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ПРОЕКТ УЧЕБНОГО ПОСОБИЯ

ГЕОЛОГИЯ И ГЕОХИМИЯ НЕФТИ И ГАЗА

(Краткий курс для студентов заочной формы обучения)
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ГЛАВА 1. ГЕОХИМИЯ НЕФТИ И ГАЗА

Каустобиолиты– горючие ископаемые, к которым  относятся горные породы и минералы, богатые органическим веществом. Главным признаком, объединяющим все горючие ископаемые, является способность к горению (термин «каустобиолиты» переводится, как горючие камни биогенного происхождения).

В настоящее время к каустобиолитам отнесены вещества угольного и нефтяного ряда. Угольный ряд включает: торфы, ископаемые угли, горючие сланцы и минералы (янтарь). Эти породы залегают на месте их образования, отличаются высокой концентрацией органического вещества и относятся к сингенетичным каустобиолитам. Нефтяной ряд включает: нефть и ее производные (озокериты, асфальты и др.), газы, т.е. вещества образование и условия залегания которых, связаны с миграционными процессами. Этот ряд относится к эпигенетичным каустобиолитам. Миграционные каустобиолиты представляют собой  систему сложных природных растворов, состоящих из большого числа подвижных индивидуальных соединений. Эти растворы не смешиваются с природными водами и поэтому находятся в недрах в газообразном, жидком, полужидком и твердом состоянии.

Органическое вещество является обязательным компонентом практически всех осадочных образований, начиная с конца архея. Среднее содержание С орг. или некарбонатного углерода составляет для осадочных пород около 0,55 – 0,6 %, что составляет 13 – 15 кг С орг. на 1 м3 породы.

Была установлена зависимость, согласно которой содержание органического вещества в осадочных породах, возрастает по мере увеличения в них глинистых частиц. Эта закономерность названа именем Траска.

Содержание С орг. (закономерность Ронова) с течением времени возрастало в соотношении 1:2:4, если сравнить в глобальном масштабе протерозойские, палеозойские  и мезозойско-кайнозойские отложения.

Выделяют 2 основные группы органического вещества:

1) Рассеянное органическое вещество (РОВ)

2) Концентрированное органическое вещество (КОВ)

Граница между ними проведена условно по содержанию С орг. и равна

 2,5 %. Это значение в 4 раза выше кларка.
По типам исходных биопродуцентов и с учетом химической структуры тканей все концентрированные формы органического вещества были подразделены на:

1. Сапропелиты, образующиеся за счет фитозоопланктона (жиры, белки, хитин)

2. Гумиты, формирующиеся за счет остатков высшей наземной растительности (углеводы и лигнин)

3. Липтобиолиты с исходным материалом, образованным наиболее стойкими к разложению тканями высших растений (воски, смолы, кутикулы)

Из сапропелевой органики образуются  жидкие УВ, а из гумусовой – газообразные.

Природная нефть – жидкость темно-коричневого или черного цвета при температуре 15 – 200 С, большинство нефтей – подвижные жидкости.

С генетической точки зрения нефть – обособившееся самостоятельное скопление, подвижные жидкие продукты преобразования рассеянного органического вещества в зоне катагенеза.

В химическом отношении нефть - сложная смесь углеводородных и смолисто-асфальтеновых, преимущественно, сера, кислород и азот содержащих соединений.

Основными компонентами нефтей являются парафиновые, нафтеновые и ароматические углеводороды.

В физическом отношение нефть - коллоидно-дисперсная, сложно организованная система. В воде нефть практически не растворима, но может образовывать с водой стойкие эмульсии.

В пластовых условиях природные нефтяные системы представляют собой углеводородные жидкости, всегда содержащие растворенные газообразные компоненты. Наличие в нефти значительных количеств растворенного газа резко изменяет ее свойства. 

Природные битумы

Природные битумы – это группа битумов, в составе которых преобладают асфальтово-смолистые компоненты или их производные.

Существуют два диаметрально противоположных пути формирования битумов: катагенный и гипергенный. Главным процессом образования твердых битумов является гипергенное преобразование нефтей. Окисление нефти приводит их в полутвердое (мальты) и твердое (асфальты, асфальтиты) состояния. По мере размыва и дальнейшего выветривания пород жильные и излившиеся формы битумов превращаются в окисленные гуминокериты 

(рис. 1). 

Природный газ нефтяных и газовых месторождений

Природный газ нефтяных и газовых месторождений - это смесь предельных углеводородов. Основным компонентом природного газа является метан, наряду с ним в состав газов входят более тяжелые углеводороды: этан, пропан, бутан, пентан. Кроме углеводородных компонентов в нефтяных и газовых месторождениях присутствуют углекислый газ, сероводород, азот, гелий, аргон, иногда водород. В пластовых условиях природный газ заполняет в виде самостоятельной фазы пустоты в породах, а также растворен в нефти или воде.

При повышенном давлении и температуре в глубокопогруженных отложениях в газе растворяются пары гексана и другие более высокомолекулярные жидкие УВ. Эти смеси называются газоконденсатными. При снижение давления в пласте или в сепараторе часть этих высокомолекулярных компонентов выпадает из газовой фазы в виде жидкости-конденсата. 

Газогидраты – критические соединения, в которых кристаллическая решетка льда расширена и содержит полости, заполненные молекулами газа. Эти твердые вещества по внешнему виду похожи на мокрый снег. 

Существуют природные и техногенные газогидраты. 

Природные возникают непосредственно в охлажденной осадочной толще на дне океана, в зоне вечной мерзлоты при давлении более 0.17 МПа и температуре ниже 100 С. 

Техногенные газогидраты возникают в результате эксплуатации скважин и в трубопроводах.

Элементный состав нефти

В состав нефти входят основные элементы: углерод, водород, кислород, сера, азот, в меньшей степени фосфор.

Углерод – 82-86%

Водород – 12-14%

Кислород – до 2%

Сера – сотые доли до 6%, максимум 10%

Азот - сотые доли до 1.5%, максимум 2%

Фосфор – следы, десятые доли %.

В нефти можно найти почти все элементы периодической системы Д.И. Менделеева, их называют микроэлементами. Металлы и неметаллы содержатся во всех нефтях в количестве 10-2 – 10-7%. Наибольшим содержанием характеризуются и чаще встречаются: ванадий, никель, железо, цинк. В золе некоторых нефтей содержатся ванадий и никель в количестве соизмеримом с концентрацией промышленных руд.

Классы УВ нефти

В нефти и некоторых ее производных присутствуют три основные группы УВ:

1.метановая (парафиновая или алканы). СnH2n+2

Это полностью насыщенные соединения, то есть все валентности заняты.

Алканы могут иметь нормальное строение (неразветвленная цепь) и изостроение (разветвленная цепь С атомов).

Простейшие члены, содержащие в молекуле от 1 до 4 атомов С при нормальной температуре 200 С и давлении 1 атмосфера, являются газами. УВ, содержащие от 5 – 15 атомов – жидкости, более высокомолекулярные алканы, содержащие более 16 атомов углерода – твердое состояние.

Алкановые УВ характеризуются малой реакционной способностью, химически весьма устойчивые.

2. нафтеновые (полиметиленовые, цикланы).

СnH2n – это непредельные соединения, но благодаря замыканию углеводородной цепи в кольцо, они имеют насыщенный характер, атомы углерода могут соединяться в циклы из 3 и более метильных групп (СH2).

3. ароматические (арены) СnH2n-6
Эти соединения довольно устойчивы, в то же время они обладают повышенной химической активностью по сравнению с метановыми и нафтеновыми УВ. 

Во всех основных группах УВ существуют ряды молекул, в которых каждый последний член отличается от предыдущего на СН2. Такие ряды носят название гомологических, а члены ряда – гомологи.

Гетеросоединения – это соединения в нефти, которые наряду с углеводородными радикалами содержат кислород, азот и серу.

Смолисто-асфальтеновые вещества (САВ)

Смолы и асфальтены – это совокупность сложных неуглеводородных соединений.

Молекулярная масса смол колеблется от 500 до 2000. В них содержится до 88% углерода, 10% водорода и 14% гетероатомов (кислород, азот и сера), в количестве 1 – 2% в них сконцентрированы все, присутствующие в нефтях металлы. В частности, в составе типичной нефти (по Дж. Ханту), имеющей плотность 0,85 г/см3, входят алканы – 25%, нафтены – 50%, арены – 17%, смолы и асфальтены – 8%.

Физические свойства нефти

Плотность – масса вещества в единице объема [г/см3, кг/м3].

Все нефти легче воды.

Плотность природной нефти изменяется от 0,78 до 0,99 г/см3 (780 – 990кг/м3).  
Различают плотности – относительную и абсолютную.

Относительная – показывает отношение массы нефти к массе воды при их температурах (4ºC для воды и 20ºC для нефти).

Фракционный состав нефти

Нефть состоит из множества углеводородных и неуглеводородных компонентов с разной температурой кипения.

Фракционный состав – это выделение фракций по температуре выкипания. В процессе перегонки нефть разделяется на следующие фракции: бензин – от начала кипения до 1900 С, керосин от 190 до 2600 С, дизельное топливо от 260 до 3600 С, тяжелый газойль и смазочные масла от 360 до 5300 С, остаток -более 5300 С.

Тяжелый остаток составляет от 15 до 35% нефти. Он содержит смолы и асфальтены. В смолисто-асфальтеновых компонентах сосредоточена основная часть металлов, содержащихся в нефти.

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

Вязкость определяет подвижность нефти и значительно влияет на продуктивность работы скважины и эффективность выработки. 

Различаю динамическую, кинематическую и условную вязкость.

Вязкость нефтей колеблется в широких пределах в зависимости от пластового давления, температуры и растворенного в нефти газа.

С увеличением температуры и количества растворенного газа вязкость уменьшается, причем количество растворенного газа оказывает более существенное влияние.

Наиболее распространенные значения вязкости пластовой нефти 0,8 – 50 мПа·с.

Оптические свойства нефти

Нефть и нефтепродукты оптически активны. Нефть обладает свойством вращать плоскость поляризации света, люминесцировать, преломлять проходящие световые лучи.

Электрические свойства нефти

Нефть и природный газ являются диэлектриками. Сопротивление нефти составляет 1010 – 1014 Ом*м. 

Магнитные свойства нефти

Нефть  диамагнетик, имеет отрицательную намагниченность.

«Типичная» нефть (по Дж. Ханту), имеющая плотность 0,85 г/см3 включает фракции:

	Фракция
	Объемная доля, %



	бензин С5 – С10
	27

	керосин  С11 – С12
	13

	дизельное топливо  С14 – С18
	12

	тяжелый газойль  С19 – С25
	10

	смазочные масла  С25 – С40
	20

	остаток  С40
	18

	
	


Теплота сгорания нефтей

По сравнению с другими источниками энергии теплота сгорания нефтей очень высока: теплота сгорания каменного угля – 30 -35 кДж/кг, 

     теплота сгорания природного газа – 37 – 40 кДж/куб.м,

     теплота сгорания нефти – 43 – 46 кДж/кг.

Давление насыщения – это давление, при котором весь газ растворен в нефти и дальнейшее его растворение при данной температуре не возможно.

 Давление насыщения зависит от состава нефти, газа и температуры. При пластовом давлении ниже давления насыщения из нефти выделяется растворенный в ней  газ.

Природные газы

Природные углеводородные газы представляют собой многокомпонентные смеси природных УВ и неуглеводородных соединений: азота, углекислоты, сероводорода, инертных газов, паров ртути, меркаптанов (соединение УВ с серой), водорода и гелия.

Промышленные скопления образуют сухие газы, попутные нефтяные газы, газы конденсатных месторождений, газы каменноугольных месторождений. 

Сухие углеводородные газы

Представлены в основном метаном (97-98%) с примесью его гомологов, а также не углеводородных компонентов: углекислый газ, азот и сероводород.

Попутные нефтяные газы

Представляют собой смесь УВ, в которых кроме метана содержится значительное количество тяжелых УВ (этана, пропана, бутана)  и высших УВ (в сумме до 50%), в различных количествах в них также присутствуют: углекислый газ, азот, редкие газы, гелий, аргон, сероводород и водород. Большое количество тяжелых УВ (50% и более) содержится в газах газоконденсатных месторождений. Наличие тяжелых газообразных УВ является отличительной особенностью газов нефтяных и газоконденсатных месторождений.

Каменноугольные  месторождения обычно содержат много метана и в различной степени обогащены диоксидом углерода и азотом. Содержание последних двух компонентов в смеси газов обусловлено газообменом с атмосферой и увеличивается по мере приближения к поверхности Земли. В газах угольных месторождений тяжелые УВ отсутствуют.

Природные горючие газы находятся в виде самостоятельных залежей в угольных и чисто газовых месторождениях, либо образуют газовую шапку над нефтяной залежью, либо содержатся в растворенном состоянии  в нефти (попутные газы).

Физические свойства углеводородных газов

Плотность газов при температуре 00С и давлении 1 атм изменяется в диапазоне от 0,73 до 1,2 кг/ м3.

Плотность метана – 0,65 кг/ м3, этана – 1,04 кг/ м3, пропана – 1,5 кг/ м3.

Вязкость – по сравнению с нефтью мала и составляет около 0,0001 мПа*с

Коэффициент сжимаемости газа изменяется в интервале от 0,8 до 1,2.

Органическое вещество

Форма нахождения и морфология органического вещества в осадочных породах различна. Выделяют следующие формы:

1) Морфологически оформленный растительный детрит;

2) Бесструктурное включение гидрофобного органического вещества в виде капель или комочков;

3) Сорбированная на поверхности минеральной части породы;

4) Растворенная, содержащая органическое вещество в форме солей;

5) Органическое вещество, входящее в кристаллическую решетку минералов.

При исследовании органического вещества осадочных пород и осадков в нем выделяют различные аналитические группы:

1) растворимые компоненты, включающие гуминовые вещества и битумоиды.

Гуминовые вещества – это гуминовые кислоты – фракция органического вещества, извлекаемая водным раствором щелочи из осадков почв, углей, и осаждаемая минеральными кислотами.

Битумоиды – это компоненты органического вещества, извлекаемые из органического вещества и породы органическими растворителями – хлороформом, бензолом, петролейным эфиром, ацетоном, спиртобензолом и др. 

2) нерастворимая в водных растворах щелочей и органических растворителях часть органического вещества, называется керогеном.

Типы керогенов

За рубежом, последнее время и в России, широко используется классификация типов органического вещества (типов керогенов) по структурно-химическому признаку (Тиссо и Вельте, рис. 2):

1) кероген с высоким содержанием водорода и низким содержание кислорода. Кероген формируется в основном за счет водорослевых и микробных липидов (жиры). Распространен относительно редко. Из него продуцируются в основном жидкие УВ.

2) Содержание водорода достаточно высокое, но меньше чем в первом случае, содержание кислорода более высокое, чем в первом. Кероген этого типа формируется в результате отложения и накопления морских организмов (фито- и зоопланктон, бактерии, с участием принесенного в бассейн органического вещества высших растений). Продуцирует жидкие и газообразные УВ для большинства нефтяных месторождений, в том числе и гигантских. 

3) керогены бедные водородом, но богатые кислородом. Кероген этого типа образуется в основном из остатков наземной растительности, и он продуцирует газообразные УВ.

Происхождение нефти

1) органическая концепция;

2) неорганическая концепция.

Современная осадочно-миграционная теория нефтегазообразования (по Н.Б.Вассоевичу).

Исходным для нефти и газа является сапропелевое, преимущественно водорослевое рассеянное органическое вещество морских, прибрежно-морских и озерных илов глинисто и глинисто-карбонатного состава. Нефтематеринскими отложениями считаются терригенные породы с содержанием С орг. более 0,5% и карбонатные осадки с концентрацией С орг. более 0,3% на начало катагенеза. Если концентрация С орг. выше 20%, то такие породы переходят в разряд горючих сланцев и углей, в которых генерированная нефть удерживается сорбционными силами и не образует промышленных залежей.

Гумусовое рассеянное органическое вещество прибрежно-морских и континентальных терригенных отложений, источником которого является высшая растительность, способна генерировать преимущественно газообразные УВ. Если в составе гумусового рассеянного органического вещества присутствуют липоидные вещества (смоляные тельца, парафины, оболочки спор, пыльца), то наряду с газами следует ожидать генерацию небольшого количества жидких УВ.

Первая стадия преобразования материнского органического вещества, связывается с бактериальными процессами (аэробными и анаэробными). Для хороших нефтематеринских осадков предпочтительна восстановительная или слабо восстановительная фация, благоприятная для развития процессов преобразования осадков в направлении битумообразования. С помощью ферментов микробы разлагают часть высокомолекулярных компонентов на простые соединения. На этом начальном этапе преобразования рассеянного органического вещества (РОВ) в ряде случаев могут сформироваться небольшие скопления асфальтоподобных веществ и газовые залежи. В связи с отсутствием надежных покрышек основная масса газа рассеивается. В конце диагенеза в уплотняющихся осадках остается наиболее устойчивая, нерастворимая в кислотах часть РОВ – кероген, который является источником основной массы УВ в катагенезе.

Вторая стадия преобразования органического вещества – катагенетическая или физико-химическая. Главными действующими факторами являются  давление, температура и время. Температура образования нефти может компенсироваться временем. В катагенезе образуются основные массы нефти и газа при температуре 50 – 2000 С. Повышение температуры вызывает термическое преобразование керогена и генерацию микронефти и газообразных компонентов. Образование нефти и газа происходит неравномерно. С повышением температуры генерация нефти по времени проявления опережает генерацию основной массы газа. В среднем катагенезе проявляется главная фаза нефтеобразования (ГФН), а в позднем-​ главная фаза газообразования (ГФГ).

Глубинный интервал главной зоны нефтеобразования распространяется в среднем в пределах 2 – 4 км и определяется геотермическим градиентом конкретного участка бассейна. В обычных платформенных областях этот интервал находится на глубинах 2 – 3 км, а во впадинах с низкими геотермическими градиентами, типа Прикаспийской, интервал главной зоны нефтеобразования может опускаться на глубину до 3 – 6 км.

В типичном осадочном бассейне интенсивное образование нефти начинается при переходе от прото - к мезокатагенезу (ПК – МК1) при температуре 50 – 700 С. Достигает максимума при температуре 90-1100 С на стадии МК2 и затухает при 150 – 1700 С в начале стадии МК4. 

Температурный порог образования нефти зависит от литологического типа пород. Для карбонатных пород он выше, чем для глин. Это объясняется тем, что высокая католитическая активность глин повышает энергию активации (рис. 3).

Концепция неорганического происхождени нефти

Различают: карбидную (1), космическую (2), вулканическую (3) концепции неорганического происхождения нефти.

1. Наиболее полно эту точку зрения неорганического синтеза нефти обосновал Д.И. Менделеев, который выдвинул на заседании Русского химического общества в 1877г. «Минеральную или карбидную гипотезу» происхождения нефти. Д. И. Менделеев исходил как из личных наблюдений за выходами нефти в районах г. Баку, так и из возможности химических реакций между карбидами металлов, водой. Он считал, что выходы нефти на поверхность свидетельствуют о стремлении ее к восходящим движениям. При горооб​разовании возникают разломы, через которые вода, проникая вглубь, вступает в реакцию с “углеродистым металлом", в результате чего обра​зуются окислы и предельные УВ. Реакция, обеспечивающая образование первичных соединений углерода и водорода, может быть представлена следующим образом:       2FeC + 3Н2О = Fe2O3 + С2Н6.
Возможность таких реакций, т. е. образование УВ разного состава, близких к нефтям, при действии воды на карбиды металлов при наличии соответствующих катализаторов, температуры, давления была доказана в лабораторных условиях. Тот факт, что в нефтях содержатся и гетеросоединения, по данной схеме образования нефти1 объясняется тем, что в недрах земли имеются не только карбиды металлов, но и сульфиды, нитриды, которые в соответствующих условиях образуют углеродистые гетеросоединения.
Для карбидного варианта необходимо допустить в пределах земной коры существование расплавленных масс углеродистых металлов и возможность проникновения к ним воды. При этом должны быть проводящие пути воды к жидким карбидам и обратно от очага генерации к местам ско​пления УВ. Однако современные данные о строении Земли убедительно показывают невозможность существования подобных трещин. Кроме то​го, нефтеподобные вещества, полученные в лабораторных условиях по схеме Д. И. Менделеева, существенно отличались по составу от естест​венных нефтей. Вместе с тем авторитет Д.И. Менделеева как ученого был столь велик, что его гипотеза в то время получила достаточно широкое признание.

2. В 1889 г. Василием Дмитриевичем Соколовым была предложена гипотеза космического происхождения нефти и битумов. Он полагал, что в фазу звездного состояния планет в их газовой оболочке уже существуют УВ, и первично расплавленная Земля сорбировала эти углеводородистые соединения. Затем при отвердении планеты и образовании земной коры УВ выделились из магмы и путем восходящих потоков по пустотам и трещинам достигли осадочной оболочки, с последующей аккумуляцией в нефтяные месторождения.
3. Близкие взгляды на неорганическое происхождение нефти защищал Юджел Кост (1905 г.), считая, что нефть образуется в магматических очагах и выделяется с газовыми эманациями при вулканических извержениях. Толчком для развития вулканической гипотезы Ю. Коста послужили про​явления метана в вулканических газах, битуминозные вещества в пепле вулканов (Везувий), а также нефтепроявления в кристалических породах.
Гипотезы неорганического происхождения нефти объединяет идея неорганического синтеза сложных компонентов нефти из С, Н2, СО, СО2, СН4, Н2О и других простейших углеводородистых соединений, содержащихся либо в земной коре или в мантии, либо в космосе.
Современная микстгенетическая концепция происхождения УВ (по В.П.Гаврилову):

1) субдукционная;

2) рифтогенная;

3) депрессионная.

Субдукционный (субдукционно-обдукционный) режим происхождения нефти является наиболее мощным. Возникновение углеводородных соединений происходит как за счет органических ресурсов осадочных толщ островных дуг, аккреционных призм, активных окраин континентов, так и за счет органики, которая затягивается и перерабатывается в зонах поглощения в месте с осадочными породами пододвигаемой океанической плиты. В зонах подвига литосферных плит всегда существует участок, в котором устанавливается оптимальный температурный режим (100 – 5000 С) благоприятный для активного термолиза органического вещества и преобразования его в УВ нефтяного ряда.Вместе с термальным водоминеральным потоком возникшие УВ возгоняются вверх и насыщают пористые и трещиноватые резервуары островных дуг или континентальных окраин.

Рифтогенный режим нефтегазообразования характерен для рифтогенных прогибов, которым присуще мощное осадконакопление и высокая прогретость недр. В своей эволюции они проходят различные стадии от внутриконтинентальных рифтов, через межконтинентальные (морские) рифты, до пассивных окраин континентов. Наиболее активное формирование нефтяных и газовых месторождений происходит на 2 последних стадиях развития рифтовых структур.

Депрессионный режим – может проявляться во внутриконтинентальных депрессиях в том случае, когда они не осложнены рифтогенезом. Для этого требуется длительный период (сотни млн. лет) осадконакопления, погружения обогащенных органикой пород на глубины  в 2 – 3 км и более, и только потом, под действием температурного фактора происходит трансформация рассеянной органики в УВ нефтяного ряда. 

Под влиянием депрессионного режима могло возникнуть около 5% от общих выявленных запасов УВ. Тогда, как с рифтогенным режимом связанно 15 – 20%, а с субдукционно-обдукционным до 75 – 80 % выявленных запасов нефти и газа.

ГЛАВА 2. ГЕОЛОГИЯ НЕФТИ И ГАЗА

(Горные породы как вместилище нефти и газа)

Все известные залежи нефти и газа (99,9%) заключены в осадочных породах. Нефть и газ занимает пустотное пространство в терригенных породах (пески, песчаники, алевриты, алевролиты) и карбонатных породах (известняки, доломиты, мергели). Вместе с нефтью и газом в пустотном пространстве находится вода.

Емкостные и фильтрационные свойства коллекторов

Пустотное пространство пород представлено порами, кавернами, трещинами, биопустотами (внутриформенные и межформенные).

Порами обычно называют пустоты между минеральными зернами и обломками размером менее 1 мм. Они заключены в жестком каркасе породы, называемом матрицей.

Каверны – это разнообразные пустоты размером более 1 мм, образованные в основном при выщелачивании отдельных компонентов или их перекристаллизации.

Трещины – совокупность разрывов, рассекающих горную породу, в основной массе образованная в литогенезе и связанная с формированием осадочной горной породы.

Биопустоты внутриформенные – к ним относятся внутренние пустоты в раковинах (камеры аммонитов и др.), а также пустоты, разделенные перегородками внутри коралловых скелетов.

Биопустоты межформенные – к ним относятся пустоты между раковин в известняках ракушечниках.

Пустоты могут быть изолированными и объединенными в общую систему каналами разной протяженности, сечения, формы, генезиса и т.д. Все эти параметры или емкостно-фильтрационные свойства зависят от минерального состава породы, формы, размера зерен, характера их укладки, наличия и состава цемента и других факторов, и определяют емкость порового пространства и его способность фильтровать флюиды при перепаде давления.

Горные породы, обладающие способностью вмещать нефть, газ и воду, и отдавать их при разработке, называют коллекторами. Емкость порового коллектора называют пористостью.

Для характеристики пористости употребляют коэффициент, который показывает какую часть от общего объема породы составляют поры. Он измеряется в процентах или долях единицы. 

По размерам все поры делятся на:

1) сверхкапиллярные (более 0,5 мм);

2) капиллярные (0,5 – 0,0002 мм);

3) субкапиллярные (менее 0,0002мм).

В сверхкапиллярных порах движении воды, флюида возможно под влиянием силы тяжести.

В капиллярных порах движение жидкости затруднено, в них на перемещение жидкости действуют силы капиллярного давления.

В субкапиллярных порах жидкость связана в виде пленок на стенках и не двигается. Движение нефти в пласте осуществляется лишь по сообщающимся поровым каналам размером более 0,0002 мм.

Различают пористость:

1) общая (абсолютная) – объем всех пор в породе(изолированных и сообщающихся). Коэффициент общей пористости – представляет собой отношение объема всех пор к объему образца породы.

Кnобщ = Vизол+ Vсообщ / Vпор

2) открытая – объем только тех пор, которые сообщаются между собой. Коэффициент открытой пористости равен:

Кnоткр = Vсообщ / Vпор

Всегда меньше, чем коэффициент общей пористости.

3) эффективная – определяется наличием таких пор, из которых нефть может быть извлечена при разработке. Неэффективными считаются субкапиллярные и изолированные поры. Коэффициент эффективной пористости равен отношению объема эффективных пор, через которые возможно движение нефти, воды и газа при определенных температуре и градиенте давления, к объему образца породы.

Кnэф = Vэф / Vпор

Величина коэффициента пористости горной породы (терригенный коллектор) может достигать 40%. Наиболее распространенное значение Кn нефтеносных песчаников Русской платформы 17 – 24%.

Проницаемость – это характеристика коллекторских свойств, характеризующая способность породы пропускать через себя жидкость и газ.

Формула Дарси показывает прохождение жидкости через породу

Qж = Кпр *·S* (ΔP)* t / μ * Δℓ

Коэффициент проницаемости имеет размерность площади (м2) и отражает площадь сечения каналов пор. Его выражают в мкм2  (в системе СИ) или в Дарси (в системе СГС).

Проницаемость зависит от размеров и формы поровых каналов, и изменяется пропорционально квадрату их диаметров при минимальной извилистости. Величина пор и каналов определяется размером зерен.

Проницаемость коллекторов нефти и газа изменяется в широких пределах 0,005 – 2 мкм2. Проницаемость нефтеносных песчаников - 0,05 – 3 мкм2, проницаемость трещиноватых известняков – 0,005 – 0,02 мкм2

Различают проницаемость:

1) абсолютную;

2) фазовую;

3) относительную.

Абсолютная проницаемость – это проницаемость горных пород для однородной инертной жидкости или газа при отсутствии заметного физико-химического взаимодействия их с пористой средой.

Фазовая проницаемость - проницаемость горных пород для какой-либо жидкости или газа при одновременном наличии в ней других  флюидов (газ – вода, вода - нефть, газ – нефть - вода) для данной жидкости или газа, зависит от степени насыщенности пор породы этой жидкостью или газом. 

Относительная проницаемость  – отношение фазовой проницаемости к абсолютной. Величина безразмерная, может изменяться от 0 до 1.

Проницаемость в большей степени зависит от наличия трещин, хотя доля их в пустотном пространстве составляет десятые и сотые доли процента. Объясняется это высокой проводимостью трещин по сравнению с порами гранулярных коллекторов, поэтому трещины создают в пласте направления преимущественной фильтрации.

Между пористостью и проницаемостью нет прямой связи.

Пористость по происхождению различают:

1)первичную

2)вторичную.

Первичными называют те пустоты, которые образуются одновременно с образованием самой породы.

Вторичными называют пустоты, которые возникают в уже сформировавшихся породах.

Общая пористость зависит от:

1) взаимного расположения и укладки зерен 

2) формы зерен и степени их окатанности

3) степени отсортированности частиц, слагающих породу

4) наличия цементирующего вещества и его количества.

Общая пористость не зависит:

- от размера зерен и размера пор.

Проницаемость зависит от:

1) размера пор (размера зерен, плотности укладки и взаимного расположения зерен, отсортированности, цементации)

2) конфигурации пор

3) взаимосообщаемости пор

4) трещиноватости породы

Проницаемость должна не зависеть

- от свойств, проходящих через породу жидких и газообразных веществ.

Классификация коллекторов

В основном классифицируются коллекторы по емкостным и фильтрационным свойствам. Одна из первых классификаций в нашей стране была создана Авдусиным и Цветковой. В качестве основного критерия была предложена величины эффективной пористости. Ими было выделено 5 классов коллекторов:

a. с эффективной пористостью более 20%;

b. с эффективной пористостью 15 – 20%;

c. с эффективной пористостью 10 – 15%;

d. с эффективной пористостью 5 – 10%;

e. с эффективной пористостью менее 5%.

Авдусин и Цветкова выделили классы коллекторов без указания типов пород, также в классификации не приводились величины проницаемости.

 Наиболее широко применяется  на практике классификация Ханина. Им было выделено 6 классов коллекторов для песчано-алевритовых пород:

I. с проницаемостью свыше 1000 мД;

II. с проницаемостью 1000 – 500 мД;

III. с проницаемостью 500 – 100 мД;

IV. с проницаемостью 100 – 10 мД;

V. с проницаемостью 10 – 1 мД;

VI. с проницаемостью менее 1 мД.

Каждому типу песчано-алевритовых пород в пределах того или иного класса соответствует своя величина эффективной пористости. Породы, относящиеся к 6 классу с проницаемостью менее 1 мД обычно в естественных условиях содержат 90% и более остаточной воды и не являются коллекторами промышленного значения.

Введение в классификацию литологической характеристики пород, является необходимым.

По различным данным от 50 до 60% современных мировых запасов УВ приурочено к карбонатным породам, среди них выделяются наилучшие по качеству рифовые сооружения. Карбонатные коллекторы характеризуются специфическими особенностями: крайней невыдержанностью, значительной изменчивостью свойств, что затрудняет их сопоставление, в них относительно легко происходят разнообразные диагенетические и катагенетические изменения. Фациальный облик известняков, в большей мере, чем в обломочных породах, влияет на формирование коллекторских свойств. В минеральном отношении карбонатные породы менее разнообразны, чем обломочные, но по структурно-текстурным характеристикам имеют гораздо больше разновидностей.

Для карбонатных пород Багринцевой составлена оценочно – генетическая классификация, которая выделяет 3 группы: А, Б, В с высокими, средними и низкими коллекторскими свойствами. В основу классификации положены абсолютная проницаемость, открытая пористость, остаточная водонасыщенность, относительная газопроницаемость, потенциальный коэффициент газонасыщенности с учетом текстурно-структурных характеристик пород.

Существует еще общая классификация коллекторов нефти и газа (учебник Баженовой и др.). Она основана на сопоставлении исходных классификаций, в ней учтены, как структурные признаки породы, так от- части и их состав. Выделение классов (а всего их 6) производится в основном по величине открытой пористости. При этом ее границы, а также границы проницаемости в классах очень высокие.

Флюидоупоры

Это породы плохо проницаемые для нефти, газа и воды, способные играть роль изолирующих ,экранирующих разделов, а те из них, которые непосредственно перекрывают залежи , называются покрышками. Изолирующая способность пород – экранов, перекрывающих залежи в природном резервуаре, обеспечивается низкой эффузивной и диффузивной проницаемостью их для нефти и газа, при перепадах давления возникающего при формировании залежей. Скорость фильтрации (пропускная способность) через вышележащие покрышки значительно меньше скорости накопления УВ при образовании залежей.

Лучшими покрышками считаются соленосные толщи. Наиболее распространенными считаются глины. Кроме глинистых пород и соленосных толщ покрышками могут служить и другие разновидности осадочных и даже магматических пород. Если экранирующие способности глинистых и соленых пород объясняются их пластичностью, то другие разновидности пород обладают изолирующей способностью вследствие своей плотности (прочности, крепости) и рассматриваются как плотностные покрышки.

Покрышки, относящиеся к разряду плотностных, образуются обычно толщами однородных, монолитных, лишенных трещин, тонкокристаллических известняков, реже доломитов, мергелей, аргиллитов. Карбонатные покрышки характерны для нефтяных залежей платформенных областей для условий пологого залегания пород. Для плотностных покрышек большое значение имеет мощность, увеличивающая в целом крепость пород. Плотностные покрышки теряют герметичность на больших глубинах из-за разрушения в зонах больших напряжений.

Своеобразными флюидоупорами являются криогенные породы. Их образование связано с формированием многолетней мерзлоты в при- полярных, северных и южных широтах. Они развиты в Гренландии, на севере Сибири, США и Канады. Мощность промерзлых пород достигает 800 – 

900 м ,они способны держать большие объемы газа.

Определенную связь с многолетнемерзлыми породами имеют толщи, содержащие газогидраты, которые тоже выступают в виде флюидоупоров.

Существующие попытки классификации покрышек сводятся к разделению их по вещественному составу (глинистые, хемогенные и др.) и по широте распространения (общебассейновые, региональные, зональные, локальные).

Классификация Ханина: «Оценочная шкала экранирующей способности глинистых пород». Он выделил 5 групп экранов:

a. экранирующая способность весьма высокая;

b. экранирующая способность высокая;

c. экранирующая способность средняя;

d. экранирующая способность пониженная;

e. экранирующая способность низкая.

В основу классификации положена максимальная величина диаметра пор, проницаемость абсолютная по газу и давление прорыва через насыщенную керосином породу.

Классификация помогает оценивать экранирующие способности по объективным параметрам, характеризующим фильтрующие свойства пород.

Ухудшает экранирующие свойства всех пород появление трещиноватости. Для глин – наличие песчано-алевритового  материала.

Природный резервуар

По Броду природный резервуар – это вместилище для нефти, газа и воды, внутри которого они могут циркулировать, и форма которых обусловлена отношением коллектора с вмещающими его плохопроницаемыми породами.

Формирование основных типов резервуаров обуславливается следующими процессами:

1. деформация пластов, создающая антиклинали, купола, разрывы (сбросы, взбросы, надвиги и т.д.), вообще относительное превышение одного участка над другим.

2. осадконакопление, в процессе которого формируются породы разного состава, а именно коллекторы и флюидоупоры.

3. чередование периодов эрозии и осадконакопления, в течение которых структуры частично или полностью подвергаются размыву, а затем на размытой поверхности накапливаются более молодые породы.

4. процессы соляного и глиняного диапиризма, грязевого вулканизма.

5. гидродинамические процессы – изменение относительного положения областей создания напора и разгрузки вод.

6. изменение геохимических условий в недрах, приводящие к цементации коллекторов, доломитизации известняков, выщелачиванию, гидратации ангидридов.

Резервуары

1. Пластовые резервуары

Представлены породами коллекторами значительно распространенными по площади (сотни и тысячи км2), характеризуются небольшой мощностью (от единиц до десятков м) в кровле и подошве они ограничены флюидоупорами. Они могут быть сложены, как карбонатными, так и терригенными образованиями. Часто содержат отдельные линзовидные прослойки непроницаемых пород в толще основного горизонта (коллектора), что делает их неоднородными по строению, как в вертикальном направлении, так и горизонтальном.

2. Массивные резервуары

Представляют собой мощную, несколько сотен метров (первых километров), толщу коллекторов различного или одинакового литологического состава, сверху и по бокам они ограничены непроницаемыми породами. Границей снизу являются подземные воды, подстилающие залежь. Вода в этом случае называется подошвенной. Размеры по вертикали и горизонтали часто сопоставимы. В толще пластов – коллекторов могут быть непроницаемые прослойки, однако все пласты проницаемых пород сообщаются, представляя единый природный резервуар. Часто возраст пластов, слагающих массивный резервуар, бывает различным. Частным случаем массивного природного резервуара являются ископаемые рифы, представляющие собой захороненные под мощной толщей молодых отложений рифовые постройки.

3. Природные резервуары неправильной формы, литологически ограниченные со всех сторон

Эти резервуары  со всех сторон окружены непроницаемыми породами. Например: линза песков в толще глинистых пород, русло палеореки, палеобары.

Ловушки

По Леверсену ловушка обуславливает способность остановить движение флюидов и обеспечить накопление нефти и газа.

Окнова под ловушкой УВ предлагает понимать, часть природного резервуара, в котором благодаря наличию проницаемого коллектора и непроницаемой покрышки создаются благоприятные условия для улавливания ,скопления и сохранения УВ.

Классификация ловушек по Бакирову (на генетической основе):

1 класс – структурные ловушки, образованные в результате изгиба слоев или разрыва их сплошности.

2 класс – стратиграфические ловушки, сформированые в результате эрозии пластов коллекторов во время перерыва в накоплении осадков (в эпоху восходящих движений) и перекрывающие их затем непроницаемыми породами (в эпоху нисходящих движений). Как правило, толщи пород, образовавшиеся после перерыва в осадконакоплении, характеризуются более простыми структурными формами залегания. 

 Поверхность, определяющая эти толщи, от толщ, возникших ранее, называется поверхностью стратиграфического несогласия.

3-ий класс – литологические ловушки.

Они образованы в результате литологического замещения пористых проницаемых пород непроницаемыми.

4-ый класс – рифогенные ловушки.

 Они сформированы в результате отмирания организмов «рифостроителей» (кораллов, мшанок), накопления их скелетных остатков в форме  рифового тела и последующего его перекрытия непроницаемыми породами.

Залежь

Залежь – скопление УВ в ловушке, все части которой гидродинамически связаны.

Классификация залежей по Броду.

1.пластовые

    1.1.сводовые

      а) не нарушенные

      б) слабонарушенные

      в) разбитые на блоки

    1.2.экранированные

      а) тектонически

      б) стратиграфически

      в) литологически

      г) гидравлически

2.массивные в выступах:

      а) структурных

      б) эрозионных

      в) биогенных (рифогенных)

3.ограниченные со всех сторон

      а) водой

      б) непроницаемыми породами

      в) водой и не проницаемыми породами

Классификация залежей по составу флюида:

1.чисто нефтяные

2.нефтяные с газовой шапкой 

3.нефтегазовые

4.газовые с нефтяной оторочкой

5.газоконденсатные

6.газоконденсатно-нефтяные

7.чисто газовые

Классификация залежей нефти и газа по их запасам:

	Залежи, 

категория
	Запасы нефти,

в млн. т

	Запасы газа, 

в млрд. м3

	Россия (2001г.)

	Уникальные
	более 300
	более 500

	Крупные
	300-60
	500-75

	Средние
	60-15
	75-40

	Мелкие
	менее 15
	менее 40

	США

	A
	более 6.85
	более 8.5

	B
	3.42-6.85
	4.2-8.5

	C
	1.37-3.42
	1.7-4.2

	D
	0.14-1.37
	0.2-1.7

	E
	менее 0.14
	Менее 0.2

	F
	Не рентабельные для разработки


Отличия между классификациями:

1.В США технически более доступное и совершенное оборудование для добычи нефти и газа, более низкий уровень добычи оказывается рентабельным.

2.В РФ отмечается пренебрежительное отношение  к мелким залежам, погоня только за крупным экономическим или политическим эффектом.

Классификация залежей по значениям рабочих дебитов (по Конторовичу).

	Класс
	Залежь
	Дебиты нефти,

т/сут
	Дебиты газа,

м3/сут

	1
	высокодебитная
	более 100
	более 1 млн

	2
	среднедебитная
	10-100
	100 тыс-1 млн

	3
	мелкодебитная
	2-10
	20 тыс- 100 тыс

	4
	не промышленная
	менее 2
	менее 20 тыс


 По сложности геологического строения выделяются залежи:

- простого строения - однофазные залежи, связанные с ненарушенными или слабо нарушенными структурами, продуктивные пласты характеризуются выдержанностью толщин и коллекторских свойств по площади и разрезу;

- сложного строения - одно- и двухфазные залежи, характеризующиеся невыдержанностью толщин и коллекторских свойств продуктивных пластов по площади и разрезу или наличием литологических замещений коллекторов непроницаемыми породами, либо тектонических нарушений;

- очень сложного строения - одно- и двухфазные залежи, характеризующиеся как наличием литологических замещений или тектонических нарушений, так и невыдержанностью толщин и коллекторских свойств продуктивных пластов.

Для разработки залежи большое значение имеет режим пласта, в котором находится залежь.

Режим пласта определяется энергией, обеспечивающей продвижение нефти или газа к забоям скважин. Оно может осуществляться за счет:

1.силы тяжести нефти, газа и конденсата

2.упругого напора газовой залежи или шапки

3.расширения растворенного газа

4.расширения сжатой нефти

5.расширения сжатой воды

6.упругих релаксаций пород

7.напора законтурных вод.

Пять из семи энергетических источников (2-6) связаны с упругими силами, проявляющимися через сжатие флюидов и пород, а два источника (1 и 7)своим происхождением обязаны гравитации.

Долгое время, как в вопросе разработки, так и в вопросах формирования залежей отдавалось предпочтение влиянию гравитационных сил. При этом упускалось из виду, что любое проявление сил гравитации в земной коре неизбежно сопровождается упругими явлениями. Как правило, в пласте действуют все эти силы, поэтому наиболее распространены смешанные режимы. Можно говорить лишь о преобладающем влиянии того или иного источника силы, в пределах залежи или отдельных ее частях. Практически наибольшее значение имеют водонапорные режимы и упругого напора свободного и растворенного газа.

Пересечение газонефтяного контакта с кровлей пласта дает внешний контур газоносности. 

Пересечение газонефтяного контакта с подошвой пласта дает внутренний контур газоносности.

Пересечение водонефтяного контакта с кровлей пласта дает внешний контур нефтеносности.

Пересечение водонефтяного контакта с подошвой пласта дает внутренний контур нефтеносности.

Для массивной залежи характерны только внешние контуры газо и нефтеносности.

Нефтегазоносные комплексы

Составными частями бассейнов являются нефтегазоносные комплексы.

Нефтегазоносным комплексом – называют часть разреза осадочного бассейна, содержащую скопления нефти и газа и, характеризующуюся относительным единством: условий накопления пород, формирования коллекторов, флюидоупоров, накопления и преобразования органического вещества, формирования гидродинамической системы.

Основными характеристиками нефтегазоносного комплекса являются:

· возраст и условия накопления пород;

· объем комплекса (толщина, площадь распространения)

· литологический состав разреза;

· сочетание коллекторов и флюидоупоров;

· условия залегания и размещения нефти и газа;

· соотношение нефтепроизводных и нефтеносных толщ;

· морфологические и генетические типы ловушек.

Нефтегазоносные комплексы рассматриваются как природные систем, обладающие различными способами, прежде всего, аккумулятировать УВ, а иногда и генерировать.

Комплексы состоят из главных элементов:

1.порода-коллектор слагает природный резервуар;

2.порода-флюидоупор

3. не всегда нефтематеринская порода.

По масштабам распространения нефтегазоносные комплексы подразделены Бакировым на:

1.региональные

2.субрегиональные

3.зональные

4.локальные.

Осадочные бассейны и их части могут включать один или несколько нефтегазоносных комплекса различных порядков. Нефтегазоносные комплексы обычно являются самостоятельными объектами поисков и разведки.

Ниже приведены примеры регионально нефтегазоносных комплексов.
Продуктивная толща Апшеронского полуострова, Прикуринской низменно​сти и Гобустана в Азербайджане и красноцветная толща Юго-Западной Туркме​нии, объединяющиеся в акватории Южного Каспия, - это генетически единый терригенный комплекс среднего плиоцена. Толщина его более 3 км, сложен чере​дованием песков, песчаников и глин, накопившихся в мелководном опресненном бассейне. Коллекторы - мелко- и среднезернистые пески различной толщины (от долей метра до 20-30 м). Сверху комплекс ограничен преимущественно глини​стыми отложениями верхнего плиоцена, а подстилается преимущественно глини​стыми отложениями понтического яруса (нижний плиоцен), миоцена и палеогена. Комплекс регионально нефтегазоносен на большей части площади и в разных ча​стях разреза - от кровли до подошвы, залежи расположены крайне неравно​мерно.
В Западно-Сибирском НГБ регионально нефтегазоносен терригенный песчано-глинистый комплекс мела - юры. На площади, превышающей 1,5 млн.км2, он характеризуется общностью условий тектонического развития, осадконакопления, структурных форм осадочного чехла и закономерностей распределе​ния нефти и газа. Все залежи заключены в терригенных коллекторах. С юга на север расширяется стратиграфический диапазон нефтегазоносности: на юге ре​гиона нефтеносны юра и доюрский комплекс (мелкие залежи в выступах палео​зоя); в Среднем Приобье нефтеносны юрские и нижнемеловые отложения, верх​немеловые - газоносные; на севере бассейна, между реками Пур и Таз, на п-ове Ямал в юре (там, где она вскрыта) установлены нефтяные залежи или нефтегазопроявления, в нижнем мелу - газоконденсатные залежи с нефтяными отороч​ками, в верхнему мелу - гигантские газовые залежи. Определяющий тип лову​шек - пластовые сводовые; во многих случаях из-за несовершенства локальных экранов пласты гидродинамически объединяются в массивные залежи. Рассмот​ренный нефтегазоносный комплекс нередко делят на части: верхняя (апт - сеноман)-газоносная, средняя (нижний мел) - газонефтеносная (нефть преобла​дает), нижняя (юра) -нефтеносная.
Надсолевые и подсолевые отложения Прикаспийской впадины образуют два самостоятельных комплекса по условиям залегания, характеру скоплений нефти и газа, типам коллекторов. Верхний - надсолевой - представлен терригенными отложениями верхней перми, триаса, юры и мела. Залежи контролируются соля​ными куполами кунгурского яруса нижней перми, над которыми в мезозойских отложениях формируются ловушки; встречаются залежи, экранированные соля​ными штоками. Подсолевой комплекс отделен от надсолевого мощной толщей соли и ангидритов кунгурского яруса нижней перми и сложен карбонатными и терригенными нижнепермскими, каменноугольными и девонскими породами. Для его характерны крупные массивы известняков, в которых заключены газоконден​сатные и нефтегазоконденсатные залежи.
Регионально газоносный верхнеюрский комплекс Западного Узбекистана и Восточной Туркмении сложен известняками, часть которых представлена погре​бенными рифами, содержащими основные скопления газа. Комплекс перекрывает верхнеюрская же соляно-ангидритная пачка - региональный флюидоупор. Ниже залегает терригенный газонефтеносный комплекс нижней- средней юры, он пока слабо изучен, однако есть основания ожидать в нем залежи.
В приведенных примерах рассмотрены крупные по объему регионально нефтегазоносные комплексы. Во многих районах выделяются комплексы, харак​теризующиеся меньшим объемом, например:
терригенные отложения среднего и низов верхнего девона в Волго-Уральском и Тимано-Печорском НГБ;
карбонатные породы карбона - нижней перми в этих же бассейнах;
терригенные отложения миоцена - олигоцена в Предкавказье;
карбонатные породы миоцена - олигоцена (свита Асмари) в Месопотамской впадине и др.
Нефтегазоносные комплексы обычно являются самостоятель​ными объектами поисков и разведки, в связи с этим необходимы разные методики их изучения и зачастую разное буровое оборудование и геофизическая аппаратура.  

Разрушение залежей нефти и газа

Скопления нефти и газа, образованные в результате миграции и аккумуляции их в ловушках, в последующем могут быть частично или полностью разрушены под влиянием тектонических, биохимических, химических и физических процессов.

Тектонические движения могут привести к исчезновению ловушки вследствие ее наклона или образования дизъюнктивных нарушений. Тогда нефть и газ из нее будут мигрировать в др. ловушку или на поверхность. Если в течение продолжительного времени крупная территория испытывает восходящие движения, то нефтегазосодержащие породы могут быть выведены на поверхность и УВ рассеются.

Биохимические реакции, при наличие разлагающих углеводородных бактерий, и химические процессы (окисление) так же могут привести к уничтожению скоплений нефти и газа. К разрушению залежи могут привести, в ряде случаев, и диффузионные процессы.

Миграция УВ

В настоящее время признается важная роль в формировании месторождений нефти и газа, как внутри резервуарной миграции УВ по проницаемым породам-коллекторам, так и внерезервуарной, происходящей перпендикулярно напластованию отложений по разрывным нарушениям или слабопроницаемым породам.

Различают миграцию УВ:

· первичная (эмиграция);

· вторичная;

· третичная (рэмиграция).

Первичная миграция – перемещение УВ из нефтематеринских толщ в породы-коллектора.

Вторичная миграция – перемещение УВ по пласту-коллектору до первого барьера (экрана), где может происходить скопление УВ.

На этапе вторичной миграции возможно формирование  залежей УВ.

Третичная миграция – переформирование уже образованной залежи.

Наиболее реальный механизм миграции УВ, который признается большинством ученых, в настоящее время представляется в следующем виде:

1.отжатие нефти и газа в растворенном состоянии в составе подземных седиментационных вод;

2.растворение нефти и газа в горячих газах и миграция  в однофазной смеси УВ;

3.миграция нефти и газа в свободном состоянии (струйная миграция)

Факторы, обусловливающие вторичную миграцию:

1.уплотнение пород;

2.силы всплывания нефти и газа (гравитационные силы);

3.гидравлический;

4.диффузионный.

Всплывание нефти и газа в породе-коллекторе в вид различия плотностей флюидов, ее заполняющих, происходит главным образом по микро и макротрещинам и крупным порам и кавернам. Чем интенсивнее дислоцированы слои, и чем больше разница в плотностях УВ и воды, тем больше и сила всплывания.

Таким образом, сила всплывания нефти и газа пропорциональна наклону пласта и разнице плотностей УВ и воды.

Козлов допускает миграцию нефти и газа по пласту-коллектору в силу их плавучести, даже при незначительных углах наклона слоев.

Если не будет перепада Р., то никакая фильтрация не начнется.

Диффузионный массоперенос газа осуществляется во всех направлениях (в сторону концентрации газа) через трещины горных пород, в том числе и глинистых, и характеризуется он наименьшими скоростями. Максимальное вертикальное расстояние, на которое мигрирует газ, в диффузионном потоке определяется диффузионной проницаемостью пород временем этого процесса. По представлению Бакирова эти расстояния вряд ли могут превышать 10 км.

Газ и нефть в свободном состоянии мигрируют преимущественно в вертикальном направлении к кровле пласта-коллектора, а затем в направлении большего угла восстания пласта. Миграция в этом случае характеризуется наибольшей скоростью. Скорость струйной миграции газа и нефти зависит, главным образом, от фазовой проницаемости пород для газа и нефти и пористости пласта, а так же от вязкости нефти и газа, угла наклона пласта и разности плотностей воды, нефти и газа в пластовых условиях.

Миграция УВ может так же происходить под влиянием упругих сил (напряжение), флюидов и заключающих их пород.

Как известно, жидкости, прежде всего вода, обладают способностью сжиматься, хоть и в незначительной степени. В случае уменьшения нагрузки, вследствие подъема или эрозии пород, возможно расширение жидкости, заполняющей резервуары, а из этого следует, что возможна и миграция.

Принцип дифференциального улавливания

(Максимова-Гассоу)

Скорость накопления нефти в ловушках (по определению Высоцкого) составляет от 12-700 т/год, а продолжительность формирования нефтяных залежей 1-12 млн. лет.

Закон передвижения нефти по Броду чрезвычайно прост: нефть выбирает линии наименьшего сопротивления и пробирается  в каждом отдельном случае в том направлении, в котором ей это легче сделать. С этой точки зрения следует выделять лишь основные типы миграционных процессов, превалирующих на том или ином этапе формирования скоплений нефти и газа. Постоянно имея в виду возможные существования различных видов миграции и их взаимный переход друг  в друга.

Все миграционные процессы рассматриваются им  по 3-ем категориям:

1 по форме (характеру движения нефти и газа);

2 по масштабу движения;

3 по путям движения.

1- следует различать два вида миграции:

а) молекулярная миграция – передвижение отдельных молекул, составляющих молекулярные пленки на частицах пород или на пленках воды, покрывающих эти частицы между молекулами входящих в состав горных пород.

б) свободная миграция – циркуляция воды, жидких и газообразных УВ-ов фильтрации.

2- различают 2 основных группы процессов:

а) локальная миграция местного значения, вызывающая образование одного месторождения, не выходящая за пределы структурного элемента, контролирующего формирование данного месторождения.

б) региональная миграция – процесс, обуславливающий формирование целой серии месторождений, закономерно связанных с крупной тектонической зоной.

3- можно выделить 2 вида миграции:

а) внерезервуарная миграция – перемещение подвижных веществ по плохо проницаемым породам.

б) внутрирезервуарная миграция – передвижение нефти и газа внутри коллекторских пород, слагающих природный резервуар. Движение может происходить как в вертикальном, так и в боковом (латеральном) направлениях, как по порам, так и по трещинам.

Месторождения нефти и газа

Месторождение нефти и газа   (по Броду)- совокупность залежей, контролируемых единым структурным элементом и заключенных в недрах одной и той же площади.

Месторождения нефти и газа  (по Вассоевичу, Еременко)- включает не только сумму залежей, но и всю толщу пород, принимающих участие в строении месторождения, т.е. целостный объем земной коры, включающий залежи нефти и газа.

Месторождения нефти и газа классифицируют по разным признакам, среди которых наиболее существенные следующие:

1. число залежей, объединяемых  в месторождение;

2. генезис и морфология структурных форм, образующих месторождение.

3. генетическое положение месторождения;

4. фазовое состояние УВ систем;

5. запасы нефти и газа.

Гигантское месторождение Боливар (Венесуэла) содержит 325 залежей.

 С позиции разведки и разработки месторождение – это отдельная залежь или группа залежей, имеющих в проекции на земную поверхность полное или частичное перекрытие своих контуров нефтегазоносности.

Площадь месторождений обычно составляет первые десятки сотен км 2.

Известны и гигантские по площади месторождения, площадь которых более  1 000  км 2.
По типу флюидов месторождения подразделяются согласно фазовому составу залежи, т.е. выделяются нефтяные, газовые, газоконденсатные. Если все залежи имеют один фазовый состав, то часто встречаются месторождения, в которых присутствуют флюиды разного типа. При характеристики такого типа месторождений на 1-ое место ставится флюид с наименьшей величиной запаса.

Месторождения платформ характеризуются следующими основными чертами:

1.приуроченность к пологим антиклинальным формам (куполам, брахиантиклиналям и т.д.).

2.углы падения крыльев структур измеряются единицами градусов или десятками минут.

3.площадь наиболее крупных поднятий – сотни и тысячи км 2 при высоте 10-км. и первые сотни м. Множество мелких поднятий, площади которых составляют единицы    км 2, а высота десятки м.

4.широкое развитие карбонатных комплексов и связанных с ними зон рифов.

5.наличие соляно-ангидритовых экранирующих толщ и зон соляного диапиризма.

6 - широкое распространение литологического и стратиграфиче​ского экранирования;
7 - обширные площади нефтегазовых и водонефтяных контактов;

8 - незначительные дизъюнктивные нарушения;

9 - ненарушенность покрышек и благоприятные условия сохране​ния залежей;

10 - широкое распространение газовых залежей.

Платформенные месторождения содержат 96% запасов нефти и 99 % газа. Именно на платформах во всем мире сосредоточено большинство гигантских месторождений: на Восточно-Европей​ской, Западно-Сибирской, Северо-Американской, Аравийской, Аф​риканской платформах месторождения содержат основные запасы и дают почти всю добычу нефти и газа в мире.
Месторождениям складчатых областей и эпиплатформенных внутриорогенных впадин свойственны:
1 - крутые резко выраженные структуры, своды и крылья кото​рых осложнены дизъюнктивными нарушениями (сбросами, надви​гами и пр.); углы падения крыльев - десятки градусов, иногда крылья поставлены на голову или подвернуты;

2 - преимущественно терригенный разрез;

3 - преимущественно небольшие тектонически экранированные и сводовые пластовые залежи;
4 - низкая герметичность экранов, обусловленная наличием дизъ​юнктивных нарушений;
5 - преобладание нефтяных залежей, иногда с газовыми шап​ками.
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