанностью толщин и коллекторских свойств.

По количеству запасов нефти (в млн.т) и газа (в млрд.м3) месторождения делятся на

1. Уникальные – более 300 млн.т или более 500 млрд.м3 
2.  Крупные – 30-300 млн.т или 30-500 млрд.м3
3.  Средние – 10-30 млн.т или 10-30 млрд.м3
4.  Мелкие – менее 10 млн.т или менее 10 млрд.м3,

ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ ЗАКОНОМЕРНОСТИ РАЗМЕЩЕНИЯ МЕСТОРОЖДЕНИЙ НЕФТИ

Мировые запасы нефти по возрасту нефтесодержащих пород распределяются следующим образом:
· породы верхнего палеозоя – около 20%,

· породы мезозоя – около 60%,

· породы кайнозоя – около 20%.

Месторождения палеозойских толщ. Нефтеносные бассейны, месторождения которых сосредоточены в палеозойских отложениях, располагаются главным образом в осадочном чехле древних платформ с докембрийским фундаментом, чаще на их окраинах, граничащих с фанерозойскими аккреционно-складчатыми системами. 
На Американском континенте в осадочных породах верхнего палеозоя (девонских, каменноугольных, пермских) сосредоточено око​ло половины запасов нефти США и Канады. В США наиболее круп​ными являются Пермский (штаты Техас, Нью-Мексико, Оклахома) и Западный Внутренний (штаты Оклахома, Техас, Канзас, Айова, Небра​ска, Миссури) нефтегазоносные бассейны. В Пермском бассейне ос​новные запасы нефти приурочены к пермским подсолевым отложени​ям, а в Западном Внутреннем - к терригенно-карбонатным породам каменноугольного и пермского возраста. В Канаде крупнейшим явля​ется Западно-Канадский нефтегазоносный бассейн, где более полови​ны запасов приурочено к рифогенным породам девона.
Крупные месторождения нефти в песчаниках девона и карбона располагаются на севере Африки, в Алжире и Ливии (Сахаро-Восточно-Средиземноморский мегабассейн).
Крупнейшее в Казахстане Тенгизское месторождение (Прикас​пийский бассейн, Гурьевская область) приурочено к рифовому масси​ву нижнего-среднего карбона площадью 400 км2. Высота залежи ме​сторождения составляет более 1140 м.
В России в породах палеозоя месторождения нефти распростра​нены в европейской части, где располагаются месторождения Волго-Уральского (Ромашкинское, Туймазинское, Бавлинское, Осинское и др.) и Тимано-Печорского (Ухтинское, Ярегское и др.) нефтеносных бассейнов. Наиболее крупные месторождения приурочены к девон​ским толщам и чаще к их пашийским терригенным слоям. Часть ме​сторождений локализована в породах каменноугольного возраста, преимущественно в тульских и бобриковских слоях, а также в породах пермского возраста.
Месторождения мезозойских толщ. Нефтяные бассейны, ме​сторождения которых сосредоточены в горных породах мезозойского возраста, обычно расположены в осадочном чехле молодых эпигерцинских платформ, называемых также плитами (бассейны Мексикан​ского залива, Западно-Сибирский), а также на окраинах платформ, примыкающих к альпийским складчатым системам (бассейн Персид​ского залива).
Нефтегазоносный бассейн Мексиканского залива расположен во впадине одноименного залива на территории США, Мексики, Кубы, Гватемалы и Белиза.
Бассейн Персидского залива приурочен к восточной окраине Аравийской плиты на территории Ирака, Кувейта, Саудовской Аравии, ОАЭ, Ирана, Сирии, Катара и других стран. Крупнейшие месторожде​ния бассейна залегают преимущественно среди толщ органогенных известняков и песков верхней юры и отличаются большими запасами и высоким дебитом скважин. Так, наиболее известное газонефтяное ме​сторождение Саудовской Аравии Гавар приурочено к валообразному поднятию длиной 230 и шириной 16 – 25 км и находится в интервале глубин 2042 – 2576 м.  Мощность продуктивного горизонта составляет 40 – 45 м. Все скважины месторождения фонтанируют, начальный де​бит скважин составлял от 750 до 1500 т нефти в сутки, первоначаль​ные извлекаемые запасы нефти месторождения оценивались в 10 млрд. т, а газа – в 1 трлн. м3.
Крупные месторождения нефти находятся в Урало-Эмбинской области Казахстана (Прикаспийский бассейн) среди терригенных мезокайнозойских отложений солянокупольных структур.
В России в мезозойских отложениях сосредоточены крупнейшие месторождения Западно-Сибирского бассейна, в том числе Самотлорское, приуроченное к шести локальным поднятиям в южной части Тарховского вала Нижневартовского свода. Мощность осадочного чехла в районе месторождения составляет 2700 – 2900 м. Семь залежей нефти располагаются в интервале глубин 1610 – 2230 м. Они приуро​чены к песчаным коллекторам порового типа нижнемеловых отложе​ний. С мезокайнозойскими отложениями связаны также месторожде​ния Терско-Каспийского (Терско-Дагестанского) бассейна в районе г. Грозного.
Месторождения кайнозойских толщ. Месторождения нефти, сосредоточенные в кайнозойских отложениях, тяготеют к областям альпийской складчатости. Прежде всего это крупнейшие месторожде​ния Ирана и Ирака в Месопотамской впадине (бассейн Персидского залива), США в Примексиканской впадине (бассейн Мексиканского залива), а также месторождения Венесуэлы (Маракаибский бассейн).
Крупные месторождения нефти находятся в Азербайджане,  на​пример Биби   Эйбат (Южно-Каспийский бассейн).
Российские месторождения в кайнозойских отложениях извест​ны на Северном Кавказе (Терско-Каспийский бассейн), в Предкавказье (Северо-Черноморский бассейн), на острове Сахалин и в его акватории (Сахалино-Охотский бассейн).
ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ ЗАКОНОМЕРНОСТИ РАЗМЕЩЕНИЯ МЕСТОРОЖДЕНИЯ ГАЗА
Мировые запасы газа по возрасту газосодержащих горных пород распределяются примерно так же, как и запасы нефти:

- отложения палеозоя – около 15 %,


- отложения мезозоя – около 75 %,


- отложения кайнозоя – около 10 %.

Месторождения палеозойских толщ. За рубежом в палеозой​ских отложениях сконцентрированы газовые месторождения Цен​трально-Европейского нефтегазоносного бассейна, расположенного на севере Европы: на шельфе и побережьях Балтийского и Северного мо​рей. В пределах бассейна находится крупнейшее месторождение газа Западной Европы – Гронинген (Слохтерен), которое приурочено к песчаникам цехштейна (верхняя пермь) и красноцветным отложениям нижней перми в северной части Нидерландов.
В России к карбонатно-галогенным отложениям среднего кар​бона – нижней перми приурочены Оренбургское и Астраханское газоконденсатные месторождения Прикаспийского бассейна. Оренбург​ское месторождение представляет собой массивную залежь высотой до 700 м с первоначальными запасами газа порядка 1650 млрд. м3, распо​ложенную на глубине 1600 – 1750 м и протягивающуюся в длину на 100 км при ширине 22 км вдоль валообразного поднятия. Коллектора​ми являются сульфатно-карбонатные породы, а экраном – соли. Газ содержит 81,5 – 88,0 % метана, 3,1 – 5,4 % этана, 1,9 – 9,2 % бутана и более тяжелых углеводородных газов, 2,5 – 8,8 % азота, 1,3 – 4,5 % сероводорода и 60 – 75 см3/м3 конденсата.
Месторождения мезозойских толщ. За рубежом с мезокайнозойскими отложениями связаны крупные газовые месторождения Туркменистана (Газли) (Каракумский бассейн), месторождения Сау​довской Аравии (бассейн Персидского залива) и др.
С мезозойскими терригенными отложениями верхнего мела свя​заны уникальные и крупнейшие по запасам месторождения России, расположенные на севере Тюменской области: Уренгойское, Заполяр​ное, Ямбургское и Медвежье.
Уренгойское месторождение приурочено к структуре длиной 140 и шириной 50 км, в своде которой на глубине 1080 м залегает ос​новной продуктивный горизонт мощностью до 218 м. На глубине 3015 – 3030 м расположен второй продуктивный горизонт. Абсолютный свободный дебит газа на месторождении составлял 800 тыс. м3 в сутки, газоконденсатный фактор – 200 см3/м3.
Месторождения кайнозойских отложений. Газовые месторождения, локализо​ванные в кайнозойских отложениях, расположены в основном в тех же провинциях, что и рассмотренные выше нефтяные месторождения от​ложений указанного возраста.
ГИПОТЕЗЫ ПРОИСХОЖДЕНИЯ НЕФТИ И ГАЗА

Происхождение нефти и газа стали изучать еще до возникновения нефтяной промышленности. Выяснение генезиса неф​ти и газа имеет не только теоретическое, но и большое практическое значение.
О генезисе нефти и газа нет единого мнения. Общепринятой яв​ляется теория органического происхождения нефти, но существуют ги​потезы и о неорганическом генезисе нефти.

Гипотезы неорганического происхождения нефти и газа
1. Д. И. Менделеев в 1886 г. сформулировал карбидную гипотезу, которая явилась первой гипотезой неорганического происхождения.

Основные положения этой гипотезы:
а) выходы нефти на поверхность свидетельствуют о том, что место её образования расположено глубоко в мантии, а нефть совершает восходящее движение;

б) химическая реакция, обеспечивающая образование соединений углерода и водорода;

2FeC + 3H2O → Fe 2O 3 + C 2H 6
Углеводороды в газообразном состоянии поднимаются в верхние холодные зоны Земли, где конденсируются и скапливаются в трещинах, пустотах и порах, образуя залежи.

Возражения против этой гипотезы:
а) существование расплавленных масс углеродистых металлов не доказано;

б) отсутствие путей миграции для воды в толще расплавленных пород в глубине земли;

в) углеводороды, полученные в результате этой  химической реакции лабораторным путём оптически не активны, а природные нефти обладают этим свойством;

г) гипотеза не объясняет существование нефтей различного состава.

2. В.Д. Соколов в 1892 г. выдвинул космическую гипотезу. 

Причиной возникновения этой гипотезы послужили находки углеводородов в метеоритах.

По этой гипотезе углеводороды содержались в газовой оболочке Земли в огненно-жидком состоянии. По мере остывания Земли углево​дорода поглощались остывающим субстратом и, наконец, конденсировались в верхних, наиболее остывших слоях - в земной коре.
Исходя из современных представлений, Земля образовалась в результате сгущения космической холодной газопылевой материи. Вполне очевидно, что нефть при таких температурах сгорела бы.

3. Н.А. Кудрявцев в 1966 г. предположил вулканическую гипотезу.

 По этой гипотезе углеводороды и их радикалы образуются в магматических глубинных очагах, где господствуют высокие давления и температуры. В результате обогащения водородом глубинного происхождения, образуются более сложные углеводороды, которые мигрируют в осадочную оболочку Земли.

Необоснованность этой гипотезы доказана Губкиным:

а) отсутствует достоверный механизм реакции образования углеводородов;

б) отсутствие нефтяных скоплений в центральных частях горных сооружений, где вулканическая деятельность была наиболее активной; 
в) остаётся вопрос о путях, по которым углеводороды проникают в верхние слои.
Теория органического происхождения 
нефти и газа
Начало целенаправленной разработки идеи об органическом происхождении нефти было положено более двух сот лет назад М.В.Ломоносовым. Большой вклад в развитие этой теории внесли И.М. Губкин, В.И. Вернадский, Н.Д. Зелинский и др.

ОСНОВНЫЕ АРГУМЕНТЫ В ПОЛЬЗУ ОРГАНИЧЕСКОЙ ГИПОТЕЗЫ

1. Все растения и животные организмы на Земле состоят из углерода и водорода, т.е. на Земле имеется обширный органический материал, вполне обеспечивающий накопление нефти и газа.

2. Во многих нефтях найдены вещества – порфирины (производные хлорофилла). Они окрашивают кровь в красный цвет, а растения в зелёный цвет. Присутствие в нефтях порфиринов свидетельствуют о том, что температура в этих нефтях не превышала 2000С (выше этой температуры они начинают разрушаться).

3. Любое живое вещество содержит азот. Во всех нефтях также присутствует азот.

     

4. Все биологические вещества и все нефти оптически активны.
РАССЕЯННОЕ ОРГАНИЧЕСКОЕ ВЕЩЕСТВО В ЗЕМНОЙ КОРЕ 


Все сторонники органической теории считают исходным продуктом для образования нефти – рассеянное органическое вещество (РОВ). Существует несколько типов РОВ.


1. Сапропелевое РОВ – продукты распада планктона, который накапливался в морских илах в восстановительной или слабовосстановительной обстановке. Сапропелевое РОВ является исходным продуктом для образования  жидких углеводородов.

2. Гумусовое РОВ – продукты распада растительных организмов без доступа кислорода. Гумусовые РОВ являются исходным продуктом для газообразных углеводородов.

3. Смешанного типа РОВ – сапропелевого-гумусового или гумусового-сапропелевого.

 Накопление РОВ происходит с начала жизни  на Земле, т.е.  3-3,5 млрд. лет назад.  Процесс преобразования РОВ в нефти и газа происходит постепенно и носит многоступенчатый характер. Стадийность процесса нефтегазообразования происходит в литосфере в следующем порядке:

 
1. Накопление исходного нефтематеринского рассеянного органического вещества  в осадочных отложениях.

 
2. В ходе преобразования рассеянного органического вещества образуются нефтяные и газообразные углеводородов.

 
3. Перемещение нефтяных и газообразных углеводородов из нефтематеринских свит в породы-коллекторы.

 
4. Миграция углеводородов по пласту – коллектору.

5. Аккумуляция нефти и газа при наличии благоприятных условий (структур, литологии и др.).

 
6. Образование залежей нефти и газа.

 
7. Перераспределение и разрушение залежей нефти и газа.   

СТАДИИ ПРЕОБРАЗОВАНИЯ Рассеянного Органического Вещества

Процесс образования и изменения осадочных пород называется литогенезом. Литогенез делится на несколько этапов.

1. Седиментогенез – накопление, перемещение и окончательное осаждение органических компонентов. 

2.  Диагенез – превращение осадка в осадочную породу. 

3. Эпигенез – изменение осадочных пород в процессе погружения до их превращения в метаморфическую горную породу. 

4. Катагенез – процессы изменения отдельных составных частей осадочной горной породы (минералов, флюидов) при её эпигенезе. 

5.  Гипергенез – это разрушение горных пород при поднятии.


Отметим, что накопление и преобразование органического вещества (ОВ) тесно связано со всеми этапами изменения осадка, горной породы и находящегося в них ОВ. Согласно определению академика Н.М. Страхова, диагенез – совокупность природных процессов преобразования рыхлых осадков в породу или процессы физико-химического уравновешивания первичных компонентов осадка в термодинамических условиях поверхности Земли. В данном осадке обычно выделяют 4 составляющих: минеральная часть, костное органическое вещество (остатки отмерших животных и растений), поровые виды и живые организмы бентоса. Наиболее широко здесь распространены микроорганизмы.


Отметим, что деятельность микроорганизмов определяет все процессы, протекающие в диагенезе, поэтому в целом диагенез – это биогенная стадия преобразования осадка. Н.М. Стразов выделил 4 этапа диагенеза. На первом этапе в верхнем слое осадка, находящемся в окислительной или нейтральной обстановке (толщина слоя – 10-50 см), образуются железно-марганцовые конкреции, фосфориты. Продолжительность этапа – от нескольких дней до тысячелетий. Второй этап протекает в современных осадках до глубин 10 м и характеризуется восстановлением сульфатов, Fe и Mn. На третьем этапе, вероятно, наблюдается прекращение бактериальной деятельности. На четвертом этапе происходит превращение рыхлого осадка в крепкую компактную породу (литификация), отжим поровых вод протекает до глубин 300 м. Происходит дегидратация водных минералов и частичная перекристаллизация глин.


В жизни ОВ в диагенезе выделяются три стадии биохимического разложения и формирования керогена. Биохимическое разложение ОВ начитается сразу после отмирания организмов и наиболее интенсивно протекает в поверхностном слое осадка. Белки и углеводы подвергались расщеплению в водной толще. В результате в осадках присутствуют аминокислоты и сахара, содержание их в основном до 10% и быстро сокращается с глубиной. В ничтожных количествах аминокислоты и сахара встречаются и в древних породах.

Характерной особенностью распределения микроорганизмов в осадках является резкое уменьшение их с глубиной, что хорошо видно из таблицы  9 .

Таблица  9.
Концентрации бактерий в современных осадках залива Сан-Диего (Калифорния)

	Глубина, см
	Анаэробные бактерии 

на 1 т осадка
	Аэробные бактерии 

на 1 т осадка
	Отношение анаэробных бактерий к аэробным

	0 – 3 


	1 160 000
	74 000 000
	63,79

	4 – 6


	14 000
	314 000
	22,40

	14 – 16


	8 900
	56 000
	6,29

	24 - 26
	3 100
	10 400
	3,35

	44 - 46
	5 700
	28 100
	4,92

	66 - 68
	2 300
	4 200
	1 82



Также из таблицы видно, что наблюдается резкое преобладание анаэробов над аэробами, которое также уменьшается с глубиной, практически по логарифмической закономерности. Отметим, что количество анаэробов и аэробов сильно коррелируется друг с другом.


Процесс разложения ОВ протекает по-разному в зависимости от окислительно-восстановительных  условий в осадке, которое зависит от прямого доступа кислорода и деятельности микрофлоры.


В окислительной обстановке разрушение ОВ описывается следующим схематическим уравнением:


С6Н12О6 + 6О2 = 6СО2 + 6Н2О.


Бактерии, используя кислород, окисляют ОВ до СО2 и воды. В условиях продолжающегося доступа кислорода ОВ может израсходоваться полностью. Это видно на примере хорошо аэрируемых писчевых осадков, в которых практически отсутствует СОРГ.


Если кислород отсутствует, устанавливается восстановительная обстановка, которая может возникнуть в тонкозернистых осадках: глинах, алевролитах, тонких карбонатных илах, благодаря тому, что поровое пространство становится замкнутым и поровые воды разобщаются с покрывающей морской и озерной водой и содержат больше ОВ.


Высокая биопродуктивность ОВ способствует появлению обстановок, характеризующихся дефицитом кислорода, при этом скорость деструкции ОВ резко снижается, разрушение ОВ идет за счет анаэробных гетеротрофных бактерий, в осадке создаются восстановительные условия. Процессы разложения ОВ интенсивны, когда до полного сгорания существуют окислительные условия диагенеза.


В анаэробном разрушении ОВ выделяются две стадии. На первой стадии (гетеротрофия) – первичные анаэробы (группа анаэробных бактерий) подвергают воздействию ОВ (белки, липиды, полисахариды) с образованием низших жирных кислот, спиртов, альдегидов, кетонов, СО2, Н2О. На второй стадии действуют сульфатредуцирующие и метанобразующие бактерии. Они потребляют низкомолекулярные простые вещества (кислоты, спирты, альдегиды, кетоны и др.).


Биохимическая трансформация ОВ сопровождается интенсивным газообразованием. По расчетам В.А. Успенского более 25% ОВ осадков теряется в виде газа. В приповерхностных осадках образуются СО2, Н2, Н2S, СН4, NH3 и N2. Главный компонент свободных газов – СН4.


По данным Г.А. Заварзина микробиальный метан образуется в огромных масштабах (2,7·1014). По данным Г.А. Могилевского биохимическое метанообразование может происходить на глубинах до 1 – 2 км, могут образовываться залежи сухого газа. Скопления биохимического метана, находящегося в водно-растворенном состоянии, разрабатываются в Японии. Значительная часть биохимического газа осадков переходит в гидратное состояние.


Во многих осадках помимо СН4 обнаружены его гомологи (С2 – С5), также биохимического происхождения.

В процессе преобразования ОВ в диагенезе происходит генерация некоторого количества жидких УВ – микронефти. Доля диагенетических тяжелых УВ в общем количестве УВ, образующихся за всю лигенетическую историю ОВ в целом невелика. Диагенетический этап преобразования ОВ определяет ход дальнейших преобразований и в конечном счете определяет его нефтематеринский потенциал. Для ОВ все генетические фации являются окислительными. Увеличении интенсивности биохимического окисления ОВ приводит к сокращению СОРГ в осадке, уменьшению количества липоидных композитов в керогене, снижению битумоидной фракции и ухудшению начального нефтематеринского потенциала ОВ. К началу катагенеза в ОВ в малых количествах  присутствуют УВ двух генераций:

- унаследованные от живого вещества;

- новообразованные в диагенезе.

В диагенезе формируется нерастворимая часть ОВ – кероген, основной поставщик УВ в катагенезе.

ЗАКОНОМЕРНОСТИ ИЗМЕНЕНИЯ ОРГАНИЧЕСКОГО ВЕЩЕСТВА В КАТАГЕНЕЗЕ
Катагенез – направленный по действию комплекс постдиагенетических процессов, протекающих в осадочных породах вплоть до превращения в метаморфические. Катагенетические изменения пород и заключенных в них ОВ обусловлены в основном действием  температур (t) и давлений (p). В то же время катагенетические изменения зависят от длительности воздействия этих факторов, а конкретные значения t и p, их изменения зависят от геологических особенностей развития территории.

Главный источник тепла в недрах – эндогенное тепло Земли. Характер распределения температур в недрах зависит как от величины теплового потока, так и от теплофизических свойств различных типов пород, тектонического развития, мощности земной коры, динамики подземных вод, геохимической обстановки, магматической активности, наличия вечной мерзлоты и др.

Вопрос о роли геологического времени в катагенетических процессах наиболее полно исследовался Н.В. Лопатиным. При этом последние исследования показали, что связь степени катагенеза и времени воздействия температуры проявляется, но не является прямой.

Обычно влияние литологического состава изучается в ряду уголь-аргиллит-песчаник, здесь наблюдается уменьшение катагенной превращенности.  Казалось бы, такой порядок превращенности и должен быть, поскольку геотермический градиент обратно пропорционален теплопроводности пород. Наибольшей теплопроводностью обладают соли, затем – песчаники, наименьшей – угли. Однако в природе очень редко встречаются мощные разрезы одного литологического состава, поэтому четкого влияния литологического состава на зональность РОВ не наблюдается.

Первые критерии интенсивности катагенеза (метаморфизма) были разработаны для углей и в дальнейшем были связаны с оптическими свойствами углистых включений: отражательная способность витринита в воздухе – RА или в масле – RO.  В таблице 10 приведены данные по маркам угля, RO и палеотемпературам.











Таблица 10.
	Марка угля
	ОС витринита, 10RO
	Палеотемпература

	Б
	71
	95

	Д
	72 – 77
	100 – 130

	Г
	78 – 84
	135 – 165

	Ж
	85 – 95
	170 – 205

	К - ОС
	96 – 110
	210 – 230 

	Т
	До 115
	230 – 250 

	ПА – А 
	Более 115
	Более 250


В 1967 году шкала катагенеза была скорректирована Вассоевичем, Коноховым, Лопатиным. Для наименования ранеей, средней и поздней подстадий катагенеза использовались – прото, мезо и апо – ПК1, ПК2, ПК3 (прото), МК1, МК2, МК3, МК4, МК5 (мезо), АК1, АК2, АК3, АК4 (апо). Число градаций в каждой подстадии определялось средним числом классов гумусовых углей, выделяемых по степени их метаморфизма, а также по выявленным изменениям свойств – естественным переломам (скачкам углефикации).

Для установления степени преобразованности РОВ используют два метода: оптический и геохимический. Наиболее точным и подлинным является определение ОС витринита углистого детрита. Отметим, что с изменением преобразованности РОВ изменяется окраска керогена (НОВ) в проходящем свете.
Понятие о нефтегазоматеринских отложениях 
Зарождение нефти происходит в так называемых нефтематеринских толщах (НМТ). Нефтематеринские толщи – это карбонатно-глинистые породы, обогащённые рассеянным органическим веществом (РОВ), которые накапливались в областях длительного прогибания в слабовосстановительных или восстановительных условиях.

Не всегда отложения, содержащие органические вещества, реализуют свои возможности генерировать нефть и газ. Поэтому различают нефтематеринские толщи потенциальные и производящие.

Дискуссионным является вопрос о том, на какой стадии литогенеза потенциально нефтематеринские толщи становятся нефтегенерирующими. Учёные считают, что именно в процессе катагенеза и происходит преобразования рассеянного органического вещества в нефть. Это происходит не равномерно, а с четко выраженными максимумами, которые называют – главная фаза нефтеообразования и главная фаза газообразования (термокаталические процессы) (рис.26). 
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Рис.26. Интенсивность нефтегазообразования в осадочных породах.

Установлено, что процесс преобразования РОВ пород идет неравномерно по разрезу. Академик И.М. Губкин наметил основные этапы  нефтеобразования: «Вслед за относительно кратковременным периодом биохимических процессов переработки ОВ наступает неизмеримо более длительный геохимический период регионального метаморфизма, протекающего синхронно с метаморфизмом окружающих пород». 
Основными факторами в этом метаморфизме являются: 1) давление вышележащих масс и жидкостей, газов; 2) температура. Впервые вертикальная зональность нефтеобразования была установлена профессором В.А. Соколовым Он показал, что физико-химические условия, определяющие интенсивность и направленность процессов образования газа и нефти, изменяются по разрезу  осадочных  пород  (см.  рис. 26).   
В  верхней   части   разреза В.А. Соколов  выделил биохимическую зону, где наиболее интенсивно идут биохимические процессы. По мере погружения биохимическая зона переходит в термокаталитическую, через некоторую переходную зону, где биохимические процессы затухают, а термокаталитические процессы развиваются ещё очень медленно. Здесь находится минимум интенсивности нефтеобразования. Термокаталитическая зона (основной производитель нефти) охватывает всю часть разреза глубже 1 км и подразделяется на верхнюю и нижнюю (или метановую) подзоны. Глубина этих зон, постепенно переходящих одна в другую, во многом определяется геотермическим градиентом, исходным органическим веществом. Наиболее активно биохимические процессы идут в верхних слоях отложений. Бактерии и их ферменты перерабатывают здесь все вещества, на которые они способны воздействовать. Остаются лишь те органические соединения, которые бактериями не усваиваются. По мере погружения и перехода в термокаталитическую зону осадочных пород развиваются и с постоянно растущей скоростью идут химические процессы преобразования РОВ с продуцированием углеводородных и других газов. На разных частях термокаталитической зоны характер реакций и масштабы образования УВ неодинаковы в связи с изменением температуры (t) и давления (P) по разрезу. С увеличением t и P  происходит более полный распад углистых и других ОВ, а также УВ и гетероциклических соединений нефти. Накапливаются С, СН4 и наиболее устойчивые полициклические соединения.


Профессор Н.Б. Вассоевич предложил несколько отличающуюся схему зональности процессов нефтеобразования: в зоне катагенеза по мере погружения вначале формируются скопления газа, затем нефти, а в позднем катагенезе – газоконденсата. В 1967 г. Н.Б. Вассоевичем было обосновано понятие  о главной фазе нефтеобразования – этапе в геологической истории погружающейся осадочной толщи, находящейся в условиях t и P, при которых происходит наиболее интенсивное новообразование битумоидов, в том числе УВ.


Главная фаза нефтеобразования (ГФН) происходит на стадии среднего катагенеза, где наблюдаются следующие особенности:


1. Повышается значение битумоидного коэффициента (β) при t > 60 – 800С.


2. Наблюдается рост содержания высококипящих жидких УВ в составе РОВ.


3. Наблюдается появление жидких низкокипящих УВ в составе РОВ (С5 – С8).


4. Происходят изменения в составе высших парафинов: исчезает разница в количестве нечетных и четных атомов С в молекуле в диапазоне С23 – С34. Данный показатель Дж. Купер называет коэффициентом нечетности и понимает под ним отношение суммы парафинов в данном интервале к соответствующей сумме с четным числом атомов С (С24 – С34). Для современных осадков данные отношения находятся в пределах от 3 до 8, для древних пород – от 1,1 до 2, для нефтей – близко к 1.


5. Наблюдается рост содержания тяжелых углеводородных газов в составе свободных и водорастворённых газов.


Главная фаза нефтеобразования для РОВ сапролевого типа находится на стадии метаморфизма – МК, для гумусового – на стадии МК2-3, что связано с алифатическими структурами для сапролевого типа РОВ и полициклическими структурами – для гумусового РОВ.

Миграция нефти и газа


Нефть и газ в начальной стадии своего образования находятся в рассеянном состоянии в глинистых и карбонатных породах. В процессе диагенеза и катагенеза вода из уплотняющихся пород отжимается, захватывая с собой нефть и газ. Рассеянные в породах нефть и газ находятся в этой воде во взвешенном состоянии в виде микроскопических частиц или растворены в ней. Далее для последующего движения нефти и газа необходимо действие внешних геологических сил.

Миграция нефти и газа – перемещение нефти и газа в земной коре в различном агрегатном состоянии. Основными факторами миграции нефти и газа являются сила тяжести, градиенты давления, температура и концентрация углеводородов.
Роль и сила воздействия перечисленных факторов определяется конкретными свойствами геологического пространства и длительности их воздействия. Различают первичную и вторичную миграции.
1) Первичная миграция – это процесс перемещения углеводород из нефтематеринских толщ в породы – коллекторы.

2) Вторичная миграция – это внутри – и межформационное перемещение углеводородов по породам – коллекторам: разрывным нарушениям, трещинам, поверхностям стратиграфического несогласия и т.д. (рис.27).
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Рис 27. Схема формирования скоплений нефти и газа:
1 – глинистые породы, 2 – коллектор, 3 – залежь нефти; направление миграции углеводородов: 4 – первичной, 5 – вторичной, 
6 – тектонический экран.

Углеводороды могут перемещаться:

1) вместе с водой в водорастворенном состоянии;
2) в фазово-обособленном, свободном состоянии путем диффузии;
3) в состоянии газоконденсатных растворов.
ФАКТОРЫ ПЕРВИЧНОЙ МИГРАЦИИ
Современно представление о факторах первичной миграции и состоянии мигрирующих  углеводородов.

1. Образовавшиеся в стадию диагенеза углеводороды выжимаются вместе с водой из осадков при их уплотнении. С погружением пород углеводороды все более нагреваются. Повышение температуры обуславливает увеличение объема нефти и газа и тем самым способствует их перемещению.

2. Движение углеводородов может активизироваться в результате увеличения давления вследствие образования больших объемов новых веществ. При погружении пород на большие глубины усиливается генерация газа, и первичная нефть выносится ими из материнских пород в виде газового раствора. Эмиграция нефтяных углеводородов в виде газового раствора доказана экспериментально.
3. Явление диффузии (переноса) – реальный фактор первичной миграции. Под диффузией подразумевается взаимное проникновение молекул одного вещества в другое вследствие разности концентрации и стремления выравнить их. 
ФАКТОРЫ ВТОРИЧНОЙ  МИГРАЦИИ
1. Гравитационный фактор. Благодаря гравитационному фактору возможно накопление нефти и газа в ловушках.

2. Гидравлический фактор – активная гидродинамическая обстановка, которая возникает при движении подземных вод, не только облегчая всплывание нефти и газа, но и способствуя перемещению УВ.


Постольку главный фактор миграции – это сила тяжести, то в основном миграция является восходящей, то есть субвертикальной. При надежной изоляции – покрышки – миграция происходит по проницаемым породам. Такой характер миграции называют сублатеральный (боковой). Обычно, миграция носит смешанный характер. Когда зоны латеральной и вертикальной миграции чередуются. Для газа, способного перемещаться по менее проницаемым породам и имеющего меньший удельный вес, вертикальная составляющая в процессе миграции будет больше, чем для нефти.


Существует еще один вид миграции – более редкий, но всё же встречающийся – нисходящая миграция: нефть в фазово-обособленном и газоконденсатном состоянии мигрирует вниз по разрезу. Это происходит, когда в каком-либо интервале разреза возникает повышенное пластовое давление, а изолированность пород сверху лучше, чем снизу, где залегают проницаемые горизонты с меньшим давлением. 


Главным свойством геологической среды, обеспечивающим протекание процессов миграции, является её неоднородность по пористости, проницаемости и структурно-тектоническим признакам. 


Миграция происходит по зонам наименьшего фильтрационного сопротивления, т.е. по направлению восстания проницаемого пласта в его кровельной части по породам с наибольшей проницаемостью до тектонического или литологического экрана. Такая миграция называется  внутрирезервуарная или латеральная (осуществляется по породам и трещинам). Миграция, протекающая по разрывным нарушениям и стратиграфическим несогласиям называется межрезервуарная или вертикальная (рис.28).
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Рис.28. Внутрирезервуарная (а,б) и межрезервуарная (в, г) миграция (стрелка показывает направление миграции).
МАСШТАБЫ МИГРАЦИИ
1. Локальная  миграция – это миграция, которая контролируется размерами локальной структуры.

2. Зональная миграция – это миграция, которая контролируется зоной нефтегазонакопления.

3. Региональная миграция – это миграция, которая соответствует структуре 1-го и более высокого порядка.

Дальность латеральной миграции в платформенных условиях составляет десятки – первые сотни километров, а в геосинклинальных областях – не превышает десятки метров. 

Диапазон вертикальной миграции ограничивается мощностью осадочного бассейна. Расстояние, направление и скорость УВ зависит: от геологической обстановки формирования залежи и от физических свойств нефти.

ОПРЕДЕЛЕНИЕ НАПРАВЛЕНИЯ МИГРАЦИИ
Направление миграции определяется тектоническим строением района, так как нефть при движении выбирает пути наименьшего сопротивления и мигрирует в этом направлении. Это предполагаемое направление миграции углеводородов устанавливается:

 1. По соотношению коэффициентов заполнения ловушек. 

     Постепенное уменьшение степени заполнения ловушек по мере удаления от источника генерации вверх по восстанию пластов;

2. По изучению изотопного состава нефти и газа и элементов, входящих в них;

3. Размещение продуктивных и «пустых» структур;

4. В направлении миграции происходит постепенное облегчение нефтей (уменьшение ее плотности, обогащение легкими фракциями и снижение содержания асфальтовых смолистых веществ); 

5. В направлении миграции уменьшается содержание ароматических УВ. Ароматические углеводороды меньше мигрируют  по сравнению с группами - метановыми и нафтеновыми.

6. Состав УВ газов в направлении миграции меняется: обеднение процентного содержания гомологов метана (CH4).
Миграция нефти и газа сопровождается неизбежными потерями, которые для нефти, мигрирующей сквозь поровый коллектор, составляет как минимум  20%. Потери нефти в любых условиях всегда в 1,5 – 2 раза больше, чем потери газа.
ВОЗМОЖНЫЕ МЕХАНИЗМЫ ФОРМИРОВАНИЯ СКОПЛЕНИЙ НЕФТИ И ГАЗА
В результате миграции углеводороды перемещаются по пласту-коллектору до тех пор, пока не встретят на своем пути ловушку, в которой и происходит аккумуляция нефти и газа.
 Процесс аккумуляции – это этап процесса миграции, при котором интенсивность рассеивания углеводородов из объема горных пород меньше интенсивности их поступления в этот объем.

Нефтяные углеводороды всегда аккумулируют вместе с некоторым количеством растворенных в них углеводородных газов.

Газообразные углеводороды могут накапливаться обособленно или с растворенными в них жидкостями (конденсат).

По отношению к нефтематеринским толщам И.М. Губкин предлагает выделить первичные и  вторичные залежи углеводородов. 
ПЕРВИЧНЫЕ ЗАЛЕЖИ
Первичная миграция завершилась и углеводороды отжаты из пелитовых пород в породы – коллекторы. Дно седиментационного бассейна не всегда строго горизонтальное, а имеет определенный первичный уклон, который в некоторых случаях обусловливает миграцию углеводородов по региональному восстанию слоев. Некоторые исследователи допускают возможность внутрирезервуарной миграции углеводородов даже при наклоне 1 – 2 м на 1 км.
В зависимости от мощности пелитовых пород – генераторов и пород – коллекторов от интенсивностей генераций углеводородов термобарических условий и других факторов углеводороды могут находиться в свободном состоянии или растворенным в воде состоянии.

Важное замечание при формировании залежей нефти и газа может иметь струйная миграция углеводородов в свободном состоянии. Капли нефти и пузырьки газа объединяются и в силу своей плавучести стремятся занять наиболее гипсометрические приподнятые части природного резервуара.

Ловушкой на пути углеводородов могут стать:

- локальная антиклинальная структура;

- тектонически экранированная часть пласта;

- зоны литологического выклинивания коллекторов;

- участки стратиграфического несогласия.
ВТОРИЧНЫЕ ЗАЛЕЖИ

Если при формировании первичных залежей основную роль играет внутрирезервуарная миграция, то вторичные залежи образуются в результате межрезервуарной миграции углеводородов из нефтематеринских свит главным образом в нефтегазосодержащие другого стратиграфического комплекса. Переток углеводородов происходит по микро- и макротрещинам и по поверхностям стратиграфических несогласий.


В природе залежи формируются в результате сочетания различных видов миграции. Залежи могут формироваться ступенчато, при сочетании горизонтальной и вертикальной миграции (рис.29).
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Рис. 29. Схема ступенчатой миграции углеводородов.


- В платформенных  условиях (Волго-Уральская и Западно-Сибирская нефтегазоносные провинции), где разрывные нарушения практически отсутствуют, залежи образуются за счет латеральной миграции углеводородов.


- В геосинклиналях и передовых прогибах (Западно-Уральская зона складчатости), где широко развиты дизъюнктивные нарушения, дислоцированность слоев, залежи образуются преимущественно в результате вертикальной миграции.


Образованные первичные и вторичные залежи в природных геологических условиях часто имеют закономерное распределение. Российские    ученые  С.П. Максимов,   А.Л.Козлов  и    канадский   ученый У. Гассоу, исследуя эту закономерность, пришли к выводу, что при ступенчатом распределении структурных ловушек по восстанию пластов залежи нефти и газа располагаются согласно принципу дифференциального улавливания углеводородов, т.е. газовые залежи по мере повышения гипсометрических отметок ловушек сменяются газонефтяными, еще выше – нефтяными (рис. 30).


Залежи нефти и газа размещаются согласно принципу дифференциального улавливания только в том случае, если углеводороды мигрируют  в свободном состоянии в виде струй нефти и газа.  Струя газа, обладая большей миграционной способностью, опережает в своем движении струю нефти и занимает наиболее погруженную, первую на пути миграции ловушку. Эта ловушка, наполнившись газом, уже не сможет принимать нефть, и поэтому следующая по восстанию ловушка будет аккумулировать газ и нефть, и затем, когда газовая струя «иссякнет» – только нефть. Если углеводородов окажется недостаточно для заполнения ловушек, расположенных гипсометрически еще выше, то они могут оказаться пустыми (водоносными).
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Рис. 30. Схема размещения залежей нефти и газа согласно принципу дифференциального улавливания углеводородов.


Совершенно иная картина наблюдается при миграции углеводородов в растворенном состоянии. При движении растворов по региональному восстанию слоев снижение давления и температуры будет способствовать выделению из них нефти и газа в свободное состояние. Так как жидкие углеводороды растворяются хуже, чем газообразные, первой из раствора должна выделиться нефть, которая и заполнит первую, гипсометрическую самую нижнюю ловушку. В дальнейшем, по мере миграции раствора вверх по восстанию слоев и снижении пластовых давлений и температур наряду с жидкими углеводородами будут выделяться и газообразные, и поэтому в следующих ловушках будут аккумулироваться нефть и газ, а еще выше – только газ. Такая дифференциация углеводородов соответствует принципу гравитационного разделения флюидов. 


Авторы теории дифференциального улавливания рассматривают его как универсальный закон формирования залежи нефти и газа. Однако с критикой этой теории выступил И.О. Брод, А.А. Бакиров, И.В. Высоцкий, которые считают, что описанное явление является частным случаем общей закономерности и не объясняет всего многообразия условий формирования залежей нефти и газа в земной коре.


В действительности процесс аккумуляции УВ протекает в более сложных условиях, которые зависят от конкретной геологической обстановки и ее изменений во времени.
ВРЕМЯ ФОРМИРОВАНИЯ ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА


Выявление условий и времени формирования месторождений углеводородов имеет не только теоретическое, но и практическое значение. Процессы формирования определяются тектоническими, литологическими, гидрогеологическими и другими факторами, основными из которых являются: характер структур, интенсивность тектонических движений, присутствие нефтематеринских толщ, свойства пород-коллекторов и флюидоупоров, наличие путей миграции и др. 

Время начала образования  скопления УВ определяется моментом формирования ловушки при условии, что к тому времени в бассейне уже начались процессы интенсивной генерации углеводородов.
Ряд исследователей считают, что залежи формируются сразу после отложения вмещающих пород. В.Б. Порфирьев предполагает, что формирование всех известных залежей на земном шаре происходило от начала миоцена до четвертичного периода. К.Б. Аширов считает, что формирование месторождений на Русской платформе относится к позднему кайнозою (неогену).

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Современные экономисты и политики, рассматривая перспективы развития человечества в XXI веке и далее, к сожалению, не всегда оценивают реальные нефтегазовые ресурсы Земли. Интенсивное развитие нефтяной и газовой отраслей топливно-энергетического комплекса, постоянно увеличивающийся спрос на сырье обусловили интенсивное глубинное геологическое изучение недр для прогноза, поисков и разведки нефтегазовых месторождений. Накопился громадный геологический материал по исследованию не​доступных с поверхности толщ осадочных горных пород отдельных месторождений и целых бассейнов. Геология и геохимия нефти и газа вступила в стадию регионального обобщения сведений по литологии и нефтегазоносности  стратосферы, что имеет фундаментальное научное значе​ние для геологии в целом, а также важное прикладное значение для обеспечения целенаправленного регионального и локального прогно​зирования месторождений нефти и газа.
Следует отметить, что практически все или, во всяком случае, большинство осадочных бассейнов уже из​вестны геологам, оценены их перспективы с точки зрения нефтегазо​носности. Количество бассейнов на Земле ограниченно, что в постоянном увеличении спроса и ограниченности природного предло​жения происходит постоянный рост цен на эти виды полезных иско​паемых. Рост цен, с одной стороны, будет способствовать разработке месторождений со все более сложными горно-геологическими и географо-экономическими условиями, а с другой стороны, обусловит снижение потребления нефтегазовых ресурсов в результате совершен​ствования технологий производства и вовлечения в энергетику новых источников.
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        КОНТРОЛЬНАЯ РАБОТА №1
(для  студентов заочного отделения)
АНАЛИЗ ГЕОЛОГИЧЕСКОГО СТРОЕНИЯ МЕСТОРОЖДЕНИЯ

Для выполнения работы  каждому студенту выдаётся фактический геологический материал по месторождению. 
Необходимые графические приложения к работе:

1. Сводный стратиграфический разрез.

2. Структурные карты продуктивных горизонтов.

3. Геологические профиля продуктивных горизонтов.

На основании полученных данных оформить пояснительную записку следующего содержания:

1. Местоположение изучаемого месторождения (нефтегазоносная провинция, нефтегазоносная область, зона нефтегазонакопления).

2. Тип месторождения:

а) по тектоническому признаку (месторождения платформ или складчатых областей), обосновать свой выбор (указать характерные черты строения месторождений платформ или складчатых областей);

б) по сложности геологического строения (простое, сложное или очень сложное), обосновать свой выбор;

в) по фазовому состоянию флюидов (газовое, газонефтяное, нефтяное). 

При написании этой главы обратитесь к разделу «Месторождения нефти и газа» в данном учебно-методическом пособии.


3.Стратиграфия.


Глава описывается по сводному стратиграфическому (или геолого-геофизическому) разрезу.


 Написание данной главы начинают с самых древних отложений представленного разреза (снизу-вверх). 


а) в главе даётся подробное описание следующих вопросов: какой системой, отделом, ярусом, горизонтом представлен сводный разрез месторождения;

         б) в характеристике каждого стратиграфического подразделения  указываются,  как залегают согласно или несогласно, с угловым несогласием, что выпадает из разреза, на какой глубине залегает;

          в) литологическое описание каждого стратиграфического подразделения с  указанием  мощности.

Правила написания главы «Стратиграфия»

а) все стратиграфические единицы (система, отдел, ярус, горизонт) пишутся по центру страницы  друг под другом;
б) названия стратиграфических подразделений должны быть выделены в соответствии с их рангом шрифтами, подчёркиванием и с указанием индекса;
в) в тексте все названия стратиграфических единиц пишутся с маленькой буквы;

г) нельзя писать: отложения системы, яруса, горизонта, а нужно: палеозойские, девонские, живетские отложения.

Примеры:

Палеозойская группа-PZ

Палеозойские отложения ложатся с угловым несогласием и глубоким перерывом в осадконакоплении на отложения рифей-вендского возраста. В связи с этим разрез палеозойских отложений является не полным: из разреза выпадает кембрийская, ордовикская и силурийская системы. Остальная часть палеозойской группы подразделяется на системы: девонскую, каменноугольную и пермскую. Мощность палеозойских отложений изменяется от 1000 до 1500 м. 
Девонская система-D     


Породы девонского возраста распространены повсеместно. На востоке они выходят на поверхность, участвуя в строении складок на западе - залегают на глубинах 1500-2000 м. Повсюду они ложатся с глубоким размывом и угловым несогласием на подстилающих рифей-вендских отложениях из разреза выпадает нижний отдел. Мощность девонской системы колеблется около 500 м.   

Средний отдел-D2



Среднедевонские отложения широко развиты в пределах изученной территории: на востоке они выходят на поверхность, на западе залегают на глубинах 2300-2800 м. Повсеместно они ложатся с угловым несогласием и стратиграфическим перерывом на подстилающие породы рифей-вендского возраста и подразделяются на эйфейльский и живетский ярусы. Мощность среднего отдела колеблется в пределах 150-180м.       

Живетский ярус  - D2 zv

Живетский ярус, как и вся девонская система, распространен повсеместно, выходя на поверхность на востоке и находясь на глубинах 1900-2400м на западе. Живетские отложения залегают согласно на бийских известняках эйфельского возраста и подразделяется на афонинский и страооскольский горизонты.

Афонинский горизонт – D2 af

Афонинские отложения залегают согласно на бийских отложениях. Афонинские отложения сложены преимущественно известняками. Известняки, частью доломитизированные, иногда глинистые. Мощность 15-25 м.  
4. Нефтегазоносность. 

Глава нефтегазоносность описывается по структурным картам и геологическим профилям.

Перечислить основные нефтегазоносные горизонты (снизу-вверх) и указать глубину их залегания. Глубина залегания берётся с масштабной шкалы геологического профиля по кровле пласта.


5.  Дать подробное литологическое описание пород-коллекторов и пород-покрышек.


6. Для всех представленных в плане и разрезе продуктивных горизонтов определяется тип залежи по классификации И.О.Брода (рис.24).
Для всех типов залежей определить амплитуду залежи, амплитуду ловушки и коэффициент заполнения ловушки (рис. 36).


Амплитуда залежи (Аз.) – это вертикальное расстояние от наивысшей точки (свода) до водонефтяного контакта для газонефтяной или нефтяной залежи (и до газоводяного контакта для газовой залежи).


Амплитуда ловушки (Ал.) – это вертикальное расстояние от наивысшей точки  (свода) до последней замкнутой изогипсы. 


Коэффициент заполнения ловушки (Кз.л.) – равен отношению амплитуды залежи к амплитуде ловушки. 

Кз.л.=Аз. / Ал.


7. Для всех продуктивных залежей определить гипсометрическое положение контактов (ГВК – газоводяной, ГНК – газонефтяной, ВНК – водонефтяной). 

Титульный лист работы оформляется в соответствии  с приложением № 2.
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Рис.36.    Схема пластово-сводовой нефтяной  залежи с газовой шапкой.                                 Условные обозначения:
        Части пласта: 1 - газовая; 2 - нефтегазовая; 3 - нефтяная; 4- водяная. 
Контакты: ГНК - газонефтяной контакт - условная поверхность, отделяющая в нефтегазовой части залежи нефть от газа; ВНК - водонефтяной контакт - условная поверхность, отделяющая в нефтяной залежи зону насыщенную нефтью от переходной, насыщенной нефтью с водой;
      Кз.л. = Аз/Ал - коэффициент заполнения ловушки.

 Аз - амплитуда залежи – это вертикальное расстояние от наивысшей точки до водонефтяного контакта; 
Ал - амплитуда ловушки – это вертикальное расстояние от наивысшей точки до последней замкнутой изогипсы; 
hн - высота нефтяной части залежи; hr - высота газовой шапки, 

Кз.л. изменяется от 0 до 1.
Контрольные вопросы по геологии нефти и газа
1. Что входит в понятие "каустобиолит".
2. Элементный, групповой и изотопный состав нефти.

3. Физические свойства нефти.

          4. Клас​сификация нефтей по содержанию смол, серы, асфальтенов.
          5. Основные агрегатные состояния газа в земной коре, его состав.
6. Физико-химические свойства природных газов.
7.  Что входит в понятия "газоконденсат " и "газогидрат".

 8.  Распределение газа, нефти и воды в нефтяном пласте. 
 9. Породы – коллекторы. Литологические типы коллекторов.

10. Основные коллекторские свойства горных пород.

11. Пористость. Размеры и формы пустот. Типы пористости. Коэффициенты пористости.

12. Проницаемость. Виды проницаемости. Коэффициент проницаемости.

13. Классификация коллекторов по пористости и по проницаемости.

14. Породы – покрышки, их назначения и типы.

15. Классификации пород-покрышек.

16. Природные резервуары и их типы (рисунки).

17. Природные ловушки и их типы (рисунки).
18. Определение залежи и элементы пластово-сводовой и массивной .

19. Классификация залежей по фазовому состоянию.    
20. Морфологическая классификация залежей по Броду.

21.  Месторождения нефти и газа и их основные классификации. 
22. Основные признаки месторождений платформ.

23. Основные признаки месторождений геосинклинальных областей.
24. Основные закономерности распределения нефти в земной коре.
25. Основные закономерности распределения газа  в земной коре.
26. Неорганические гипотезы происхождения нефти и газа.

27. Органическая гипотеза происхождения нефти и газа.

28. Стадии преобразования рассеянного органического вещества.

29. Закономерности изменения органического вещества в катагенезе.

30. Понятие о нефтегазоматеринских толщах.
31. Миграция нефти и газа и её виды.

32. Основные факторы, способствующие миграции.
  33.Основные процессы, способствующие образованию и         формированию залежей нефти и газа.
34. Принцип дифференциального улавливания флюидов.

35. Принцип гравитационного разделения флюидов. 
36. Основные факторы, способствующие разрушению  залежей нефти и газа.
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