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ПЕРЕДМОВА

Сучасні тенденції розвитку нафтової і газової промисловості вимагають від фахівців нафтогазової справи глибоких знань про природні джерела нафти і газу. Основним об’єктом, на якому зосереджена увага геологів, промисловиків-розробників і бурильників, є промислове скупчення нафти і газу в надрах Землі. Детальне пізнання умов залягання та характеру таких скупчень вуглеводневої сировини в земній корі дає можливість науково обґрунтовувати вибір оптимального комплексу заходів для раціонального вилучення цих корисних копалин. Тому фахівці, які задіяні в роботі при розбурюванні та розробці нафтових і газових родовищ, повинні мати чітке уявлення про природне середовище залягання нафти і газу в надрах земної кори й володіти методикою аналізу різнобічної інформації в таких питаннях. Для досягнення цієї мети висувається вимога необхідної професійної підготовки кадрів нафтовиків. Саме тому навчальними планами нафтогазових спеціальностей передбачається вивчення дисципліни “Нафтогазова геологія”, яка є базовою для вивчення подальших профільних дисциплін. Програма цієї навчальної дисципліни містить найважливіші питання вчення про нафту та природний горючий газ: виникнення, роль і сфери використання, хімічний склад і фізичні властивості, характеристику природного середовища їхнього перебування, умови формування й залягання скупчень в надрах, геологічну будову родовищ і закономірності розміщення їх у межах окремих територій.
Можливості якісного засвоєння знань з дисципліни вельми обмежені через відсутність систематизованого навчального посібника українською мовою, який би в стислій формі висвітлював всі питання програми. Автор поставив собі за мету ліквідувати цю прогалину. Цей конспект лекцій підготовлений у відповідності з програмою дисципліни для студентів негеологічних спеціальностей. Матеріал викладений із врахуванням того, що студенти попередньо вивчали основні питання загальної геології. При цьому в конспекті розглядається той мінімально необхідний програмний теоретичний матеріал, який необхідно опанувати студентам негеологічних спеціальностей. Більш глибокі знання з окремих питань можна здобути з відповідних підручників, монографій, довідників і наукових журналів, які наведені в списку використаних джерел і рекомендованої літератури.
ВСТУП

Нафтогазова геологія — це розділ геології про склад, властивості, умови утворення, залягання та закономірності поширення нафти і газу в надрах земної кори.
На основі теоретичних положень геології нафти і газу розробляється наукова база пошуку, розвідки та видобування цих важливих корисних копалин. 
Пізнання основних закономірностей поширення нафти і газу в земних надрах, походження й умов формування родовищ дасть можливість забезпечувати.

У становленні і розвитку геології нафти і газу велику роль зіграли світові й українські вчені — А.Д. Архангельський, Д.В. Голубятников, И.М. Губкін і багато  інших. оцінку перспектив нафтогазоносності Західного Сибіру й інших районів країни.

Геологія нафти і газу ґрунтується на природничих науках фізичного, хімічного, біологічного напрямів, а також на двох галузях геологічних знань:

 а) речовинній, що вивчає природне середовище, в якому перебувають нафта і газ у надрах, а також склад і властивості цих корисних копалин. Для цього залучають такі розділи геології, геохімії та геофізики:

– літологія, яка вивчає осадочні гірські породи (їхній склад, структуру, властивості);

– геохімія нафти і газу, яка розглядає хімічний склад нафти і газу;
– промислова геофізика, яка включає комплекс фізичних (електрометричних, радіометричних, акустичних та інших) методів досліджень для вивчення у свердловинах гірських порід і флюїдів (нафти, газу та води) в умовах їхнього природного залягання; 
б) просторовій, яка виясняє закономірності розміщення скупчень нафти і газу в надрах і використовує основні положення:
– структурної геології (вивчення форм залягання гірських порід і тектонічних порушень);

– регіональної геології (геологічна будова окремих територій);

– історичної геології (встановлення послідовності утворення гірських порід у часі);
– розвідувальної геофізики, яка ґрунтується на вивченні природи та характеру поширення природних або штучно створених геофізичних полів (пружних хвиль, гравітаційного, електричного, геомагнітного, геотермічного та ін.) для вивчення геологічної будови надр певних територій, 
Учення про геологію нафти і газу формувалось у зв’язку із зростаючими потребами суспільства в нафті і газі та розвитком гірничої справи.

На основі основних принципових положень геології нафти і газу створюється наукова база для:

– прогнозування нафтогазоносності надр;

– кількісної оцінки запасів нафти, газу, конденсату та супутніх компонентів;
– розроблення методів і методик пошуку та розвідки родовищ;

– обґрунтування вибору ефективної системи розробки родовищ. 

Дисципліна “Геологія нафти і газу” складається з теоретичних і прикладних розділів. До теоретичних розділів належать питання, пов’язані із фізико-хімічною характеристикою нафти і газу та з умовами залягання їх у надрах, генезисом цих корисних копалин, процесами формування і руйнування покладів; до прикладних — питання вивчення просторового положення їхніх промислових скупчень у надрах, що зумовлює цілеспрямований і ефективний пошук і вилучення.

Відповідно до сучасних кваліфікаційних вимог до фахівців спеціальності 185 – Нафтогазова інженерія та технології  студент після опанування дисципліни повинен
знати:

– політико-економічне значення нафти і газу в світовому господарстві,

– сучасний стан нафтової і газової промисловості в Україні та в світі;
– положення нафти і газу серед енергоносіїв і каустобіолітів;
– хімічний склад і фізичні властивості нафти, газу та конденсату в надрах і на поверхні;
– класифікації нафт і природних горючих газів;

– характеристику середовища залягання нафти і газу в земній корі;

– типи та характеристику порід-колекторів, порід-флюдоупорів і природних резервуарів нафти і газу;
– умови формування та руйнування покладів нафти і газу;
– класифікації пасток, покладів і родовищ нафти і газу;

– основні гіпотези походження нафти і газу;

– характер і закономірності розподілу нафти і газу в земній корі;
– особливості геологічної будови та нафтогазоносності надр України і найважливіших родовищ світу та України;


вміти:
– підбирати спеціальну фахову літературу та фондові промислово-геологічні матеріали виробничих підприємств і наукових організацій для поглибленого вивчення питань  про умови залягання нафти та газу в надрах і особливості геологічної будови конкретного родовища;

– робити висновок щодо фізичних властивостей нафти, газу і конденсату в пластових і поверхневих умовах;

– визначати тип нафти за густиною, в’язкістю, вмістом вуглеводнів, парафінів, смол, сірки, світлих фракцій тощо;

– визначити тип природного горючого газу за вмістом метану, важких вуглеводнів, конденсату, сірководню, азоту тощо;

– використовувати здобуті теоретичні знання про склад і властивості нафти, газу та конденсату для вирішення практичних завдань;

– визначати характер порожнинного простору порід-колекторів нафти і газу;

– аналізувати ємнісно-фільтраційні властивості продуктивних пластів на родовищі;

– визначати типи колекторів нафти і газу за літологічним складом, природою порожнинного простору, пористістю, проникністю;

– визначати типи порід-флюїдоупорів за літологічним складом і площею поширення;

– характеризувати природні резервуари нафти і газу;

– аналізувати умови залягання нафти і газу в надрах;

– аналізувати характер заповнення продуктивних пластів нафтою, газом і водою в межах родовища;

– створювати графічні моделі різних типів пасток, покладів і родовищ нафти і газу;

– визначати елементи та параметри пасток і покладів нафти і газу;

– визначати типи покладів нафти і газу за агрегатним станом флюїдів, характером будови породи-колектору, величиною запасів, складністю будови тощо;

– використовувати здобуті теоретичні знання про умови залягання нафти і газу в надрах для вирішення практичних завдань;

– аналізувати геологічну будову нафтових і газових родовищ в платформних і складчастих областях з погляду умов буріння свердловин;

– цілеспрямовано збирати та узагальнювати матеріали з геологічної будови й характеру нафтогазоносності конкретного родовища.
Одержані при вивченні дисципліни знання та вміння студенти зможуть у подальшому реалізувати при вивченні спеціальних професійно-орієнтованих дисциплін, при розробленні дипломного проекту або магістерської роботи, а також у процесі майбутньої виробничої чи наукової діяльності.

Розділ 1. НАФТА, ГАЗ І ГАЗОВИЙ КОНДЕНСАТ

1.1. Стисла історична довідка про нафту і природний горючий газ
Нафта і природний горючий газ (надалі одним словом — газ) стали відомі людству за кілька тисячоліть до нашої ери. У давнину нафту використовували переважно в натуральному (сировому) вигляді як мастило, ліки (при шкірних і ревматичних захворюваннях), для освітлення, як запалювальний засіб на війні, як цемент при будівництві, для осмолювання човнів, для бальзамування трупів тощо. До середини ХІХ ст. нафту видобували кустарним способом із колодязів і в незначних кількостях у різних регіонах світу: Передкарпаття, Крим (Україна), Апшеронський півострів (Азербайджан), Північний Кавказ, район Ухти (Росія), півострів Челекен (Туркменістан), басейн р. Евфрат (Близький Схід), Китай, Єгипет тощо. 
Починаючи з середини ХІХ ст. нафту навчились переробляти на нафтоперегінних установках і виділяти із неї гас (здебільшого для освітлення). На зміну кустарному приходить машинний спосіб видобутку з використанням свердловин. Перший у світі промисловий приплив нафти із свердловини одержали в 1859 р. (штат Пенсільванія, США), а в Україні — в 1893р. (Борислав).
Бурхливий розвиток нафтової промисловості почався після початку використання нафти як пального для фабрик, заводів, морських суден і двигунів внутрішнього згорання. З розвитком автомобілебудування та авіації нафтова промисловість упевнено розвивалася і лідирує на світовому ринку енергоджерел. 

Особливо швидких темпів видобуток нафти набув після масового впровадження обертового буріння свердловин, яке дало змогу одержувати нафту з більших глибин і у великих обсягах. В Україні значні нафтові родовища (Долинське, Битківське, Гнідинцівське, Леляківське та ін.) були виявлені здебільшого в 60-х роках ХХ ст., а максимальний видобуток нафти (з газовим конденсатом) був зафіксований у 1972 р. (14,5 млн т).
Виділення природного горючого газу на земній поверхні відомі з давніх-давен в Ірані, Азербайджані, Китаї та в інших країнах. Такі виходи газу називались “вічними вогнями” й вважались священними. Початком використання горючого газу можна вважати кінець ХVІІІ ст., коли в деяких європейських країнах (Великобританія, Франція та ін.) почали освітлювати міські вулиці штучним горючим газом, який одержували шляхом сухої перегонки кам’яного вугілля. В подальшому (з середини ХІХ ст.) природний горючий газ, який видобували разом із нафтою (супутній нафтовий газ), стали використовувати для місцевих потреб як технологічне паливо (наприклад, у скляному виробництві). Перше газове родовище в Україні (Дашавське) було відкрито в 1920 р. 
Бурхливий розвиток газової промисловості спостерігається з середини ХХ ст., спричинене широким використанням газу не тільки як палива, але і як дуже цінної технологічної сировини в промисловості (виробництво сталі, чавуну, кольорових металів, цементу, аміаку, мінеральних добрив тощо). Окрім того, в цей час почалася масова газифікації населених пунктів. Це спонукало до направлення значних матеріальних і трудових ресурсів на виявлення великої кількості газових родовищ і побудови магістральних газотранспортних систем.
У 1950 р. було відкрито гігантське за запасами Шебелинське газове родовище (Харківська обл.) і в 1975 р. видобуток газу в Україні, яка у той час була у складі СРСР, сягнув максимуму (68,7 млрд м3).
1.2. Роль нафти і газу
Загальновідомо, що нафта і природний горючий газ є дуже цінними корисними копалинами, які ефективно застосовують у паливно-енергетичному комплексі, сфері матеріального виробництва та в побуті. Населення промислово розвинутих країн підвищило свій життєвий рівень, у першу чергу, саме завдяки більшому споживанню нафти і газу. Недарма нафту часто називають «чорним золотом», а газ —  «блакитним золотом».

1.2.1. Сфери використання

За функціональною ознакою в сучасному світі нафту і газ використовують за двома напрямами:
1) як енергетичний ресурс. Під енергоресурсами (енергоносіями, джерелами енергії) розуміють фізичні тіла, явища та сили природи, в яких зосереджені різноманітні види енергії, придатні для практичного використання людиною. Для вироблення електричної та теплової енергії енергоресурси споживають з вилученням і без вилучення. Енергоресурси поділяють на первинні та вторинні. Первинні енергоресурси — це природні ресурси, які не переробляли і не перетворювали: сира нафта, природний газ, вугілля, горючі сланці, вода річок і морей, гейзери, вітер тощо.

Розрізняють такі види первинних енергоресурсів (джерел енергії):


а) невідновні — це такі природні мінеральні енергоресурси, які утворились і накопичувались у земних надрах і використання яких зменшує їхню кількість. Ці ресурси мають обмежені запаси й використовувати їх як енергоносії можна лише один раз. Поповнення цих ресурсів на Землі практично неможливе, оскільки їхнє утворення, відновлення та формування родовищ відбулось у попередні геологічні епохи і проходить надзвичайно повільно (мільйони років). Оскільки швидкість відтворення невідновних ресурсів значно нижча за швидкість їхнього прямого використання, то з часом ці ресурси можуть бути повністю вичерпані До таких ресурсів належать: 
– органічні види мінерального викопного палива, які видобувають із надр: нафта, природний горючий газ, вугілля, горючі сланці, торф тощо. Ці енергоносії використовують для одержання різних видів пального (бензину, гасу, дизельного пального, мазуту, побутового газу тощо). Зараз частка нафти і газу в паливно-енергетичному балансі світу становить близько 70( (нафта — 48(, газ — 22()
– радіоактивні руди (переважно уранові). Проте в майбутньому, коли атомні електростанції будуть працювати не на теплових нейтронах (як зараз), а на так званих швидких нейтронах, то ресурси ядерної енергетики стануть практично невичерпними.
Переваги нафти і газу над іншими органічними видами мінерального палива:

– більша теплотворна здатність;


– можливість використовувати як сировину для виробництва різноманітних хімічних продуктів, які широко споживаються в промисловості, сільському господарстві, медицині, побуті тощо;

– задоволення військово-стратегічних потреб держав у паливно-мастильних матеріалах; 
– собівартість видобутку 1т нафти чи газу (у перерахунку на умовне паливо) значно менша;

– можливість транспортувати нафту, нафтопродукти та газ на великі відстані найдешевшим трубопровідним шляхом;


– можливість використовувати в авіаційній та ракетній промисловості;


– потреба меншого простору для зберігання та можливість зберігання в надрах;


– екологічно безпечніше використання тощо;


Невідновні енергоресурси зараз широко використовують в світовому господарстві як паливно-енергетичну сировину. Оскільки використання органічного мінерального палива стало звичним їх часто називають традиційними.

б) відновні  — це такі природні енергоресурси, які або діють постійно, безперервно проявляючись на поверхні Землі, або відтворюються заново у певній кількості з високою інтенсивністю. Відновні енергоресурси є практично невичерпними природними ресурсами, оскільки вони самовідновлюються. Залежно від середовища, в якому вони проявляються, розрізняють такі види відновних енергоресурсів:
– водні (гідравлічна енергія річок, енергія морів і океанів, спричинена хвилями, припливами і відпливами, а також великими перепадами температур між поверхневими та глибинними шарами води);

– земні (геотермальна енергія внутрішнього тепла Землі — тепло, яке переважно утворюється внаслідок розпаду радіоактивних речовин у земній корі та мантії, а також тепло гейзерів);
– атмосферні (енергія вітру);
– космічні (сонячна енергія);
– біологічні (ресурси біомаси рослинного та тваринного світу: дрова, біовідходи сільського господарства та тваринництва, промислові відходи деревини тощо).
Всі види відновних енергоресурсів, окрім гідроенергії річок і дров, ще називають нетрадиційними або альтернативними енергоносіями.
У сучасному світі основним видом енергоресурсів є основні представники невідновних ресурсів — нафта, газ і вугілля. Приблизно 90 % усієї добувної нафти використовують як паливо, решту застосовують для одержання нафтохімічних продуктів. Це не є раціональним і, за влучним висловом Д.І. Менделєєва, використовувати нафту як паливо рівнозначне спалюванню асигнацій. 
За різними оцінками експертів органічне мінеральне паливо при нинішніх обсягах споживання та темпах зростання їхнього видобутку можуть бути вичерпані через 100–300 років. Останнім часом частка цих джерел енергії дещо знижується за рахунок розвитку атомної енергетики та використання альтернативних енергоресурсів. Проте в найближчому майбутньому роль нафти і газу як енергоносіїв ще залишиться переважною і визначальною.
1.2.2. Умовне паливо
Різні види паливно-енергетичних ресурсів мають різну цінність, тобто різну теплоту згорання (калорійність), яка характеризується питомою теплотворною здатністю палива (кількість теплоти, що виділяється при повному згоранні одиниці його маси).
Для зручності обліку та зіставлення теплової цінності різних видів паливно-енергетичних ресурсів енергетики країн СНД використовують розрахункову одиницю, яку називають умовним паливом (у.п.). Прийнято, що теплота згорання 1 кг твердого, рідкого або 1 м3 газоподібного умовного палива становить 29,3 МДж (7000 ккал), що відповідає висококалорійному кам'яному вугіллю. Для перерахунку натурального палива в умовне використовують вугільний калорійний еквівалент, значення якого для основних видів органічного палива орієнтовно приймають такі: нафта, газовий конденсат — 1,4; природний горючий газ — 1,2;  скраплений газ — 1,6; кам’яне вугілля — 0,75; торф, буре вугілля — 0,4; горючі  сланці — 0,3; сухі дрова — 0,35. В країнах ЄС, США та ін. еквівалентом є паливо, при згоранні якого виділяється 41,9 МДж або 10 000 ккал, що відповідає теплоті згорання нафти (тому називають нафтовим еквівалентом). Для переведення умовного палива вугільного еквівалента в умовне паливо нафтового еквівалента (згідно з умовною теплотою згорання вугілля та нафти) коефіцієнт перерахунку становить 1,43. А для переведення однієї тонни нафтового еквіваленту в одну тонну вугільного еквіваленту (український стандарт) застосовують коефіцієнт 0,7. Зауважимо, що при переведенні 1 м3 природного горючого газу в нафтовий еквівалент застосовують коефіцієнт перерахунку 0,9 (у середньому).
Отже, з наведених даних видно, що ефективність використання нафти, конденсату та природного горючого газу як енергоносіїв значно вища (в декілька разів), ніж використання інших видів органічного палива.
2) як сировина для хімічної промисловості. З нафти і газу одержують більше, ніж 7000 видів продукції, а саме: мастила, пластмаси, синтетичні волокна, розчинники, антикорозійні покриття, синтетичний каучук, поліетилен, фарби, дорожні бітуми, ізоляційні матеріали, вибухові речовини, добрива, ядохімікати, білково-вітамінні препарати, обгорткові матеріали, сажу, клей, миючі засоби, сірку, вуглекислоту, парафін, ліки та багато інших продуктів переробки.

Без перебільшення можна сказати, що нафта і газ є джерелом речовин, які становлять основу існування і науково-технічного прогресу людства. З кожним днем їхнє значення все розширюється і поглиблюється, вони охоплюють все нові області життя.

У майбутньому роль нафти і газу як енергоносіїв повинна зменшуватися за рахунок заміни їх атомною та альтернативними видами енергії. А нафту і газ варто використовувати здебільшого як сировину для хімічної промисловості.

1.3. Сучасний стан виявлених запасів та видобутку нафти і газу
Велике значення нафти і газу в світовому господарстві зумовило бурхливе зростання їхнього споживання, особливо з середини ХХ століття. Це призвело до розширення пошуково-розвідувальних робіт і відкриття численних нафтових і газових родовищ у багатьох країнах світу.

Зараз на територіях і в акваторіях близько 120 країн світу виявлено понад 50 тисяч нафтових і газових родовищ й щорічно ця кількість зростає. Сумарні доведені запаси цих родовищ оцінюють у таких обсягах (на кінець 2011 р.): нафти — 234 млрд т (1656 млрд барелів), газу — 208 трлн м3 (7361 трлн куб. футів).

Довідка: Оскільки в зарубіжних виданнях відомості про запаси і видобуток нафти і газу часто наводять не в системі СІ, то нижче подаємо  відповідні орієнтовні перевідні коефіцієнти: 
1 барель=159 літрів=0,159 м3; 
1 м3=6,29 барелів; 
1 куб. фут=0,028 м3; 


1м3=35,3 куб. футів;

Для «світової» нафти з усередненою густиною 890 кг/м3: 1 барель нафти=141,7 кг, 1т нафти=7,055 барелів.
Видобуток нафти і газу ведеться майже в 110 країнах світу й за останні роки коливається в межах: нафти — 3,5–4 млрд т (25–28 млрд барелів) за рік, газу —3–3,3 трлн м3 за рік (106–116 трлн куб. футів).
Таким чином, при нинішніх рівнях доведених запасів і видобутку нафти вистачить приблизно на 55–60 років, а газу — на 60–70 років.
Родовища нафти і газу та їхні запаси в різних частинах світу поширені вкрай нерівномірно. Не тільки окремі країни, а й великі регіони різняться за кількістю виявлених родовищ і величиною запасів. Значні запаси нафти і газу виявлені в таких регіонах і країнах:

–  Азія (Близький і Середній Схід, Середня Азія, Казахстан, Центральна Азія, Південно-Східна Азія, Західний Сибір, Каспійське море);

– Північній Америка (Мексиканська затока, Аляска, Мідконтинент, Каліфорнія), – Південна Америка (озеро Маракайбо);

– Африка (Сахара і західне узбережжя);

– Європа (Урало–Поволжя, Прикаспійська низовина, Північне море).
Серед країн, в яких зосереджені найбільші доведені запаси нафти, можна виділити такі 2 групи  (в дужках наведені запаси нафти в мільярдах тонн на кінець 2011 р.): 

1) країни, в надрах яких виявлені супергігантські запаси нафти (більше 10 млрд т): Венесуела (46, у т. ч. у нафтоносних пісках), Саудівська Аравія (37), Канада (28, у т. ч. у нафтоносних пісках), Іран (21), Ірак (19), Кувейт (14), Об’єднані Арабські Емірати (13), Росія (12);

2) країни, в яких виявлені гігантські запаси нафти (від 2 до 10 млрд т): Лівія (6), Нігерія (5), Казахстан (4), США (4), Катар (3), Бразилія (2), Китай (2),   Мексика (2).
Серед країн, в яких зосереджені найбільші доведені запаси газу, можна виділити такі 2 групи (в дужках наведені запаси газу в трильйонах кубометрів на кінець 2011 р.): 

1) країни, в надрах яких виявлені супергігантські запаси газу (більше 10 трлн м3): Росія (45), Іран (33), Катар (25), Туркменістан (24);
 2) країни, в надрах яких зосереджені гігантські запаси газу (від 3 до 10 трлн м3): США (9), Саудівська Аравія (8), Об’єднані Арабські Емірати (6), Венесуела (5), Нігерія (5), Алжир (5), Австралія (4), Ірак (4), Китай (3), Індонезія (3);
Основний видобуток нафти в світі ведеться у таких країнах, які за щорічним рівнем видобутку можна поділити на такі 3 групи (в дужках наведено видобуток нафти в мільйонах тонн у 2011 р.):
1) країни, в яких щорічний видобуток нафти сягає більше 100 млн т: Саудівська Аравія (526), Росія (511), США (352), Іран (206), Китай (203), Канада (164), Об’єднані Арабські Емірати (150), Мексика (145), Кувейт (140), Венесуела (140), Ірак (137), Нігерія (117), Бразилія (115);
2) країни, в яких щорічний видобуток нафти сягає від 30 до 100 млн т: Норвегія (93), Ангола (85), Алжир (74), Катар (71), Великобританія (52), Колумбія (49), Азербайджан (46), Індонезія (46), Оман (42), Індія (41), Єгипет (35), Аргентина (30);
3) країни, в яких щорічний видобуток нафти сягає від 10 до 30 млн т: Еквадор (27), Малайзія (27), Лівія (22), Судан (22), Сирія (17), В’єтнам (16), Конго (15), Таїланд (14), Екваторіальна Гвінея (13), Габон (12), Німеччина (11), Йемен (11), Туркменістан (11); 
Основний видобуток газу в світі ведеться у таких країнах, які за щорічним рівнем видобутку можна поділити на такі 2 групи (в дужках наведено видобуток газу в мільярдах кубометрів у 2011 р.):
1) країни, в яких щорічний видобуток газу сягає більше 100 млрд м3: США (651), Росія (607), Канада (161), Іран (152), Катар (147), Китай (103), Норвегія (101);
2) країни, в яких щорічний видобуток газу сягає від 30 до 100 млрд м3: Саудівська Аравія (99), Алжир (78), Індонезія (76), Нідерланди (64), Малайзія (62), Єгипет (61), Туркменістан (60).
Підводячи підсумок вищенаведених даних по регіонах і країнах можна констатувати, що в світі зафіксовано такі регіональні суперцентри концентрації запасів і видобутку нафти і газу:

1) суперцентри концентрації запасів нафти: а) Близький і Середній Схід в районі Перської затоки (Саудівська Аравія, Іран, Ірак, Кувейт, ОАЕ); б) Північна Америка (Канада); в) Південна Америка (Венесуела); г) Росія;

2) суперцентри концентрації запасів газу: а) північ Західного Сибіру (Росія); б) Близький і Середній Схід в районі Перської затоки (Іран, Катар); в) Середня Азія (Туркменістан);
3) суперцентри видобутку нафти: а) Саудівська Аравія; б) Росія; в) США;

4) суперцентри видобутку газу: а) США; б) Росія.

Підводячи підсумок вищенаведених даних по регіонах і країнах можна констатувати, що основні доведені запаси нафти зосереджені на Близькому Сході, у Латинській Америці, у Сибіру й Африці. У потужних споживачів нафти – США і європейських країнах – її запаси не такі великі.
У багатьох країнах видобуток нафти лімітується або жорсткими квотами, які встановлює Організація країн-експортерів нафти (ОПЕК), щоб не допустити падіння цін на нафту, або політичною ситуацією в певному регіоні.

В Україні відкрито понад 330 родовищ нафти і газу. Розвідані запаси нафти в Україні оцінюються в 150 млн т, а газу — в 1 трлн м3. В останні роки щорічний видобуток нафти в Україні становить близько 4 млн т (при потребі 25–30 млн т), а газу — близько 20 млрд м3 (при потребі 50–60 млрд м3). 
Витрати на пошук, розвідку та видобування нафти і газу в світі безперервно зростають. Причиною цього є освоєння великих глибин і віддалених районів, в т. ч. арктичних і морських. Зараз з акваторій видобувається близько 22( нафти. Незважаючи на великі витрати, нафтогазодобувні компанії мають значні прибутки.

І ще одна особливість, що стосується нафти і газу і яку необхідно знати фахівцям-нафтовикам. Світову ціну на нафту встановлюють не за принципом рентабельності (певної прибутковості) її видобування, а за кон’юнктурою ринку (сукупністю умов, які характеризують співвідношення між попитом і пропозицією на неї). Саме тому на світових ринках і відбуваються різкі коливання цін на нафту в різні періоди часу. Продажну ціну за природний горючий газ  вираховують за спеціальною формулою, в яку основною складовою входить ціна на нафту.

1.4 Каустобіоліти
Буквальний переклад цього терміну з грецької — горючий камінь органічного складу.

В сучасному розумінні каустобіоліти — це горючі корисні копалини, які мають органічний склад, здатні легко загорятись і горіти після усунення джерела вогню, виділяючи при цьому значну кількість теплоти. 

За умовами утворення серед каустобіолітів розрізняють 2 основні ряди (за Г. Потоньє):

1. Вугільний ряд, до якого належать утворення, сингенетичні до порід: торф, сапропеліт, буре вугілля, вуглисті і горючі сланці, кам’яне вугілля, антрацит. Вугілля відмежовують від сланців за вмістом більше 50( органічної речовини (ОР), а сланці від розсіяної ОР за вмістом приблизно 25( ОР при збереженні ознаки горючості. Сапропелі з озер використовують як органічне добриво в місцевих господарствах і додають у раціон тваринам, оскільки він багатий солями Ca, Fe і P.
2. Бітумний або нафтовий ряд, до якого належать корисні копалини, що мають переважно міграційну природу, а саме: нафти зі всіма їхніми природними похідними і спорідненими речовинами (мальти, асфальти, озокерит, вуглеводневі гази тощо).

Виходячи із фізичних властивостей (агрегатного стану), бітуми поділяють (за Гефером) на:

1. Гази: а) природний; б) нафтовий; в) вугільний або рудниковий; г) болотний.

2. Рідкі бітуми: а) нафти; б) конденсати; в) мальти; г) смоляний, чорний дьоготь.

3. Тверді бітуми: а) озокерит (гірська смола, гірський віск); б) асфальт.

4. Мішані бітуми (суміші з кам’яним вугіллям або гірськими породами): а) бітумінозні сланці; б) гагат (з бурим вугіллям); в) смолистий пісковик; г) асфальтовий вапняк.

На відміну від каустобіолітів вугільного ряду газоподібні та рідкі горючі корисні копалини бітумного ряду характеризуються надзвичайною рухливістю в земній корі.
1.5. Нафта

Слово “нафта” походить від мідійського “нафата” (та, що просочується, витікає), яке в подальшому трансформувалось в персидське “нефт” і грецьке “нафта”. В різних країнах нафту називають по-різному (ойл, петролеум, ердель), але в більшості випадків змістове значення цих найменувань — “земляне”, “гірське” або “кам’яне” масло.

Що таке нафта? Однозначно визначити це поняття неможливо із-за його багатогранності. 

З погляду геологів нафта — це корисна копалина з ряду бітумів, яка має міграційну природу скупчення в гірських породах земної кори.

Для технологів нафта — це сировина для одержання пального (бензину, гасу, мазуту), мастил, парафіну, синтетичних матеріалів тощо.

У хімічному відношенні нафта — це складна суміш алканів, цикланів і аренів  з гетероатомними органічними сполуками.
Для фізиків нафта — це колоїдно-дисперсна складно організована система природних гідрофобних розчинів.

Узагальнюючи ці погляди, можна дати таке тлумачення.

Нафта — це рідка горюча корисна копалина, яка являє собою складну природну речовину із суміші вуглеводнів, гетероатомних органічних сполук і смолисто-асфальтових речовин. Нафта перебуває в надрах, як правило, у фазовідокремленому стані, не змішуючись з природними водними розчинами.

Зовнішні ознаки нафти: на дотик масляниста рідина, має специфічний (бензиновий) запах, легша за воду, легко загоряється, гідрофобна (у воді не розчиняється), з водою може утворювати емульсії (суміш двох взаємно нерозчинних рідин, з яких нафта розподілена у воді у вигляді дрібних краплинок), розчинна в органічних розчинниках, на світлі люмінесціює. Легкі нафти звичайно світло-коричневі, іноді бруднувато-молочного кольору (“біла” нафта). Важкі нафти — темно-бурі або чорного кольору, деколи із зеленкуватим відтінком.

1.5.1. Хімічний склад

Розглядаючи хімічний склад нафти, розрізняють:

1. Елементний склад, тобто кількісний вміст хімічних елементів, що утворюють нафту. В складі нафти обов’язково містяться 5 хімічних елементів: карбон, гідроген, сульфур, нітроген, оксиген при різкій кількісній перевазі карбону та гідрогену (в сумі більше 90( за масою). Склад нафт різних родовищ неоднаковий. Середній елементний склад «світової» (усередненої) нафти такий: карбону — 82–87( (мас.), гідрогену — 11–14(, сульфуру — до 3( (рідко до 5–8(), нітрогену — до 2(, оксигену — до 1(. Всі атоми (крім атомів карбону), що входять до складу органічних сполук називають гетероатомами. Хоча вміст гетероатомів у нафті незначний, їхній вплив на склад нафт дуже великий. 
У золі, яку одержують у вигляді пилу після спалювання нафти, виявлено до 50 мікроелементів — металів і неметалів: кремній, фосфор, ферум, алюміній, калій, йод, бром, кальцій, магній, натрій, купрум, плюмбум, арґентум, нікель, хром, молібден, ванадій та ін. (елементи розташовані приблизно в порядку зменшення їх вмісту в нафті). Більша частина цих хімічних елементів вміщується в морській воді і могла потрапити в нафту саме звідти. Найцікавішим є підвищений вміст у нафті ванадію та нікелю, які використовують для кореляції нафт при дослідженні родовищ. Відомо, що ванадій і нікель концентруються в порфіринах (зокрема у хлорофілі — барвній органічній речовині рослин), в результаті чого вміст цих елементів в нафті в декілька разів перевищує їхню концентрацію в земній корі. 
2. Груповий склад, тобто вміст різних груп хімічних сполук, які складають нафту. При цьому розрізняють вуглеводневий і невуглеводневий склад.

Вуглеводневий склад нафти служить важливою характеристикою, яка визначає тип нафти, оскільки вуглеводні (ВВ) здебільшого переважають над іншими класами речовин.

В нафті виділяють 3 класи ВВ:

1) метанові (парафінові) або алкани із загальною формулою CnH2n+2. Це ланцюгові насичені ВВ (тобто такі ВВ, у яких всі валентності С повністю насичені), які здатні лише до реакцій заміщення. 

Представники метанових вуглеводнів: СН4 — метан; С2Н6 — етан; С3Н8 — пропан; С4Н10 — бутан; С5Н12 — пентан; С6Н14 — гексан; С7Н16 — гептан; С8Н18 — октан; С9Н20 — нонан; С10Н22 — декан.

За нормальних умов (00С і 760 мм ртутного стовпчика) метанові вуглеводні представляють собою: від С1 до С4 — гази; від С5 до С15 — рідини; від С16 і вище — тверді речовини (парафіни та церезини).

Починаючи з бутану, метанові вуглеводні поділяють на:

а) нормальні (з прямим ланцюгом), наприклад, n–бутан СН3–СН2–СН2–СН3;

б) ізомерні (з розгалуженим ланцюгом),наприклад i–бутан СН3
СН   СН3
вуглеводні метанового ряду складають основну частину нафт, які не зазнали істотних змін. 
Парафінові нафти мають найменшу густину і найбільшу теплотвірну здатність.

2) нафтенові (поліметиленові, або циклани, або циклопарафіни) із загальною формулою СnH2n. Це насичені вуглеводні, які мають в основі замкнуте кільце (цикл) із метилових (СН2) груп. Найчастіше в нафтах трапляються циклопентани й циклогексани та їхні похідні.

До кілець можуть приєднуватись ланцюжки метанової будови.

При звичайних температурах нафтенові вуглеводні стійкі.

Будь-який вуглеводень, який складається із радикалів метанового ряду й містить хоча би один цикл нафтенового ряду, належить до нафтенового.

3) ароматичні або арени із загальною формулою CnH2n–6. Це ненасичені циклічні вуглеводні, в основі яких лежить бензольне кільце СН. Ароматичні вуглеводні завжди присутні в нафтах, але рідко переважають в їхньому складі над іншими вуглеводнями.

Ці вуглеводні досить стійкі, але вони більш хімічно активні в порівнянні з метановими і нафтеновими вуглеводнями, оскільки мають подвійні зв’язки між атомами карбону, що зумовлює їхню здатність до реакцій приєднання та полімеризації. При нагріванні ці вуглеводні розкладаються з переходом в насичені вуглеводні.

Крім того, в нафтах міститься значна кількість «гібридних» вуглеводнів різноманітних типів. У таких вуглеводнях разом пов’язані різні структурні групи — алканові ланцюги, циклопарафінові та аренові цикли. В нафтах переважно трапляються нафтеново-ароматичні вуглеводні. Прийнято вважати, що якщо вуглеводень має хоча би один цикл ароматичного ряду, то його зараховують до ароматичного. Гібридні вуглеводні сконцентровані переважно у висококиплячих фракціях нафти.
Невуглеводневі компоненти нафти поділяють на такі, які можна описати точною хімічною формулою, і ті, структура яких не може бути визначена однозначно. До перших належать сульфурні, нітрогенні та оксигенні сполуки, до других — смолисто-асфальтові речовини та домішки.

Сульфурні сполуки. Сульфур в нафті може перебувати у складі неорганічних і органічних сполук.
Серед неорганічних сполук сульфуру в нафті присутні елементна сірка (колоїдний розчин) і сірководень.
Органічні сполуки сульфуру в нафті представляють меркаптани (тіоспирти), сульфіди, дисульфіди, тіофени та тіофани. Меркаптани мають сильний неприємний запах. Ця властивість використовується для виявлення витоків газу на нюх при експлуатації побутового обладнання шляхом додавання їх у газорозподільну систему;

Елементна сірка, сірководень і меркаптани належать до так званої “активної сірки” через їхню здатність активно реагувати з металами, спричиняючи їхню корозію, та забруднювати навколишнє середовище. Це знижує якість нафт з великим вмістом сірки та відповідно їхню продажну ціну на світових ринках. 
Здебільшого вміст сульфурних сполук у нафті зростає із збільшенням температури кипіння її фракцій. Особливо багато сульфурних сполук у смолисто-асфальтових речовинах нафти. Нафти з великою густиною звичайно вміщують сульфуру більше, ніж легкі нафти. Високосірчисті нафти часто пов’язані з певними регіонами (родовища Урало-Поволжя в Росії, Ірану, Іраку, Саудівської Аравії, Казахстану тощо). Найчастіше високий вміст сульфурних сполук характерний для нафт, які залягають у карбонатних породах осадової товщі земної кори (вапняках і доломітах).

Нітрогенні сполуки. Найчастіше в нафті містяться піридин, хінолін, порфірин 
Вміст нітрогенних сполук у нафті 1,0–1,5%, більша половина їх зосереджена в смолисто-асфальтовій частині.
Оксигенні сполуки. Оксиген утворює в нафті такі основні хімічні сполуки: нафтенові кислоти (сполуки нафтенового циклу з карбоксильною групою; мають діагностичне значення при пошуку нафти), феноли, жирні кислоти та їхні похідні.

Переважна частина оксигенних сполук міститься в смолисто-асфальтовій частині нафти.
Смолисто-асфальтові (асфальто-смолисті) речовини. Хімічна будова цих компонентів нафти дуже складна й мало вивчена. Смолисто-асфальтові речовини не є вуглеводнями, а являють собою високомолекулярні поліциклічні органічні сполуки, до складу яких входять, окрім карбону та гідрогену, сульфур, нітроген і оксиген.  Вони колоїдно розчинені в нафті, при перегонці не википають і мають темно-бурий і чорний колір. Смолисто-асфальтові речовини присутні у всіх нафтах і кількість їх іноді перевищує 45(. Основна маса цих речовин міститься в гудроні — в’язкій смолистій масі, яка залишається після виділення із нафти легких і масляних фракцій. Цей гудрон являє собою високодисперсні колоїдальні розчини асфальтенів у нафтових смолах. 
Смолисто-асфальтові речовини хімічно неактивні, що не дає змоги розділяти їх на складові частини за допомогою функціональних реактивів. Тому в нафтовій хімії прийнято поділ їх на групи проводити не на основі хімічного складу, а за відношенням до різних розчинників. З цією метою використовують адсорбційні та екстракційні методи. Адсорбційні методи ґрунтуються на здатності поверхневих шарів твердого тіла (силікагелю) поглинати рідини, а екстракційні методи дають змогу розділяти суміші речовин на компоненти за допомогою органічних розчинників (петролейного ефіру, хлороформу, бензолу, спиртобензолу та ін.), в якому вони розчиняються неоднаково. За допомогою цих методів смолисто-асфальтові речовини нафти поділяють на смоли і асфальтени. Нафтові смоли являють собою напіврідкі або тверді речовини, які розчиняються в петролейному ефірі та адсорбуються з цього розчину силікагелем. Густина смол дещо більша 1000 кг/м3, а молекулярна маса коливається від 500 до 1000. Асфальтени є твердою, аморфною, крихкою речовиною і на відміну від смол більш високомолекулярні (а це свідчить про те, що вони мають більш складну молекулу, ніж смоли), нерозчинні в петролейному ефірі, але розчиняються в бензолі й хлороформі. При нагріванні асфальтени не плавляться, а здуваються та розкладаються, перетворюючись в коксоподібну речовину. Асфальтени є головними складовими частинами таких твердих бітумів, як гільсоніт і асфальтит.

Смолисто-асфальтові речовини мають високу поверхневу активність і при високому вмісті в нафті ускладнюють умови фільтрації її в продуктивних пластах. Припускається, що смолисто-асфальтові речовини утворились частково в результаті окиснення та полімеризації вуглеводнів, що входять до складу нафти.

Домішки. Нафта вміщує дуже малі кількості різноманітних домішок, як органічних, так і неорганічних. Серед органічних домішок в нафті під мікроскопом виявлені такі стійкі утворення, як кременисті скелетні залишки, скам(янілі уламки деревини, спори, спікули, водорості тощо. Неорганічні речовини в нафті представлені механічними домішками у вигляді піску, глинистих мінералів, солей, які іноді виносяться із свердловини на поверхню разом з нафтою. Вони осаджуються із супутньої нафті води, що вказує швидше на їхній зв’язок з морською водою, ніж з нафтою. Більшість нафт вміщує хлорид натрію (кам’яну сіль), яка присутня в пластовій воді, що звичайно вилучається разом з нафтою. Значний вміст солі (більше 0,7() діє подібно до сірки, спричинюючи корозію обладнання. Технологія видобування нафти та підготовки її до подальшого використання передбачає відділення від нафти води і розчинених в ній солей шляхом обезводнення і знесолювання продукції, що поступає із свердловини  .
Окрім того, при експлуатації свердловин на поверхню разом із нафтою часто виноситься пластова вода, яка, зрозуміло, не є компонентом нафти.
1.5.2. Фізичні властивості

Фізичні властивості нафти визначають її характер і впливають на  товарну якість і продажну ціну. Деякі параметри нафти (густина, в'язкість, тиск насичення, температура застигання та ін.) використовують при проектуванні розробки родовищ, розрахунку нафтопроводів тощо. У нафтогазовій геології багато питань, пов’язаних із вивченням процесів формування родовищ і установленням закономірностей поширення нафти і газу в земній корі, вирішують із залученням даних про зміну деяких фізичних параметрів нафт із глибиною та по площі. Нижче  наведені основні фізичні властивості нафти, які визначають її характер.
1. Густина — це маса нафти в одиниці її об’єму. Густина є найважливішою інтегральною величиною, що відображає склад і властивості нафти. Найчастіше її позначають літерою ( і виражають в кг/м3, г/см3 або т/м3. Як стандарт на практиці й у довідниках часто наводять відносну густину нафти, яка чисельно дорівнює відношенню густини нафти при 200С до густини дистильованої води при 40С. Відносна густина нафти позначається символом (420 і є безрозмірною величиною, оскільки показує у скільки разів маса нафти певного об’єму менша (дуже рідко більша) маси дистильованої води при 40С. Чисельно відносна густина нафти дорівнює її значенню в г/см3 або т/м3.
Густина нафти дає перше наближене уявлення про її склад. Нафти, в складі яких переважають метанові вуглеводні легші за нафти, збагачені ароматичними вуглеводнями. Густина смолисто-асфальтових речовин нафти вище 1, тому чим більше їх у нафті, тим більша її густина. Густина нафти залежить також від співвідношення кількості легкокиплячих і важких фракцій. Зазвичай, у легких нафтах переважають легкокиплячі (бензин, гас), а у важких — важкі компоненти (масла, смоли, асфальтени).
У пластових умовах густина нафт менша, ніж на земній поверхні, оскільки в пластових умовах більша температура і нафти містять значну кількість розчинених газів .
Не слід плутати поняття «густина нафти» із поняттям «питома вага нафти», оскільки питома вага нафти — це відношення ваги (не маси!) нафти до її об’єму. Питому вагу нафти вимірюють у Н/м3 і зазвичай позначають літерою (. Густина та питома вага нафти пов’язані між собою співвідношенням
( =( g,

де g = 9,8 м/с2 — прискорення вільного падіння.
На густину нафти в пластових умовах значно впливає кількість розчиненого в ній газу: чим його більше, тим густина нафти менша. Вплив на густину нафти мають також її склад і температура, в той час як пластовий тиск на густину нафти впливає дуже мало.  
В поверхневих умовах відносна густина нафти може набувати числових значень від 0,75 до 1,04 (найчастіше в межах 0,82 – 0,92). Нафти з (420 > 1 називають мальтами. В пластових умовах густина нафти завжди менша, ніж на поверхні, і змінюється здебільшого в межах 400 – 800 кг/м3.

Для переведення густини нафти, виміряної на поверхні при стандартних умовах, у густину нафти в пластових умовах використовують формулу

	
[image: image1.wmf](

)

S

b

р

г

д

н

пл

н

×

×

+

×

=

.

.

.

205

,

1

1

r

r

r

,
	(1.1)


де (н.п — густина нафти в пластових умовах, кг/м3; (н.д — густина дегазованої нафти, виміряної на поверхні при стандартних умовах, кг/м3; 
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 — відносна густина газу, розчиненому в нафті; S — газовміст пластової нафти, м3/м3; b — об’ємний коефіцієнт нафти.

Густину нафти визначають у лабораторії за допомогою ареометра (нафтоденсиметра) або пікнометра.
2. В’язкість — властивість нафти чинити опір взаємному руху її частинок. В’язкість визначає ступінь рухливості нафти в надрах і суттєво впливає на продуктивність свердловин і ефективність розробки покладів.

Розрізняють два види в’язкості:

а) динамічна (абсолютна) в’язкість (η). Вимірюють в Па∙с. Оскільки числові значення в’язкості, виражені в Па∙с, для нафти надто малі й незручні для вживання, то на практиці часто використовують частинну одиницю динамічної в’язкості мПa·с: 1 мПa·с=10–3 Пa·с. Допустимою до застосування у нафтовій промисловості є одиниця в’язкості системи CГС пуаз (П) та її частинна одиниця сантипуаз (сП). При цьому справедливе таке співвідношення:  1 П=1 г∙см–1∙с–1: 1 сП=10–2П.

Між цими розмірностями існують такі співвідношення:

1 Па∙с=1000 мПа∙с=10 П=1000 сП;

1 мПа∙с=10–2 П=1 сП;

1 П=100 сП=0,1 Па·с=100 мПа∙с;

1 сП =10–3 Па·с=1 мПа∙с.

Величину, обернену до динамічної в’язкості, називають текучістю φ:

	φ=1/η.
	(1.2)


Значення динамічної в'язкості нафти використовують при технологічних розрахунках (наприклад, для розрахунку раціональних дебітів свердловин).
б) кінематична в’язкість (ν) — це відношення динамічної в’язкості нафти (η) до її густини (ρ) при тій же температурі: 

	ν=η/ρ.
	(1.3)


Одиниця її виміру м2/с. Прийнятними до застосування є одиниця CГС стокс (Ст): 1 Ст=1 см2/с=10-4 м2/с та її частинна одиниця сантистокс (сСт):1 сСт=10–2 Ст=10–2 см2/с=10–6 м2/с.

Окрім цих видів в’язкості на практиці для зручності та оперативності вимірювання в’язкості ще використовують поняття  «умовна в’язкість», під якою зазвичай розуміють відношення в’язкості нафти або нафтопродуктів до в’язкості води. При цьому в’язкість визначають у різних умовних одиницях — наприклад, у градусах Енглера (оЕ). Число градусів Енглера являє собою відношення часу витікання 200 см³ досліджуваного продукта при певній температурі до часу витікання такого ж об’єму води при температурі 200С через отвір певного діаметра спеціального  приладу. Переведення градусів Енглера в одиниці кинематичної в’язкості проводять за спеціальними таблицями.
В’язкість нафти залежить від її складу, температури і дуже сильно від кількості розчиненого газу.

В поверхневих умовах при 200С в’язкість нафти змінюється в широких межах від 0,2 до 2000 мПа∙с (найчастіше 0,8–50 мПа∙с). При цьому нафти з в’язкістю менше 5 мПа∙с вважаються малов’язкими, а з в’язкістю більше 25 мПа∙с — високов’язкими. Високов’язкі нафти видобувають з використанням спеціальних методів, що ґрунтуються на тепловій дії або на застосуванні загущених і хімічно активних витіснювальних агентів.

В пластових умовах, де в нафті є розчинений газ і діє висока температура, в’язкість її значно понижується (інколи в десятки разів) в порівнянні з поверхневими умовами після сепарації. Деякі нафти при охолодженні утворюють колоїдні системи внаслідок кристалізації або коагуляції (злипання частинок колоїдів) частини компонентів (парафінів, асфальтенів), що входять в її склад. В’язкість таких нафт різко підвищується, причому швидкість їх руху не пропорційна силі, що прикладається. Такі нафти називають неньютонівськими.

В’язкість нафти визначають лабораторним шляхом за допомогою віскозіметра.
3. Молекулярна маса нафти, тобто середня маса молекул компонентів нафти виражена в атомних одиницях маси, звичайно коливається в межах 180–240, але може досягати й кількох сотень.
4. Консистенція характеризує ступінь щільності або густоти нафти. Звичайно нафта в природних умовах перебуває в рідкому стані та має консистенцію як у молока або вершків. Але в деяких випадках вона застигає до повної нерухомості навіть при незначному пониженні температури.

Як і у всіх хімічно неіндивідуальних речовин, у нафті перехід із одного стану в інший проходить поступово. Переходи із рідкого в твердий стан (застигання) та із твердого в рідкий (плавлення) супроводжується проміжними стадіями загущення і розм’якшення, внаслідок чого слід говорити про температурні інтервали.

5. Температура застигання — це температура, при якій охолоджувана в пробірці нафта не змінює рівня при нахилі пробірки на 450. При цій температурі нафта перестає бути флюїдом і втрачає здатність текти. 

Температура застигання нафти залежить від вмісту парафінів: чим їх більше, тим вища температура застигання. Температура застигання нафт коливається в межах від +260С до –600С. Застигання нафт від кристалізації парафінів з пониженням температури є оборотним процесом: підвищення температури повертає нафту у вихідний стан. Якщо температура застигання нафт вища температури земної поверхні, то це зумовлює осадження парафіну в свердловині та наземному обладнанню. Видобуток таких нафт ускладнюється і потребує застосування спеціальних методів (механічна очистка, підігрів тощо).

Іншими причинами застигання нафт є випаровування її низькокиплячих фракцій і окиснення. Це приводить до відносного збагачення смолистими речовинами (осмолення нафт), поступової втрати рухомості та перетворенню нафт в напівтверді та тверді кіри (від мальт до асфальтитів).

6. Температура кипіння нафти. Нафта не має певної постійної температури кипіння, оскільки вона складається із компонентів, які можуть википати в інтервалі температур від 300С до 6000С. Шляхом розгонки (послідовної перегонки) нафти одержують такі фракції:

– петролейний ефір (до 650С);

– бензинова фракція (65–2000С);

– гасова фракція (200–3000С);

– газойлева фракція (300–4000С);

– масла (400–5000С);

– асфальти (вище 5000С).
Залишком після відгонки фракцій є гудрон і нафтовий кокс. Перші чотири фракції нафти називають світлими нафтопродуктами, решту — мазутом.

Найбільш поширені нафти з виходом бензинової фракції від 20 до 40(. Чим менша густина нафти, тим при більш низькій температурі вона закипає. Здебільшого  нафти густиною до 0,9 починають кипіти при температурі нижче 1000С, а більш важкі нафти — при температурі вище 1000С.

7. Теплота згорання (теплотворна здатність, калорійність) нафти — це кількість тепла, що виділяється при повному згоранні 1 кг нафти. Розрізняють вищу Qв та нижчу Qн теплоту згорання. Qв відрізняється від Qн на кількість тепла, яке виділяється при конденсаціі водяної пари, що утворюється при згоранні. При підрахунку Qв теплота згорання нафти й теплота конденсації водяної пари сумуються. Проте зазвичай при згоранні палива в промислових установках водяна пара не конденсується і виноситься разом із димовими газами. Тому найчастіше калорійність палива оцінюють по Qн.

Теплота згорання нафти дуже велика, є найвищою серед каустобіолітів і коливається в межах 43–46 МДж/кг (10 300–11 000 ккал/кг). Для порівняння: теплота згорання (в МДж/кг) торфу — 8, дров — 10, бурого вугілля — 16, кам’яного вугілля — 22, природного газу — 35, мазуту — 39, бензину — 44. Теплота згорання вуглеводнів зростає із збільшенням їхньої молекулярної маси. Чим менша густина нафти, тим вище її теплотворна здатність.

При розрахунках обліку теплової цінності різних видів палива часто використовують поняття “умовне паливо”, для якого теплота згорання прийнята 29,3 МДж/кг (7 000 ккал/кг) і нафтовий еквівалент.
Для переведення натурального палива в умовне застосовують калорійний еквівалент Ек, величину якого визначають відношенням нижчої теплоти згорання конкретного палива (Qн) до теплоти згорання умовного палива:

	Ек=Qн / 29,3.
	(1.4)


Щоб перевести натуральне паливо в умовне, використовують формулу

	Ву=Вн∙Ек ,
	(1.5)


де Ву — кількість умовного палива; Вн — кількість натурального палива.

Значення калорійного еквівалента в середньому становить: для нафти — 1,4, для природного горючого газу — 1,2, для торфу — 0,4, для коксу — 0,93.

Серед нафтовиків для оперативного зіставлення кількості (запасів, ресурсів) нафти, газу та конденсату використовується поняття «умовна одиниця нафтового еквівалента» (у.о.н.е.) із таким співвідношенням

1 у.о.н.е.=1 т нафти=1 т конденсату=1000 м3газу.

Наприклад, якщо на родовищі підраховані запаси нафти в обсязі 12,6 млн т, газу — 8,8 млрд м3, а конденсату — 500 тис.т, то в цілому на родовищі запаси вуглеводневої сировини в умовних одиницях5 нафтового еквівалента становлять:

12,6∙106+8,8∙109/1000+0,5∙106=21,9 млн у.о.н.е.

Мовою усного професійного лексикону 1 млн у.о.н.е. неофіційно називають словом «одиничка». Отже, запаси родовища становлять майже 22 «одинички», з них нафти — близько 12,5 «одиничок», газу — майже 9 «одиничок», конденсату — «піводинички»
Теплоту згорання нафти визначають експериментально шляхом спалювання певної кількості нафти в калориметричній бомбі.
8. Температура (точка) спалаху нафти — це температура, при якій відбувається короткочасний раптовий спалах парів нафти, що підігрівається, при наявності полум’я або електричної іскри. Температура спалаху тим нижча, чим більший вміст в нафті легких фракцій. Залежно від фракційного складу нафти температура спалаху переважно змінюється від 25 до 1200С.

Коли нафту нагрівати до більш високої температури, вона запалюється й горить на поверхні стійким полум’ям. Мінімальна температура, при якій відбувається таке займання, відома як точка запалення. Точки спалаху та запалення характеризують нафту з погляду її вогнебезпечності. Відомості про ці параметри нафти важливі для прийняття застережних заходів при її зберіганні й транспортуванні.

9. Люмінесценція (“холодне світіння”) — це властивість нафти світитись під дією світлового опромінення. При дії на нафту світла вони не тільки відбивають його, але й самі починають світитися — люмінесціювати. Нафти люмінесціюють в ультрафіолетових променях в широкому спектрі. Здебільшого легкі нафти мають блакитно-синій колір люмінесценції, а важкі — жовтий, оранжевий і бурий. Цю властивість нафти використовують для виявлення наявності нафти у зразках керна, шламу, буровому розчині. При цьому можна зафіксувати мікроконцентрації нафти (її мільйонні частки).

10. Оптична активність — це властивість нафти повертати площину поляризації світла. Зазвичай нафти характеризуються правим і незначним кутом повороту площини поляризації (до 2–70 ). Оптична активність нафти звичайно служить одним із доказів її органічного походження, оскільки вважається, що оптично активні речовини не можуть синтезуватись неорганічним шляхом.

11. Показник заломлення — це величина, обернена швидкості світла в нафті, якщо швидкість світла в повітрі прийнята за одиницю.
Показник заломлення нафти коливається в межах від 1,40 (легкі нафти) до 1,60 (важкі нафти). Цей показник використовують для визначення типу нафти при малих кількостях, які можуть бути екстраговані із зразків керна і уламків шламу.

12. Електричні властивості. Нафта і природний горючий газ практично не проводять електричний струм і є діелектриками. Питомий опір нафти 1010–1014 Ом∙м, Ця властивість дає змогу виявляти в розрізах свердловин нафтоносні пласти, оскільки нафта і газ перебувають у надрах у гірських породах. Нафтогазонасичені породи характеризуються високим значенням електричного опору на фоні низькоомних водонасичених порід. Так, нафтонасичений пісковик має питомий опір від 15 до 1000 Ом∙м, а глина — 1–10 Ом∙м.
 Окрім того, оскільки нафта не проводять електричний струм із неї виготовляють ізоляційні матеріали, а деякі нафтопродукти використовують як ізоляційні мастила в трансформаторах, вимикачах тощо. 
Нафта при терті легко електризується і здатна деякий час зберігати на своїй поверхні заряд. Тому, якщо при перекачуванні нафти трубопроводом виникне іскра, то вона здатна викликати спалах парів легких фракцій та вибух всієї маси.

13. Розчинність. Нафта добре розчиняється в органічних розчинниках: бензолі, хлороформі, сірковуглецю, ефірі тощо. У воді нафта практично не розчиняється при звичайних умовах, але може утворювати з нею стійкі емульсії. Дуже низька і розчинність води у нафті. З підвищенням температури взаємна розчинність води і вуглеводнів збільшується. Ця обставина важлива для розуміння можливих форм міграції нафти.

Сама нафта є добрим розчинником для таких речовин як йод, сірка, каучук, жири, рослинні смоли тощо.

14. Поверхневий натяг — це властивість нафти зменшувати свою поверхню шляхом протидії силам, які прагнуть змінити її форму. Поверхневий натяг є характеристикою поверхні поділу двох фаз і може визначатись двома способами:

а) роботою утворення одиниці площі цієї поверхні (виражається в Дж/м2);

б) силою, яка діє на одиницю довжини контуру поверхні поділу фаз і прагне скоротити цю поверхню до мінімуму (виражається в Н/м або дн/см; 1дн/см=10–3Н/м=1мН/м).

Поверхневий натяг є результатом дії молекулярних сил і спричиняється підвищеною здатністю молекул притягується одна до одної на поверхні рідини, що межує з повітрям або іншим газом. Коли молекули сильно притягаються між собою, поверхневий натяг характеризується  більшою величиною. Слабке притягання молекул визначає малу величину поверхневого натягу.

На поверхневий натяг нафти впливають такі основні чинники:

1) кількість поверхнево-активних речовини (ПАР), тобто речовин, які здатні накопичуватися на поверхні розділу фаз і значно знижувати поверхневий натяг. Чим менше в нафті таких речовин  (смол, нафтенових кислот тощо), тим більша в неї величина поверхневого натягу на межі з водою;

2) характер фазового стану речовини, з якою стикається нафта. При цьому поверхневий натяг нафти при стиканні її з водою менший (15–30 мН/м), ніж при стиканні її з повітрям (25–35 мН/м). Для порівняння: вода на межі з повітрям має поверхневий натяг близько 70 мН/м. Поверхневий натяг пластової води на межі з нафтою залежить від сольового складу води і складу нафти та коливається від 1 до 25 мН/м, а дистильованої води на межі різних нафт — від 20 до 35 мН/м;

3) густина нафти. Чим більша густина нафти, тим більший її поверхневий натяг на межі з повітрям і тим менший на межі з водою;      

4) тиск і температура. При підвищенні тиску поверхневий натяг нафти дещо збільшується, а при підвищенні температури — зменшується.

Поверхневий натяг суттєво впливає на рух нафти в надрах і має велике значення для процесу нафтовидобутку, особливо із застосуванням заводнення, оскільки чим менший поверхневий натяг води, тим вище її вимивна здатність і тим більше буде коефіцієнт витіснення нафти водою.

Молекулярні сили зчеплення між водою і породою більші, ніж між нафтою і породою. Це призводить до витіснення нафти водою, тобто до переміщення (міграції) нафти в гірських породах. Для поліпшення видобування нафти на промислах використовують ПАР, які змінюють (зменшують) поверхневий натяг рідин з метою зменшення витрат пластової енергії на подолання сил поверхневого натягу нафти.

Внаслідок великого поверхневого натягу нафти її плівки на воді мають круглясту форму і при поділі такої плівки на частини останні зразу ж з’єднуються знову в одно ціле. Цим нафтові плівки відрізняються від залізистих, які мають гострокутні контури і після розбивання їх на частини не об’єднуються.

15. Стисливість — здатність нафти змінювати об’єм під дією тиску. Характризується коефіцієнтом стисливості (пружності) С, який дорівнює відношенню об’єму нафти до його початкового об’єму при зміні тиску на одиницю
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де (V — зміна об’єму нафти;    V —початковий об’єм нафти;    (Р — зміна тиску.

Позначка “мінус“ показує, що нафта зменшується в об’ємі при підвищенні тиску.

Нафти на поверхні мають низькі значення С (близько 5(10–4 МПа–1). Нафти в пластових умовах, які вміщують значну частину розчиненого газу, мають підвищений С (до 150(10–4 МПа–1).

16. Усадка нафти — це властивість нафти зменшувати об’єм при підйомі її із надр на поверхню.  Усадка нафти проходить внаслідок дегазації нафти (видалення з нафти розчиненого в ній газу) та зниження температури.

Кількісно усадка нафти виражається коефіцієнтом усадки нафти, який показує на скільки відсотків зменшується об’єм пластової нафти при підйомі її на поверхню, і виражається співвідношенням
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де U — коефіцієнт усадки нафти; Vпл — об’єм пластової нафти; Vс — об’єм цієї ж сепарованої (відокремленої від газу) нафти на поверхні; 

Усадку нафти враховують при підрахунку запасів і при інших розрахунках шляхом уведення у відповідні формули значення  об’ємного коефіцієнта пластової нафти.
Об’ємний коефіцієнт пластової нафти (b) — це відношення об’єму пластової нафти (Vпл) до об’єму цієї ж нафти на поверхні при стандартних умовах після сепарації (Vс):

	b=Vпл / Vс .
	(1.8)


Об’ємний коефіцієнт нафти — величина, що не має розмірності й чисельно дорівнює об’єму, що займає в пласті 1 м3 нафти при стандартних умовах (тобто при температурі 20 0С і тиску 0,1 МПа). 

Об’ємний коефіцієнт нафти зростає із підвищенням пластової температури та збільшенням кількості розчиненого в ній газу. Значення об’ємного коефіцієнта змінюється від 1,0 до 3,0, але найчастіше — в межах 1,1–1,8. Більші значення характерні для легких газонасичених нафт великих глибин, а значення близькі до 1 — для важких дегазованих нафт приповерхневої зони.

Між вказаними коефіцієнтами існує такий взаємозв’язок:
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17. Газовміст пластової нафти S (або пластовий газовий фактор) — це кількість газу Vг, розчиненого в одиниці маси або об’єму пластової нафти Vпл.н., виміряна в стандартних умовах 

	S=Vг / Vпл.н
	(1.10)


Від кількості розчиненого в нафті газу залежать всі її найважливіші властивості: густина, в’язкість, стисливість, об’ємний коефіцієнт тощо.

Газовміст виражають в м3/м3 або м3/т і визначають при дегазації проб пластової нафти. Звичайно, для нафтових покладів S=10–500 м3/м3. Деколи на невеликих глибинах трапляються нафти, в яких практично відсутній газ. Такі нафти називають “мертвими нафтами”. Газовміст завжди менший від розчинності газу в нафті, тобто тієї максимальної кількості газу, яка може бути розчинена в одиниці об’єму пластової нафти при певних термобаричних умовах і яка ще утворює з нафтою однорідну рідку систему.

18. Тиск насичення нафти газом Рнас — це максимальний тиск, при якому розчинений в нафті газ починає виділятися у вільний стан при зменшенні пластового тиску Рпл.. За тиском насичення роблять висновок про ступінь насиченості нафти газом. Якщо Рпл≤Рнас, то  пластова нафта є насиченою. При Рпл>Рнас пластова нафта буде недонасичена газом. Якщо тиск в пласті падає нижче тиску насичення, то із нафти виділяється розчинений газ. Чим більша різниця між Рпл і Рнас, тим сприятливіші умови для ефективної розробки покладу. Бажано якнайдовше не допускати зниження пластового тиску нижче тиску насичення, щоби запобігти виділенню з нафти розчиненого газу і тим самим — переходу на роботу покладу при менш ефективному режимі розчиненого газу. Для покладу з газовою шапкою тиск насичення дорівнює пластовому тиску на контурі нафта–газ.

Тиск насичення залежить від кількості розчиненого в нафті газу, складу нафти і газу, співвідношення їхніх об’ємів в покладі та пластової температури. Величина тиску насичення тим менша, чим легша нафта, жирніший газ і нижча температура. Характерно, що наявність в газі азоту приводить до значного збільшення тиску насичення.

19. Теплове розширення. Нафти при нагріванні підпорядковуються загальному закону теплового розширення рідин, який виражається формулою
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де V0 і Vt — об’єми нафти при 0 0С і t 0C; ( — коефіцієнт теплового (об’ємного) розширення нафти, який показує, на яку частину свого початкового об’єму зміниться об’єм нафти при зміні температури на 10С (( нафт змінюється в межах (2–20)∙10–4 1/0С; причому більш важкі нафти характеризуються більш пониженим значенням ().

Коефіцієнт теплового розширення нафти має велике практичне значення при різних теплових перерахунках їх об’ємів (наприклад, розрахунки нафтосховищ, цистерн тощо).

20. Колір. Колір нафти буває різний: від світло-коричневого до темно-бурого і чорного. Часто нафти характеризуються зеленкуватим або червонуватим відтінком. Забарвлення нафти залежить від кількості смолисто-асфальтових речовин: чим їх більше, тим, зазвичай, нафта темніша.

21. Запах. Специфічний (приємний для нафтовиків!) бензиновий запах нафт, зумовлений вмістом в них вуглеводневих сполук. Причиною запаху нафт звичайно є сірчані сполуки, особливо сірководень і меркаптани. Саме тому меркаптани часто вводять як домішки в мережі газопостачання населення для попередження про витік газу із труб.

1.5.3 Товарні властивості та сорти нафти
Товарні властивості нафти визначаються її фракційним та груповим складом, вмістом сірки та масел, теплотою згоряння та визначають вибір технологій її переробки.

Сорт нафти – це якісна характеристика нафт, які видобуваються на різних родовищах та відрізняються складом (присутністю домішок, вміст сірки, різний вміст груп алканоів), якістю та однорідністю. 
Маркерні (еталонні) сорти нафти (benchmark crude) – це сорти нафти з певним складом (вміст сірки, густина), ціни на які, для зручності виробників і споживачів нафти, використовуються при визначенні цін при купівлі та продажу різних видів сирої нафти.

У світі існує три основних маркерних сорти: Brent Blend, West Texas Intermediate (WTI) і Dubai Crude . Котирування на ці сорти визначають ціни в основних регіонах:
• «Brent», що видобувається в Північному морі - для ринків Європи і Азії. Ціни приблизно на 70% експортованих сортів нафти прямо або побічно задаються на базі котирувань Brent.
• «WTI» (West Texas Intermediate), відома також як «(Texas) Light Sweet» - для західної півкулі (США) і як орієнтир для інших сортів нафти. У XX столітті довгий час була єдиним маркерним сортом.
• «Dubai Crude» широко використовується при визначенні цін нафти, що експортується з країн Перської затоки у Азійсько-Тихоокеанський регіон.
Раніше ОПЕК використовувала власний еталонний показник – середньозважену вартість 12-ти різних марок нафти, які експортуються країнами ОПЕК, який називається нафтовим кошиком ОПЕК (Reference Basket of crudes).
Зазвичай сорти нафти пов’язують або з основним родовищем, або з групою родовищ. Наприклад, Brent (Англія), Statfjord (Норвегія),  Kirkuk (Ірак),  Light Sweet та WTI (США),  Urals та Siberian Light (РФ), Saharan Blend (Алжир), Girassol (Ангола), Oriente (Эквадор), Basra Light (Ирак), Kuwait export (Кувейт), Es Sider (Ливия), Bonny Light (Нигерия), Qatar Marine (Катар), Arab Light (Саудовская Аравия), Murban (ОАЭ) тa Merey (Венесуэла). 

Часто буває, що країна виготовляє два сорти нафти – легку та важку (Iran Light та Iran Heavy).
1.5.4 Хімічні та технологічні класифікації нафти
Хімічні класифікації засновані на даних про вуглеводневий склад нафти.

Відповідно, за груповим вуглеводневим складом виділяють:
- метанову нафту (нафту парафінової основи) - нафта, груповий вуглеводневий склад якої містить понад 50 % вуглеводнів метанового (парафінового) ряду;

- нафтенову нафту - нафта, груповий вуглеводневий склад якої містить понад 50 % нафтенів;

- ароматичну нафту - нафта, груповий вуглеводневий склад якої містить понад 50 % ароматичних вуглеводнів;

- нафту мішаної (змішаної) основи - Нафта, у груповому вуглеводневому складі якої переважають вуглеводні не одного, а декількох класів, уміст кожного з яких складає не менше 25 %;

- асфальтенову нафту - нафта, груповий склад якої містить переважно нафтени й ароматичні вуглеводні з високою температурою кипіння та асфальтени;

- парафіновмісну нафту - нафта, груповий склад якої містить парафін у кількості, яку можна визначити сучасними методами й засобами. 
За вмістом парафіну (у %) нафти бувають: 

а) малопарафінові  — вид П1 (≤1,5); 

б) парафінові  — вид П2 (1,51–6); 

в) високопарафінові  — вид П3 (>6;);
-  смоловмісну нафту - нафта, груповий склад якої зокрема містить нафтові смоли та асфальтени в кількостях, які можна визначити сучасними методами й засобами. 
За вмістом смол (у %) нафти бувають: 

а) малосмолисті — підклас I (≤18); 

б) смолисті — підклас I I (18–35); 

в) високосмолисті — підклас I I I (>35);)
За невуглеводневим складом виділяють:
- сірковмісну нафту - нафта, груповий склад якої зокрема містить сірку та сульфосполуки в кількостях, які можна визначити сучасними методами й засобами.

З за вмістом сірки (у %): 

а) малосірчисті — клас I (≤0,5); 

б) сірчисті — клас I I (0,51–2); 

в) високосірчисті — клас I I I (>2) ;)
- кислу (сірководневу) нафту - нафта, груповий склад якої зокрема містить такі сульфосполуки, як сірководень і метил- та етилмеркаптани в кількостях, які можна визначити сучасними методами й засобами;

Солодка нафта має низький вміст сірки і її сполук.

- нейтральну (некорозійну) нафту - Нафта, груповий склад якої не містить сірководню та метил- і етилмеркаптанів у кількостях, які можна визначити сучасними методами й засобами;
- солевмісна нафта - нафта, що містить мінеральні солі в кількості, яку можна визначити сучасними методами й засобами;
- водовмісна нафта - нафта, що містить воду в кількості, яку можна визначити сучасними методами й засобами;
Класифікація нафти за фізико-хімічними параметрами:
За густиною
- Легка нафта - нафта, густина якої за стандартних умов не перевищує 850 кг/м3;
- Нафта середньої густини - нафта, густина якої за стандартних умов перебуває в межах від 850 до 885 кг/м3;
- Важка нафта - нафта, густина якої за стандартних умов перевищує 885 кг/м3.
За в'язкістю
- малов'язка - нафта, динамічний коефіцієнт в'язкості якої за стандартних умов не перевищує 5 мПа·с;
- середньов'язка - нафта, динамічний коефіцієнт в'язкості якої за стандартних умов перебуває в межах від 5 до 10 мПа·с;

- в'язка - нафта, динамічний коефіцієнт в'язкості якої за стандартних умов перебуває в межах від 10 до 30 мПа·с;

- високов'язка - нафта, динамічний коефіцієнт в'язкості якої за стандартних умов перевищує 30 мПа·с.

За характером течії
- аномальна (неньютонівська) нафта - нафта, течія якої за заданих умов не підлягає Ньютоновому законові в'язкого тертя, і в'язкість якої через це залежить від режиму її течії;
- ньютонівська нафта - нафта, течія якої за заданих умов підлягає Ньютоновому законові в'язкого тертя, і в'язкість якої через це не залежить від режиму її течії;
Нафти, які постачають на нафтопереробні заводи України, поділяють на малосірчисті з умістом сірки до 0,60 %, сірчисті (від 0,61 до 1,80 %) і високосірчисті (понад 1,81). В інших НД ще виділяють надвисокосірчисту нафту з умістом сірки понад 3,50 %.

Окрім того, нафти розрізняють за геологічною приуроченістю (віком порід, в яких виявлені нафтові скупчення), вказуючи при цьому певний стратиграфічний підрозділ. Наприклад, нафти палеозою, нафта із юрських відкладів, нафта менілітової світи, нафти палеогену, нафта із відкладів візейського ярусу тощо.

1.6. Природний горючий газ

Слово “газ” походить від французького “gaz”, грецького “хаос” і німецького “гайст” — дух. Увів голландець ван Гельмонт. Виділення із надр природного горючого газу одержали у давніх народів назву “вічних вогнів”.

Природний горючий газ — це горюча корисна копалина бітумного ряду, що являє собою багатокомпонентну газову суміш в основному насичених вуглеводнів з невуглеводневими сполуками. Серед фахівців нафтогазової справи, в спеціальній нафтогазовій літературі та в розмовній мові замість задовгого терміну «природний горючий газ» часто використовуєтся термін або «вуглеводневий газ», або скорочена назва «газ», якщо в контексті немає пояснення чи уточнення, про який саме газ мовиться.
В земній корі природний горючий газ може перебувати в таких фізичних станах:

а) вільному (утворюють самостійну фазу у вигляді скупчення );

б) розчиненому (в нафті або у воді);

в) розсіяному (сорбованому породами);

г) твердому (газогідратні скупчення).     

1.6.1. Хімічний склад

Елементний склад. Основні елементи: карбон (42–78(), гідроген (14–24(), С/Н = 3–4,3. Гетероелементи: нітроген (до 2–3(, іноді до 10( і вище), сульфур (1–2(, іноді до 25(), оксоген (до 0,2().

Вуглеводневий склад. В складі природних горючих газів вуглеводні представлені алканами із загальною формулою СnH2n+2, серед яких виділяють:

– метан СН4, який є обов’язковим і основним компонентом; в надрах перебуває лише в газоподібному стані;

– гомологи метану (це так звані “важкі вуглеводні”, до яких належать: етан С2Н6, пропан С3Н8, бутан С4Н10 і пари пентану С5Н12, гексану С6Н14 і гептану С7Н16. Залежно від температурних умов і тиску в надрах вони можуть перебувати як в газоподібному стані, так і в рідкому. 

Співвідношення та частка вуглеводневих компонентів змінюється в широких межах, проте завжди домінує метан. Його вміст у газі, що перебуває у вільному стані, становить здебільшого 85–98(, а в газі, розчиненому в нафті, нерідко знижується до 55–65(. Частка гомологів метану у вільному газі найчастіше коливається від 0,2 до 8(, а в газі, розчиненому в нафті, може досягати 20(, а інколи доходити до 50(.

За вмістом в газі метану й важких вуглеводнів розрізняють:

а) сухі гази — вміст метану в них вище 97( (вміст важких вуглеводнів до 8г/м3);

б) пісні гази (вміст важких вуглеводнів 8–25г/м3);

в) напівжирні гази (вміст важких вуглеводнів 25–75г/м3);

г) жирні гази (вміст важких вуглеводнів більше 75г/м3).

Невуглеводневий склад. Із невуглеводневих сполук у складі природних горючих газів здебільшого присутні:

– азот, вміст якого звичайно не перевищує 2–3(, але трапляються родовища, в газах яких вміст азоту досягає 30–50(, а іноді і 99(;

– вуглекислий газ СО2, вміст якого звичайно змінюється від 0,1 до 5–10( (іноді до 22();

– сірководень Н2S, вміст якого звичайно не перевищує 2–3(, але відомі поклади із вмістом сірководню до 25(; гази з високим вмістом Н2S є сировиною для одержання майже чистої сірки, яка одержала назву “газова сірка”;

– інертні гази, а саме: гелій (звичайні концентрації 0,001–0,2(, а іноді на прадавніх платформах до 10() і аргон (0,01–0,03(, іноді до 1();

– вільний водень (від часток процента до 3.5();

– ртуть (на деяких родовищах його концентрація сягає 2(10–4 г/м3).

1.6.2 Фізичні властивості

Для підрахунку запасів газу, його використання і розробки покладів важливе значення мають такі фізичні властивості.

1. Густина. Звичайно густина газу при нормальних умовах  в межах 0,7–1,3 кг/м3, тобто приблизно в 1000 раз менше, ніж густина нафти. 
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Відносна густина газу є величиною безрозмірною.

Для переведення густини газу, виміряної на поверхні при стандартних умовах, у густину газу в пластових умовах використовують формулу
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де (г.пл — густина газу в пластових умовах, кг/м3; 
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Якщо (г і (п визначають при нормальних умовах, то (п=1,293кг/м3 і 

=(г/1,293.

Відносна густина вуглеводневих газів коливається від 0,554 ( для метану) до 2,006 (для бутану).

Комерційні розрахунки в газовій промисловості проводять при стандартних фізичних умовах: тиску 0,1 МПа і температурі 20 0С, при яких (п=1,205кг/м3.

Густина газу значною мірою залежить від його складу, тиску і температури. Чим жирніше газ (тобто чим більше в ньому важких вуглеводнів), тим більша його густина.

Особливо значний вплив на густину має тиск. Під високим тиском в пласті густина газу наближається до густини легких вуглеводневих рідин і може набувати значення до 300–400 кг/м3. 
2. В’язкість. В’язкість вуглеводневих газів незначна, що зумовлює їхню високу здатність швидко рухатись в поровому середовищі пластів при наявності перепаду тисків. При нормальних умовах (00С і 760 мм ртутного стовпчика) динамічна в’язкість метану становить 0,011  мПа∙с  (повітря 0,017 мПа∙с), тобто майже в 100 разів нижча, ніж в’язкість води. При однакових умовах в’язкість вуглеводневих газів нижча, ніж в’язкість невуглеводневих газів.

В’язкість газу залежно від параметрів (тиску і температури), що характеризують його стан, змінюється складним чином. Із збільшенням температури при низьких тисках в’язкість газів збільшується, а при високих тисках — зменшується. При величинах тиску до 4 МПа в’язкість газу мало залежить від тиску, при більш високих тисках — підвищується.  
3. Стисливість. Об’єм газів змінюється залежно від тиску і температури. Вуглеводневі гази стискаються більше, ніж це випливає із рівняння стану ідеального газу Клапейрона–Менделеєва. Особливо значне це відхилення при високих тисках, низьких температурах і для газів з великою густиною. Тому при технологічних розрахунках необхідно вводити поправку на стисливість. Для цього використовується коефіцієнт надстисливості (стисливості) газу Z, під яким розуміють відношення об’ємів реального (пластового) Vр та ідеального Vі газів при однакових тиску і температурі, тобто Z=Vp/Vi. Значення коефіцієнту Z залежить від складу газу, температури й тиску і найчастіше коливається в межах 0,8–1,2.

4. Молекулярна маса газу, тобто середня маса молекул компонентів виражена в атомних одиницях маси, звичайно коливається в межах 16–20.

5. Розчинність газу в нафті і воді — це здатність газу утворювати в пласті з нафтою або водою однорідну рідку систему. Характеризується коефіцієнтом розчинності газу, який чисельно дорівнює об’єму газу (в м3), що розчиняється в 1м3 рідини при підвищенні тиску на 0,1 МПа. За законом Генрі розчинність газу в рідині пропорційна тиску при постійній температурі.

Розчинність газу в нафті збільшується при зростанні тиску і збільшенні в газі частки високомолекулярних компонентів і знижується при підвищенні температури і збільшенні молекулярної маси і густини нафти. При зниженні тиску газ виділяється із нафти, причому у відповідності з розчинністю, спочатку із розчину виділяється найбільш важкорозчинний метан, а потім його гомологи в порядку — етан–пропан–бутан–пентан.

Із невуглеводневих газів досить високу розчинність має вуглекислота (приблизно в 8–10 раз більше розчинності метану), а найбільш низьку — азот.

Розчинність газу в воді значно нижча його розчинності в нафті і залежить від складу газу, мінералізації води, тиску і температури. Вуглеводневі гази розчиняються у воді майже в 10 разів гірше, ніж у нафті. Найбільш розчинні у воді сірководень і вуглекислота. Розчинність газів у воді зменшується із збільшенням мінералізації води, а також із ростом температури і зменшенням тиску.

6. Розчинність нафти в газі. Природні гази вміщують пари рідких вуглеводнів і невуглеводневих сполук. Розчинність легких вуглеводнів, смол та інших компонентів в стиснених газах, що знаходяться під тиском при температурі вище критичної, зумовлює утворення газоконденсатних систем і є важливим  

7. Гідратоутворення. Наявність у газі води зумовлює при певних тисках і температурах утворення кристалогідратів вуглеводневих газів. Гідрати газів являють собою кристалічні сполуки — включення (клатрати), які характеризуються точно визначеною структурою для різних газів. Це тверді розчини, де розчинником є вода: її молекули за рахунок гідрогенового зв’язку утворюють об’ємний каркас, у порожнину якого проникають легкорухомі молекули газу.

Гідрати мають такі емпіричні формули: для метану СН4∙7Н2О, етану С2Н6∙8Н2О, пропану С3Н8∙18Н2О і т. д. Для кожного вуглеводневого газу характерна максимальна температура (критична температура гідратоутворення), вище якої ніяким підвищенням тиску не можна спричинити утворення гідратів. Вона становить (у оС): для метану 21,5, етану 14,5, пропану 4,5, ізобутану 2,5, н-бутану 1. Дослідження показали, що чим важчий вуглеводневий газ, тим легше він утворює гідрати. Проте слід пам’ятати, що, починаючи з пентанів, вуглеводні гідратів не утворюють.

Гідратоутворення відбувається не тільки в процесі видобування та транспорту газу, але й у пористому середовищі осадового чохла із формуванням гідратних покладів. Особливістю останніх є те, що при відповідних термодинамічних умовах вони утворюються без літологічних покришок і в свою чергу можуть служити своєрідними покришками для звичайних газових покладів. На значній частині суші зони гідратоутворення приурочені в основному до районів поширення багаторічномерзлих порід, які становлять близько 23% загальної території суші на Землі при глибині промерзання гірських порід 500–700 і навіть 1000 м.

1.7. Конденсат

Конденсатом (газовим конденсатом, газоконденсатом) називають суміш рідких вуглеводнів, які перебувають у надрах у газоподібному стані та виділяються із газів у вигляді рідини при зниженні тиску (нижче тиску початку конденсації) і температури. На відміну від нафти і газу покладів конденсату у формі самостійних скупчень у природі немає.
Ступінь насичення газоконденсатних скупчень конденсатом визначається конденсатністю, під якою розуміють вміст рідких вуглеводнів у газі в пластових умовах (у г/м3 або см3/м3). Величина конденсатності може досягати 500 (а іноді і 1300) г/м3.

Величину, обернену до конденсатності, називають газоконденсатним фактором.

Хімічний склад конденсатів близький до складу нафт. Відмінність в основному лише в тім, що в конденсаті практично відсутні тверді вуглеводні і асфальтени.

Конденсат складається переважно із пентанів і гексанів, а також із нафтенових і ароматичних вуглеводнів.

Концентрація газового конденсату в пластових газах коливається в межах 0,4-10 молекулярних% (від 5-10 до 500-1000 г / м3).

Вміст конденсату в газі залежить від:

· пластових термобаричних умов (чим вище тиск і температура, тим більша кількість рідких вуглеводнів може бути розчинено в газі);

· складу пластового газу (гомологи метану і CO2 сприяють розчиненню в газі бензиново-гасових компонентів і зростання вмісту газового конденсату );

· наявності нафтових облямівок і концентрації в них легких фракцій, умов міграції газоконденсатних сумішей при формуванні покладів;

Фракційний і вуглеводневий склад газового конденсату варіює в широкому діапазоні і залежить від умов залягання, відбору і часу експлуатації поклади. 

Газовий конденсат складається з бензинових (інтервал кипіння від 30-80 до 200 ° С), гасових (200-300 ° С) і, в меншій мірі, більш висококиплячих компонентів. Для більшості газового конденсату вихід бензинових фракцій перевищує 50% (частіше 70-85%); газовий конденсат з покладів, розташованих на значних глибинах, складається в основному з гасово-газойлевих фракцій. Найбільш поширені газові конденсати з переважанням метанових при значній частці нафтенових вуглеводнів (метано-нафтенових тип). Рідко зустрічаються газові конденсати, що складаються головним чином з ароматичних (65% на низькокиплячих фракцію) або нафтенових вуглеводнів (до 70-85% на зазначену фракцію). 

Густина конденсатів 660-840 кг/м3, вміст загальної сірки соті, рідше десяті частки %. 
Розрізняють:
Залежно від тиску насичених парів

а) Д1  сирий (первинний) конденсат — це рідкі при стандартних умовах вуглеводні із розчиненими в них газами (метаном, етаном, пропаном, бутанами);

б) Д2 стабільний конденсат, що являє собою результат конденсації сирового і складається лише із рідких при стандартних умовах вуглеводнів (від пентанів і вище).

За вмістом сірки (у %): 

а) малосірчисті — клас I (≤0,05); 

б) сірчисті — клас II (0,051–0,8); 

в) високосірчисті — клас III (>0,8).

За вмістом ароматичних вуглеводнів у бензиновій фракції (у %):

а)  А1 — тип I (> 20); 

б) А2 — тип II (10–20); 

в) А3— тип IIІ (≤10).

За вмістом п-алканових вуглеводнів у фракції 200-3200С(у % мас):

а)  Н1 — вид I високопарафінові (> 25); 

б) Н2 — вид II парафінові (18–25); 

в) Н3 — вид II низькопарафінові (14–18);

г) Н4— вид IV безпарафінові (≤14).

За фракційним складом 200-3200С(у 0С, температура кінця кипіння):

а)  Ф1 — група  I висококиплячі, з температурою википання вище  3200С; 

б) Ф2 — група  II проміжного фракційного складу, з кінцем кипіння від 250 до 3200С;  

в) Ф3 — група IIІ низько киплячі, або полегшеного фракційного складу, з кінцем кипіння до 2500С.

Газові конденсати класифікуються на початковій стадії розробки родовища. Протягом експлуатації контролюються показники технологічної класифікації і при зміні навіть одного з них відбувається коригування технологічного шифру.
За початковим вмістом стабільного конденсату газоконденсатні поклади поділяють на п’ять груп:

- з незначним вмістом - ≤ 10 см3/м3;

- з малим вмістом – 10-150 см3/м3;

- з середнім вмістом – 150-300 см3/м3;

- з високим вмістом – 300-600 см3/м3;

- з дуже високим вмістом – > 600 см3/м3;

Розділ 2. ПРИРОДНЕ  СЕРЕДОВИЩЕ  ДЛЯ  НАФТИ  І  ГАЗУ

Природним середовищем для нафти і газу в надрах є переважно осадові гірські породи земної кори. За здатністю порід вміщувати флюїди (нафту, газ і воду) та пропускати їх через себе, а точніше за їхніми ємнісно–фільтраційними властивостями, гірські породи поділяють на дві групи: 1) колектори; 2) флюїдоупори.

Поняття “колектор” і “флюїдоупор” деякою мірою умовні та стосуються конкретної ділянки з певним складом порід і флюїдів, термобаричними умовами. При зміні цих параметрів колектор може втратити фільтраційні властивості, а флюїдоупор — набути їх. Одна й та ж порода може бути колектором для газу та флюїдоупором для нафти.

2.1. Колектори нафти і газу

Нафта і природний горючий газ залягають у надрах, заповнюючи порожнини гірських порід і просочуючи ці породи як вода губку. Такі породи називають колекторами нафти і газу.
У загальному колекторами (від латинського — збирач) називають гірські породи, які здатні вміщувати флюїди (нафту, газ і воду) та пропускати їх через себе при наявності перепаду тиску. У цьому сенсі часто вживають термін «породи-колектори».
Насичені нафтою чи газом породи-колектори називають відповідно нафтоносними або газоносними. Товщина нафтоносних і газоносних пластів (порід-колекторів) може коливатись від кількох сантиметрів до десятків і сотень метрів, а їхня протяжність (ширина і довжина) — від кількох десятків метрів до кількох десятків кілометрів.

Колектори нафти і газу характеризуються ємнісно-фільтраційними (синоніми: фільтраційно-ємнісними, колекторними) властивостями. При цьому одна частина цього терміну (ємнісна) визначає кількісну характеристику породи-колектору щодо здатності її умістити в собі певну кількість флюїдів, тобто їхню ємність. Ємнісна властивість  порід-колекторів  описується такими параметрами (ознаками) як пористість, нафтонасиченість, газонасиченість і водонасиченість. Інша частина терміну (фільтраційна) визначає здатність порід-колекторів просочувати через себе флюїди. Фільтраційна властивість порід-колекторів  виражається такою ознакою (параметром) як проникність.
2.1.1. Пористість
У гірських породах є простір, який вільний від твердої речовини і заповнений флюїдами — водою, нафтою чи газом. Такий простір умовно називають порожнинами. Особливо притаманна властивість містити порожнинний простір осадовим породам, які складені із уламкових частинок (зерен). Між тими частинками, які нещільно прилягають одна до одної, формуються порожнини у вигляді пор. Окрім того, такі порожнини, не заповнені твердою речовиною, можуть бути утворені іншими чинниками (тріщинуватістю, процесами вилуговування в породі тощо). В цьому аспекті кажуть, що порода є пористою. 
Пористість — це властивість гірської породи містити в собі порожнинний простір, заповнений флюїдами. Пористість є однією із основних ємнісних властивостей порід-колекторів, оскільки вона характеризує об’єм (ємність) простору, у якому проходить формування скупчень нафти і газу. Величина пористості кількісно характеризується коефіцієнтом пористості. Він показує, яку частину від загального об’єму породи складають порожнини.
Порожнинний простір гірської породи може бути створений порами, кавернами або тріщинами.

Пори — це простір (порожнини) між мінеральними зернами (уламками) породи, який утворився в результаті неповного прилягання їхніх поверхонь між собою і не заповнений твердою речовиною (цементом).

Каверни — це порожнини в породі, що утворились внаслідок вилуговування окремих компонентів породи або їхньої перекристалізації.

Тріщини — це порожнини в породі, що утворились внаслідок розривів суцільності скелету породи після тектонічних процесів, складкоутворення, а також після проведення в свердловинах заходів для інтенсифікації видобутку нафти чи газу (гідророзрив пласта, торпедування свердловини тощо).
Сумарний об’єм порожнинного простору в породі включає об’єм всіх порожнин у породі, як з’єднаних між собою, так і ізольованих. Залежно від структури порожнинного простору в породі, тобто від взаєморозміщення та взаємозв'язку всіх порожнин в породі розрізняють два основних види пористості — загальна та відкрита, які характеризуються відповідними коефіцієнтами.
Загальна (абсолютна або повна) пористість характеризує всі наявні в породі порожнини. Кількісно її визначають за допомогою коефіцієнта загальної (абсолютної або повної) пористості 
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Відкрита пористість характеризує лише систему сполучених між собою порожнин. Кількісно її визначають за допомогою коефіцієнта відкритої пористості 
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Відкрита пористість є, так би мовити, корисним простором породи-колектору, оскільки нафта і газ може рухатися в пласті саме через такі сполучені між собою порожнини і запаси цих корисних копалин враховуються саме в них. Зрозуміло, що коефіцієнт відкритої пористості завжди менший коефіцієнта загальної  пористості. При підрахунку запасів нафти і газу використовують лише коефіцієнт відкритої пористості. В пісках відкрита пористість близька до загальної. В пісковиках і алевролітах внаслідок цементації породи речовинами, що скріплюють зерна породи, об’єм порожнинного простору зменшується, а частина порожнин може бути ізольованою. Особливо багато ізольованих пор і каверн у вапняках, доломітах і туфах; в них різниця між загальною і відкритою пористістю значна.

Переважно ця величина для найпоширеніших теригенних колекторів (пісковиків і алевролітів) становить 5–10%.

Окрім цих двох видів пористості, іноді виділяють ще закриту та ефективну пористості.

Закрита пористість характеризує порожнинний простір гірської породи, окремі елементи якого не сполучені між собою, а є ізольованими. Визначається закрита пористість як різниця між загальною пористістю та відкритою пористістю.
Під ефективною пористістю деякі дослідники розуміють пористість, яка характеризує ту частину порожнинного простору гірської породи, що бере участь у фільтрації флюїдів. При цьому враховують об’єм відкритих порожнин, насичених нафтою чи газом, без об’єму порожнин, зайнятих залишковою водою (тобто водою, що утримується капілярними силами на поверхні зерен породи). Термін маловживаний, оскільки характеризує власне не порожнинний простір гірської породи, а деякі аспекти співвідношення в ньому різних флюїдів.
Характер порожнинного простору є результатом складної взаємодії різноманітних чинників, які впливають на його формування. Цей простір характеризується розмірами порожнинного простору, формою зерен, що складають породу, а також характером укладки цих зерен і наявністю цементувальних речовин між зернами.

Залежно від розміру порожнини в породі поділяють на надкапілярні, капілярні та субкапілярні. Характеристика порожнинного простору наведена в таблиці 2.1

Таблиця 2.1 — Характеристика порожнинного простору порід
	Тип 
порожнин 
	Діаметр пор, каверн, мм
	Розкритість тріщин,

мм
	Характер руху рідин

	Надкапілярні
	>0,5
	>0,25
	Рух рідин проходить вільно (під дією гравітаційних сил і сил спливання)

	Капілярні
	0,5–0002
	0,25–0001
	Рух рідин не підлягає законам гідродинаміки через вплив капілярних сил, а може проходити під дією надлишкових тисків 

	Субкапілярні
	<0,0002
	<0,0001
	Рідини в природних умовах циркулювати не можуть.


Примітка: розкритість тріщин — це найменша відстань між стінками тріщини.
Іноді виділяють макротріщини (
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Коефіцієнт пористості уламкових порід в ідеальному випадку (коли всі зерна породи є однакові за розміром кульки) не залежить від розмірів зерен, а визначається їхньою укладкою. При цьому максимально можлива теоретична пористість такої породи при розташуванні кульок у вершинах куба становить 47,6%, а у вершинах тетраедра — 26%. В реальних умовах породи-колектори складаються із зерен неоднакових за розміром, формою і обкочуваністю, внаслідок чого пористість їх різко знижується. Найбільш поширеними на нафтових родовищах є колектори із відкритою пористістю 10÷25%.

Пористість визначають або в лабораторії (шляхом дослідження керна — зразка породи, відібраного при бурінні свердловини), або в процесі проведення геофізичних досліджень у свердловині (електрокаротажу чи акустичного каротажу). Опосередковано наявність високопористих порід у розрізі свердловини бурильники можуть зафіксувати за такими ознаками. Якщо різко збільшилась швидкість проходки, то це може свідчити про те, що долото почало розбурювати породи-колектори, оскільки чим більша пористість породи, тим зазвичай менша її щільність і легше вона розбурюється. Інше свідчення наявності високопористих порід у розрізі свердловини — поганий виніс керна, оскільки саме такі породи часто розсипаються в процесі буріння колонковим долотом. І той факт, що зони неповного виносу керна можуть характеризувати товщі порід з високою пористістю, пояснює існування серед нафтовиків виразу: «Керн не вилучається —свердловина перспектива».  Проте ці ознаки не є впевненими, але можуть дати певну допомогу у вирішенні цього питання. 
За генезисом розрізняють пористість первинну і вторинну.

Первинна (сингенетична) пористість — це пористість, яка виникла одночасно з утворенням породи. До неї належать:

— порожнини між зернами породи;

— проміжки між площинами нашарування;

— порожнини, що утворились після розкладання м’яких частин організмів .

Первинна пористість з розвитком породи поступово зменшується.

Вторинна (епігенетична) пористість — це пористість, яка виникла внаслідок подальших змін уже сформованої породи. Сюди належать:


— пори розчинення в карбонатних породах;



— тріщини і пори, що виникли внаслідок зменшення об’єму породи (наприклад, при перетворенні вапняків в доломіти об’єм породи зменшується на 12,6%);



— тектонічні тріщини внаслідок розломів і дроблення породи;



— тріщини та пори внаслідок поверхневого вивітрювання порід.

2.1.2. Нафто-, газо-, водонасиченість

Нафто-, газо-, водонасиченість характеризують колектор за вмістом у ньому відповідного флюїду і кількісно виражаються коефіцієнтами, які показують частку об’єму пор, заповнених відповідно нафтою, газом чи водою.

Коефіцієнт нафтонасиченості 
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Сума вказаних коефіцієнтів насиченості дорівнює одиниці, тобто
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Ці коефіцієнти використовують при підрахунку запасів нафти і газу та складанні проектних документів на розробку родовищ.

2.1.3. Проникність

Проникність — це властивість породи пропускати через себе флюїди при наявності перепаду тиску. Вона кількісно характеризує фільтраційні властивості колектору та визначається через коефіцієнт проникності. Проникність служить мірою флюїдної провідності породи через себе і є одним із найважливіших параметрів колектору нафти і газу. 
Фільтрацію рідин у пористому середовищі досліджував француз Анрі Дарсі, який встановив названий його іменем закон, що виражається рівнянням
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де — об’ємна витрата рідини, м3/с; коефіцієнт пропорційності (коефіцієнт проникності), м2; F — площа поперечного перерізу, м2; µ — в’язкість рідини, мПа∙с; ∆р — перепад тиску в напрямку витікання, Па; L — довжина зразка породи, м;
Одиниця виміру коефіцієнта проникності в системі СІ — м2. Пористе середовище має проникність  1 м2, якщо однофазний флюїд в’язкістю 1 мПа∙с фільтрується через породу зі швидкістю 1 м/с при площі поперечного перерізу 1 м2 і при градієнтові тиску 1 Па. Величина проникності в 1 м2 дуже велика, тому в нафтопромисловій практиці прийнята одиниця дарсі (Д) і мілідарсі (мД). При цьому справедливі такі співвідношення :

1Д ≈ 10–12м2 ≈ 1мкм2,

1мД = 10–3Д ≈ 10–15м2 ≈ 10–3мкм2.

Варто звернути увагу на те, що проникність є властивістю середовища (породи), яке пропускає через себе флюїд, але не характерною особливістю самого флюїду.
Визначають коефіцієнт проникності порід в лабораторії (за керном) або спеціальними промисловими дослідженнями свердловин (пластів) на продуктивність.
Проникність суттєво залежить від розмірів і форми порових каналів, а також від тріщинуватості породи. 
Проникність нафтоносних пісковиків здебільшого змінюється від 0,01 до  0,5 мкм2 (10–500 мД), тріщинуватих вапняків — від 0,005 до 0,02 мкм2 ().

У зв’язку з тим, що при русі газованої рідини або суміші двох рідин характер фільтрації змінюється, розрізняють такі види проникності:


1) абсолютна (фізична) проникність — це проникність пористого середовища для газу або однорідної рідини, хімічно інертних стосовно породи. Вона характеризує тільки фізичні властивості породи і не залежить від природи флюїдів. Абсолютна проникність визначається здебільшого лабораторними методами, які ґрунтуються на моделюванні процесу фільтрації через керн на спеціальній установці. 

2) фазова (ефективна) проникність — це проникність породи для однієї із фаз двохфазної або багатофазної системи, що рухається в пористому середовищі. Вона залежить від властивостей породи, фізико–хімічних властивостей флюїдів, а також від ступеня насиченості порожнинного простору кожної із фаз.


3) відносна проникність — це відношення фазової проникності до абсолютної. Вона використовується для гідродинамічних розрахунків процесів нафто вилучення.
2.1.4. Класифікації колекторів

Основними класифікаційними ознаками колекторів є їх склад, а також умови акумуляції і фільтрації в них пластових флюїдів.

За літологічним складом порід виділяють 2 основні групи колекторів:

1. теригенні (уламкові), які складені в основному пісковиками і алевролітами (99,5% в Україні). Вони характеризуються наявністю пор, іноді тріщин. З такими колекторами пов’язано ≈ 60% світових розвіданих запасів нафти і ≈ 75% запасів газу.

2. карбонатні, які складені вапняками і доломітами. Значну роль в них відіграють каверни і тріщини, що зумовлює складний характер ємнісного простору і вельми нерівномірний його розподіл. 

Крім того, своєрідні колектори пов’язані з вулканогенно–осадовими (туфи), глинистими і дуже рідко кристалічними породами кори вивітрювання фундаменту.

За природою порожнинного простору колектори поділяють на 4  типи:

1. порові (гранулярні), у яких порожнинний простір утворений первинними міжгранулярними (міжзерновими) порами.

2. кавернозні, у яких порожнинний простір утворюють каверни, з’єднані вузькими каналами або ізольовані один від одного. *КВ.П. для них змінюється в широких межах — від тисячних часток одиниці до 0,2 і більше.

3. тріщинні, порожнинний простір яких утворений тріщинами. В чистому вигляді трапляються рідко.
4. змішані, у яких порожнинний простір утворений одночасно двома або трьома видами порожнин (наприклад, тріщинно–порові, тріщинно–кавернозні і т. д.).
Окремо можна виділити техноколектори, які створюються людиною у привибійній зоні свердловин. Шляхом  проведення  у свердловині різноманітних заходів для інтенсифікації видобутку нафти (газу)збільшення порожнинного простору та проникності порід.

За величиною проникності виділяють 5 класів колекторів:

1 клас — > 1 мкм2 (> 1000 мД);

2 клас — 0,1÷1 мкм2 (100÷1000 мД);

3 клас — 0,01÷0,1 мкм2 (10÷100 мД);

4 клас — 0,001÷0,01 мкм2 (1÷10 мД);

5 клас — < 0,001 мкм2 (< 1мД).

На практиці часто цю класифікацію не підтримують і кажуть:

— малопроникні колектори (до 0,050 мкм2 — 50% в Україні);

— проникні колектори (0,050÷0,150 мкм2 — 38% в Україні);

— високопроникні колектори (>0,150 мкм2 — 12% в Україні).

За ємністю (величиною відкритої пористості) виділяють 5 підкласів колекторів:

1-й підклас — >25%; 
2-й підклас — 20÷25%;

3-й підклас — 15÷20%;

4-й підклас — 10÷15%;

5-й підклас — <10%.

2.2. Флюїдоупори

Флюїдоупори —  це практично непроникні породи, які при наявних у земній корі перепадах тисків між пластами, здатні утримувати нафту і газ в колекторі. Флюїдоупори перешкоджають виходу нафти і газу з колектору. Якщо флюїдоупор перекриває колектор згори, то він називається покришкою. Наявність покришки є необхідною умовою існування в надрах скупчень нафти і газу. Якість покришки, тобто її екранувальні й утримувальні здатності, залежать від складу породи, ступеня її однорідності, структури порожнинного простору і здатності породи розтріскуватись або пластично деформуватись, а також від товщини і характеру поширення на площі. Для газу, який має набагато більшу рухливість, ніж нафта, при інших рівних умовах, покришка повинна мати більшу товщину. Особливо це стосується газових покладів з великими поверхами газоносності і аномально високими тисками.

За літологічним складом порід розрізняють такі типи покришок:

– глинисті (глини, глинисті сланці, аргіліти);

– галогенні (соленосні);

– карбонатні (мергелі, глинисті і закременілі вапняки);

– змішані (піщано–глинисті, глинисто–карбонатні, теригенно–галогенні тощо);

– розшаровані (складені шарами різних літологічних різновидів порід).

Перші три типи належать до однорідних покришок, останні два — до неоднорідних. 

Проте глинисті, карбонатні і змішані покришки можуть бути тріщинуватими і тоді вони втрачають свої утримувальні властивості і стають колекторами.

При оцінці екранувальних властивостей глин необхідно враховувати вплив тиску і температури. Із зануренням на великі глибини відбувається зневоднення глин, зміна їх мінерального складу та зниження пластичності, в результаті чого збільшується тріщинуватість глин. Іноді глини перетворюються в тріщинний колектор (наприклад, баженівська світа Західного Сибіру).

Найпоширенішими на родовищах є глинисті покришки, а найнадійнішими — соляні, які мають високу пластичність.

За площею поширення і тим значенням, яке вони мають у розподілі скупчень вуглеводнів у розрізі, покришки поділяють на:

— регіональні, які літологічно витримані в межах нафтогазоносної провінції (НГП) і мають значну товщину;

— зональні, які поширені над групою родовищ в межах нафтогазоносного району (НГР);

— локальні, які зумовлюють збереження окремих покладів в межах одного родовища.

2.3. Природні резервуари нафти і газу

В природі середовищем для флюїдів служить колектор, який знаходиться серед слабкопроникних порід. При цьому колектор є немовби посудиною (трубою), в якій проходить переміщення нафти, газу і води. Така система одержала назву природного резервуару.

Природний резервуар — це така сукупність породи–колектора і порід–флюїдоупорів, яка утворює в надрах сприятливе середовище для руху флюїдів.

За характером будови породи–колектора і його співвідношення з флюїдоупорами виділяють три основні типи природних резервуарів:


— пластовий, у якого колектор представлений проникним пластом незначної товщини (до десятків метрів), що обмежений флюїдоупорами в покрівлі і в підошві. При цьому колектор повинен залягати не горизонтально, а під кутом до горизонтальної поверхні. В такому резервуарі товщина і літологічний склад зазвичай зберігаються на значній площі, хоча трапляються окремі лінзовидні прошарки непроникних порід. Найбільш характерним в такому резервуарі є боковий рух флюїдів в пласті–колекторі (по нашаруванню). 

— масивний, у якого колектор складений потужною (до кількох сотень метрів) товщею порід однакового або різного літологічного складу і перекритий зверху породою–покришкою. Здебільшого колекторські властивості такої товщі значно коливаються. Найхарактернішим є рух флюїдів по вертикалі, оскільки боковий рух обмежений проникними зонами і флюїди не можуть переміщуватись на великі відстані. Окремим випадком масивного резервуара є викопні рифи, що являють собою поховані під товщею непроникних відкладів рифові споруди.

— літологічно обмежений (або неправильної форми), у якого колектор оточений з усіх боків непроникними породами. Наприклад, лінза піску в товщі глинистих порід.

2.4. Пастки нафти і газу

Розглянемо пластовий природний резервуар і механізм уловлювання в ньому вуглеводнів.

В природному резервуарі нафта і газ утворюють скупчення лише в певних, сприятливих для цього місцях. Це такі ділянки природного резервуара, де нафта і газ внаслідок наявності перешкоди (екрану) на шляху руху здатні збиратись значною масою. Такі ділянки носять назву пасток нафти і газу.

Отже, пастка нафти і газу — це частина природного резервуара, в якій існують умови для акумуляції і збереження нафти і газу.

 Пастка утворюється там, де структури пластів, їх літологічний склад або інші властивості чи процеси екранують рух флюїдів, створюючи йому протидію.

При цьому основними чинниками, які створюють перешкоди руху нафти і газу в пласті, є такі:

· перегин пластів–колекторів і покришок у формі антиклінальної складки;

· різка зміна колекторських властивостей пласта внаслідок переходу однієї породи в іншу;

· контакт проникного пласта з непроникним по тектонічному порушенню;

· зрізання проникних порід непроникними більш молодого віку;

· вилив зустрічного потоку вод, що чинить протидію переміщенню нафти і газу.

В реальних умовах надр перешкоди руху нафти і газу в пласті створюються одночасно кількома факторами, що діють з різною силою. Це призводить до утворення численних комбінованих пасток.

Отже, складовими частинами пастки є: порода–колектор, покришка, екран.

Найбільш поширеною пасткою нафти і газу є антиклінальна складка, в складі якої серед непроникних пластів міститься пласт–колектор.

Основними елементами такої пастки є:

– крило — бокова частина (схил) складки, де пласти мають односторонній нахил. У складці виділяють два крила.

– замок (склепіння) — зона перегину пластів, в якій крила змикаються. Це найбільш піднята частина пастки.

– перикліналь — ділянка складки, де пласти замикаються й переходять з одного крила на друге.

– кут складки  γ — кут, утворений продовженими до перетину крилами;
– осьова поверхня (площина) — це уявна площина, що поділяє кут складки навпіл;
– шарнір — лінія перетину осьової поверхні складки з поверхнею будь–якого із пластів, зібраних в складку.
– вісь складки — це проекція шарніру складки на земну поверхню;
– ядро складки — внутрішня частина складки, що знаходиться між крилами і замком.
Основні параметри, що характеризують розміри і потенційну ємність пастки:

– висота пастки 
[image: image34.wmf].
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) — відстань по вертикалі між точками покрівлі колектора в найбільш піднятій і опущеній частинах;

– довжина пастки L (довга вісь) — це протяжність осі складки в межах найзануренішої замкнутої ізогіпси;

– ширина пастки B (коротка вісь) вимірюється  по перпендикуляру до осі складки в межах найзануренішої замкнутої ізогіпси;

– площа пастки 
[image: image36.wmf].
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 визначається в межах найзануренішої замкнутої ізогіпси;

– товщина колектору 
[image: image37.wmf].
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 — відстань між покрівлею і підошвою пласта–колектору.

2.4.1 Класифікації пасток

Складність геологічних процесів зумовлює велику різноманітність пасток нафти і газу.

За наявністю або відсутністю вуглеводнів розрізняють такі пастки:

– продуктивні, які вміщують промислову кількість нафти і газу;
– непродуктивні або „порожні”.
За механізмом формування, який визначає характер перешкоди руху нафти і газу, пастки поділяють на такі основні типи: склепінні, тектонічні, літологічні, стратиграфічні, комбіновані. Деякі дослідники поділяють пастки на два типи: структурні та неструктурні. При цьому структурними пастками вони вважають склепінні пастки, а решту пасток — неструктурними.
Склепінні (антиклінальні) пастки утворились внаслідок антиклінального перегину пластів-колекторів природного резервуару.

За формою в плані серед антиклінальних пасток розрізняють:

– куполоподібні пастки (куполи), у яких 
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– брахіантикліналі: 
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– лінійні (лінійно витягнуті): 
[image: image40.wmf]3

:

1

:

»

А

B

 і більше.
Пастки склепінного типу найпоширеніші на родовищах нафти і газу.

Тектонічні (розривні, диз’юнктивні, прирозломні) пастки сформувались внаслідок розриву суцільності природного резервуару та зіткнення пласта-колектору в площині порушення з непроникними породами. Такі пастки ще називають тектонічно екранованими. Вони часто пов’язані з тектонічними порушеннями типу скиду та підкиду і можуть бути приурочені до:

– крил антиклінальних складок;

– перикліналей антиклінальних пасток;
– монокліналей.
Літологічні пастки формуються в тих частинах природного резервуару, де відбувається зміна складу або колекторних властивостей одновікових порід.

Серед них виділяють:

– літологічно екрановані пастки, які утворились внаслідок виклинювання (зменшення товщини до нуля) колектора вгору за підняттям пласта;
– лінзоподібні (неправильної форми) пастки, які сформувались в результаті обмеження проникних тіл непроникними з усіх боків.

Стратиграфічні пастки сформувались внаслідок ерозії (розмиву) колекторів під час перерви в осадконагромадженні та наступного перекриття їх непроникними породами-покришками. Поверхню, яка при цьому відокремлює колектор від покришки, називають поверхнею стратиграфічної незгідності.

Серед цього типу найчастіше трапляються:

– стратиграфічно екрановані пастки, у яких моноклінальний пласт-колектор зрізаний і перекритий непроникними породами молодшого віку;
– еродовані залишки давнього рельєфу (наприклад, кора вивітрювання фундамента, яка незгідно перекрита непроникними породами).

Утворення тектонічно, літологічно і стратиграфічно екранованих пасток можливе лише при виконанні однієї важливої умови. Вона полягає в тому, що в плані ізогіпса покрівлі колектору повинна замикатись в обидва боки на лінію екрану, утворюючи з ними єдиний замкнутий контур. Така умова виконується в таких випадках:

а) покрівля колектору зазнає поперечної структурної ундуляції (підняття і занурення шарнірів складок); 

б) поверхня екрану утворює не плоску, а вигнуту поверхню.

Гідродинамічні пастки формуються переважно в пластових природних резервуарах, в колекторі якого утворюється перешкода рухові нафти і газу шляхом гідродинамічного впливу зустрічного потоку води.

Комбіновані пастки утворюються при спільній дії кількох геологічних факторів. Наприклад: структурно-стратиграфічна; літолого-стратиграфічна.

2.5. Поклади нафти і газу

Поклад нафти чи газу — це природне скупчення нафти, газу або цих обох корисних копалин одночасно в породі-колекторі, що перебуває в пастці. Нафта і газ в межах покладу утворюють в порожнинному просторі породи суцільну фазу.

При заповненні пастки флюїдами їхнє розміщення в колекторі проходить диференційно (роздільно) за густинами відповідно до законів гравітації та капілярних явищ. Газ, що має найменшу густину, займе порожнинні канали в найвищій частині колектору. Під газом в порожнинному просторі колектору розташовується нафта, а під нафтою — вода.

В разі наявності в надрах нафтогазоконденсатного покладу, то в пластових умовах конденсат буде розчиненим в газі, тобто він буде в газоподібному стані й рідкої фази в пастці не утворює.

2.5.1. Елементи газонафтового покладу

Розглянемо елементи покладу нафти і газу пластового склепінного типу, який приурочений до найпоширенішої пастки — антиклінальної складки.

Якщо поклад є двофазовим, тобто в ньому існують дві вільні фази — газова та рідка (нафтова), то в ньому розрізняють такі елементи:

1) Газова шапка — скупчення вільного газу над нафтою в покладі. Газова шапка формується в пастці лище тоді, коли пластовий тиск в покладі дорівнює або менший за тиск насичення нафти газом при даній температурі.

2) Нафтова облямівка (оторочка) — скупчення нафти під газом у випадку, коли запаси нафти в пастці менші, ніж газу.

3) ВНК (водонафтовий контакт) — поверхня, яка розділяє нафту і воду в колекторі. Показується лише на геологічному профілі. 
4) ГВК ( газоводяний контакт) — поверхня, що розділяє газ і воду в колекторі;

5) ГНК (газонафтовий контакт) — поверхня, що розділяє в газонафтовому покладі газ і нафту; іноді вживається термін НГК (нафтогазовий контакт).
6) Флюїдоконтакт — термін, що узагальнює поняття ГВК, ВНК і ГНК. Зазвичай флюїдоконтакти займають горизонтальне положення і зображуються на геологічних профілях (розрізах) у вигляді горизонтальної лінії, що показує межу між відповідними флюїдами в колекторі. Чіткої межі флюїдоконтакти не мають.
7) Зовнішній контур нафтоносності — це проекція на горизонтальну поверхню лінії перетину ВНК з покрівлею пласта-колектору.

8) Внутрішній контур нафтоносності — це проекція на горизонтальну поверхню лінії перетину ВНК з підошвою пласта-колектору.

9) Зовнішній контур газоносності — це проекція на горизонтальну поверхню лінії перетину ГНК або ГВК з покрівлею пласта-колектору.

10) Внутрішній контур газоносності — це проекція на горизонтальну поверхню лінії перетину ГНК або ГВК з підошвою пласта-колектору.

Усі контури нафтогазоносності зображують лише на структурній карті.

Якщо в пастці кількість нафти або газу недостатня для заповнення всієї товщини пласта, то внутрішні контури нафтоносності та газоносності відсутні, оскільки вода в них міститься під усією поверхнею покладу.
11) Газова частина покладу — це частина покладу, в межах якої поширений тільки вільний газ. Вона розташовується всередині внутрішнього контуру газоносності. При бурінні свердловини в цій частині буде одержаний тільки газ.

12) Газонафтова частина покладу розташована між зовнішнім і внутрішнім контуром газоносності. При бурінні свердловини із цієї частини одержують газ і нафту.

13) Нафтова частина покладу розташована між внутрішнім контуром нафтоносності та зовнішнім контуром газоносності. Свердловина, пробурена в її межах, даватиме лише нафту. Якщо в покладі відсутня газова шапка, то нафтова частина в межах внутрішнього контуру нафтоносності охоплює весь об’єм;

14) Водонафтова частина покладу розташована між внутрішнім і зовнішнім контурами нафтоносності. Пробурена в її зоні свердловина буде працювати нафтою з водою. Якщо в покладі відсутня газова шапка і внутрішній контур нафтоносності, то весь поклад буде мати тільки водонафтову частину, в ньому повсюдно під нафтою буде вода.
15) Газоводяна частина покладу виділяється в чисто газовому покладі, де газ підстилається водою і знаходиться між зовнішнім і внутрішнім контурами газоносності. Свердловина в цій частині буде давати газ із водою.
16) Підошовна вода — це вода, що міститься під нафтою або газом у водонафтовій або газоводяній частині покладу. Підошовні води можуть підтягуватись до вибоїв свердловин, розташованих в межах водонафтової частини та утворювати конуси обводнення.

17) Законтурна вода — вода, що залягає за зовнішнім контуром нафтоносності (або газоносності в газовому покладі). При розробці покладу та нерівномірному просуванні зовнішнього контуру нафтоносності та вторгненні в поклад законтурної води утворюються язики обводнення.

Основні параметри покладу:

– висота покладу 
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 — це відcтань по вертикалі між найвищою і найнижчою точками покладу. В нафтогазовому покладі висота покладу є сумою висоти газової шапки 
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 і висоти нафтової частини 
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– довжина L, ширина В, площа F покладу визначається на структурній карті за зовнішнім контуром нафтоносності (чи газоносності)

Газогідратний поклад

Газогідратний поклад — це скупчення в осадовому чохлі земної кори гідратів вуглеводневих газів; характеризується дуже низькою їхньою рухомістю навіть при наявності активної міграції пластових вод. Знизу газогідратний поклад контактує із підошовною або крайовою водою, із вільним газоконденсатним або нафтовим покладом, зверху — із вільним газовим покладом, із газонепроникними пластами, а також із вільною водою (в акваторії океану). Інтенсивність формування або руйнування газогідратного покладу визначається швидкістю зміни термодинамічних умов в розрізі осадових порід, наявністю вільних вуглеводнів у зоні фазових переходів, величиною газонасиченості пластових вод,які контактують із зоною фазових переходів і швидкістю їхньої міграції.


В акваторії Світового океану газогідратні поклади формуються в придонній частині осадового чохла із газів, що генеруються безпосередньо в зоні 
Класифікації покладів нафти і газу


Накопичений величезний фактичний матеріал, який з різних боків характеризує виявлені в земній корі поклади нафти і газу, дає можливість систематизувати їх і класифікувати. Знання про можливі різновиди покладів використовують як для обгрунтування раціональної методики проведення пошуково-розвідувального буріння в різноманітних геологічних умовах, так і для вибору ефективних засобів видобування нафти і газу.


За економічним значенням поклади нафти і газу поділяють на:


– промислові, розробка яких на сучасному етапі доцільна й забезпечує економічну рентабельність освоєння покладу (видобування нафти і газу);


– непромислові, розробка яких на теперешній час нерентабільна або технічно неможлива. З часом із досягненнями науково-технічного прогресу в галузі видобування нафти і газу або зміною кон’юнктури нафтогазового ринку непромислові поклади можна буде перекваліфікувати на промислові.


За величиною добувних запасів нафти (в млн т) і газу (в млрд м3) поклади поділяють на:


– унікальні із запасами >300;


– величезні (крупні) — 100–300


– великі 30–100


– середні 10–30


– невеликі 5–10


– дрібні 1–5


– дуже дрібні <1.


За агрегатним станом вуглеводнів розрізняють такі типи покладів:


1) Нафтові. Такі поклади мають різний вміст розчиненого в нафті газу (звичайно до 250 м3/т). Поклад може мати нафтову та водонафтову частини.


2) Газові. Складаються переважно із метану із вмістом більш важких вуглеводнів до 0,2 %.


3) Газоконденсатні — це газові поклади із вмістом важких вуглеводнів в межах 0,2–4 % об’єму покладу, що приблизно відповідає вмісту конденсату в газі 30–250 см3/м3. Характерна особливість газоконденсатних покладів полягає в тому, що газ і конденсат у пластових умовах перебувають у однофазовому газоподібному стані та підпорядковуються законам ретроградної (оберненої) конденсації. Тому газоконденсатні поклади відрізняються як від нафтових, так і від газових, що дає змогу виділити їх у самостійний тип скупчень.


4) Газонафтові або нафтові з газовою шапкою. В таких покладах запаси нафти переважають над запасами газу (в умовних одиницях нафтового еквіваленту).


5) Нафтогазові або газові з нафтовою облямівкою (оторочкою) – запаси газу більше запасів нафти.


 6) Газоконденсатнонафтові або нафтові поклади з газоконденсатною шапкою, в яких запаси нафти переважають над сумарними запасами газу та конденсату. 


7) Нафтогазоконденсатні або газоконденсатні поклади з нафтовою облямівкою – сумарні запаси газу та конденсату переважають над запасами нафти.


8) Газогідратні

За типом природного резервуара (за характером породи-колектору) виділяють такі поклади: пластові; масивні; літологічно обмежені (лінзоподібні)


Пластовий поклад нафти і газу може сформуватися при наявності хоча би однієї із таких умов:


– перегину пластового резервуара в антиклінальну складку. При цьому утворюється пластовий склепінний поклад, в якому нафта і газ на крилах складки підпирається водою. Контур нафтоносності (газоносності) на плані має форму замкненого кільця, що проходить паралельно відповідній ізогіпсі покрівлі пласта;


– наявності на шляху міграції вуглеводнів по пластовому резервуарі екрану. При цьому можуть утворитися:


а) пластові тектонічно екрановані поклади;


б) пластові літологічно екрановані поклади;


в) пластові стратиграфічно екрановані поклади

Класифікація покладів пластового типу

	Група 
	Підгрупа 
	Вид 
	Графічне зображення

в розрізі та на плані

	Склепінні 
	В куполах
	Не порушені

Слабко пору-шені (не роз-биті на блоки)
	

	
	У брахіантикліналях
	
	

	
	У лінійних антикліналях
	
	

	Екрановані
	Тектонічно екрановані
	Блокові 
	

	
	
	На монокліналях
	

	
	
	Соляним куполом
	

	
	
	Глинистим діапіром
	

	
	Літологічно екрановані
	На крилах антикліналі
	

	
	
	На перикліналях
	

	
	
	На монокліналі
	

	
	Стратиграфічно екрановані
	На антикліналях
	

	
	
	На монокліналі
	

	
	
	
	

	
	
	
	

	
	
	
	



Контур нафтоносності (газоносності) в пластових покладах на плані має форму напівкільця, що «упирається» в екран і разом з ним утворює замкнений контур.


У пластових покладах вода, що залягає під нафтою і газом, немовби підпирає поклад, позбавляючи можливості нафті і газу рухатися в пласті.


Масивні поклади переважно формуються:


а) в структурних виступах;


б) у ерозійних виступах (останці давнього рельєфу);


в) у рифах.

	Група 
	Графічне зображення

в розрізі та на плані

	в структурних виступах
	

	у ерозійних виступах
	

	у рифах
	



Відмінна риса масивних покладів — єдність ВНК (або ГВК) по всьому масиву колектору незалежно від характеру та кількості продуктивних пластів. У такому покладі існує гідродинамічний зв’язок всієї сукупності порід-колекторів, що утворюють масивний резервуар.


Літологічно обмежені зі всіх сторін (лінзоподібні) поклади формуються в природному резервуарі неправильної форми, колектор якого оточений зі всіх сторін непроникними породами. Вони зазвичай мають незначне локальне розповсюдження. При наявності води під покладом він не має джерел поповнення, тобто такий поклад не має гідростатичного напору.
	Група 
	Графічне зображення

в розрізі та на плані

	Лінзоподібні 
	

	Рукавоподібні 
	


Родовища нафти і газу

Родовище нафти (або газу) — це ділянка земної кори, в надрах якої містяться поклади нафти (газу), що контролюються єдиним структурним елементом.

При цьому в поняття родовища включається не тільки сукупність покладів, але і вся товща порід, що беруть участь в будові даної території, тобто цілісний об’єм земної кори, що містить поклади нафти і газу. Враховуються не тільки природні резервуари з наявними в них покладами, але й товщі, що їх розділяють і перекривають.

Родовища нафти і газу класифікують за різними ознаками, серед яких найбільш суттєві такі: число покладів, що об’єднуються в родовище (однопокладні і багатопокладні), генезис і морфологія структурних форм, що утворюють родовище, фазовий стан вуглеводнів, запаси нафти і газу.

Тектонічні умови формування того чи іншого структурного елементу, що контролюють утворення родовища, насамперед залежать від того, з яким значним геоструктурним  елементом земної кори пов’язано формування цього елементу. Основними геоструктурними елементами земної кори є платформи та геосинкліналі. Тому при розгляді структурних форм, з якими можуть бути пов’язані нафтові і газові родовища, розділяють їх на два основні типи: родовища платформ і родовища геосинкліналей (складчасті). Виділяють також перехідні типи.

Родовища платформ характеризуються такими основними рисами:

– приуроченість до пологих антиклінальних форм (куполів, брахіантикліналей);

– кути падіння крил структур, вимірюються одиницями градусів або десятками мінут;

– значною площею найбільш проникних пасток (сотні кв. км. при висоті пастки десятки і перші сотні м);

– великою чисельністю дрібних пасток, площа яких становить одиниці квадратних кілометрів, а висота — десятки метрів;

– широкий розвиток карбонатних комплексів порід і пов’язаних з ними рифів;

– наявність соляно-ангідрітових екрануючих товщ  і зон соляного діапірізму;

– обширні площі ВНК, ГВК;

– відсутність диз’юнктивних порушень або незначні їх  амплітуди;

– широке поширення літологічного і структурного екранування;

– широке поширення газових покладів;

Платформні родовища містять 96% запасів нафти і 99% запасів газу в світі. Саме на платформах зосереджено більшість гігантських родовищ в світі, з яких проводиться основний видобуток цих корисних копалин.

Родовищам складчастих (геосинклінальних) областей характерні:

– круті різко виражені структури, склепіння і крила яких ускладнені диз’юнктивними порушеннями (скидами, підкидами, насувами); кути падіння крил – десятки градусів, інколи крила поставлені “на голову“ або підвернуті;

– переважно теригенний розріз;

– переважно невеликі тектонічно екрановані та склепінні порушені пластові поклади;

– низька герметичність екранів, що зумовлена наявністю диз’юнктивних порушень;

– перевага нафтових покладів, іноді з газовими шапками;

– прояви грязьового або соляного діапіризму.

Промислова нафтогазоносність в цих родовищах установлена в переважній більшості по всьому розрізу осадочних порід, які беруть участь у геологічній будові певних регонів, від кембрію до неогену. На деяких родовищах поклади нафти і газу виявлені в метаморфічних і кристалічних породах так званої кори вивітрювання фундаменту.
У географічному розміщенні родовищ і газу спостерігається тенденція приуроченості великих за запасами скупчень переважно до платформних територій.
Найбільші родовища-гіганти світу
Нафтове                — Гхавар (Саудівська Аравія)
Газове                   — Парс/Норт (Іран/Катар, Перська затока)
Морське нафтове — Сафанія-Хафджі (Саудівська Аравія, Перська затока)
Бітумне                 — Атабаска (Канада, Альберта)
Нафтові родовища-гіганти 

Саудівська Аравія — Маніфа (н/г), Абкаїк, Катіф, Абу-Сафа, Хурейс 
Ірак                    — Кіркук, Румейла (н/г)
Іран                    — Ахваз, Марун, Ага-Джарі, Гечсаран


Кувейт               — Бурган, Раудатайн
ОАЕ                   — Закум 

Росія                  — Самотлор, Ромашкінське, Федорівське, Західносургутське
США                  — Іст-Техас, Прудо Бей–н/г (Аляска)
Канада               — 

Мексика             — Чиконтепек – н/г (Мексиканська затока),

Венесуела          — Болівар-Коастл, Кірікіре
Китай                 — Дацин
Лівія                   — Сарір, Зелтен
Алжир                — Хассі-Мессауд
Індонезія            — Мінас
Казахстан           — Тенгиз, Узень, Жетибай
Норвегія             — Екофіск–н/г, Статфьорд–н/г

Газові родовища-гіганти 

Росія               — Уренгойське, Ямбург, Бованенківське, Медвеже, Новопортівське (всі Західний Сибір), Середньовілюйcьке (Східний Сибір), Штокманівське (Баренцеве море), Вуктил–г/к (Тімано-Печорія)  
США                  — Панхендл-Хьюготон–г/н

Туркменістан    — Шатлик, Даулетабат-Донмез
Узбекистан        — Газлі
Алжир                — Хассі-Р’мель
Специфічні родовища

Україна           — Бориславське (найбільше в світі родовище озокериту)
Канада            — Атабаска (вирбництво «синтетичної» нафти із бітумів)
Росія               — Ярега (шахтний видобуток нафти), Оренбурзьке–г/к (високий 

                              вміст сірководню — до 5%), Астраханське (високий 

                              вміст сірководню — до 25% і вугленкислого газу — до 22%)
Азербайджан  — Нафтові Камені (нафтовий промисел у морі на сваях),

                             Нафталан (лікувальна нафта — шкірні та суглобні захворювання).

Походження нафти і газу

Походження нафти — одна із найскладніших і досі не вирішених проблем природознавства.

З’ясування походження (генезису) нафти і газу має не тільки науковий інтерес, але й першорядне практичне значення, оскільки дозволяє одержати надійні вказівки, в яких місцях шукати нафту і газ та як найбільш раціонально організувати їх розвідку.

Виділяють два принципово різних погляди на генезис нафти: органічне (біогенне) походження і неорганічне (абіогенне) походження. Але і серед прихильників кожної із цих теоретичних концепцій не існує єдності поглядів.

Сучасна концепція органічного походження нафти виглядає так.

Процес нагромадження осадків у водному середовищі супроводжується відкладанням органічної речовини (ОР) — в основному відмерлих рештків найпростіших тварин і рослин. При цьому найбільш сприятливою і необхідною умовою є накопичення ОР в так званих нафтоматеринських (нафтопродукуючих породах. Це в основному субаквальні глинисто–карбонатні осадки, що нагромаджуються в областях тривалого і сталого прогину території в умовах відновного (анаеробного) середовища і збагаченні ОР (Сорг>1%). В такій обстановці досягається повна ізоляція осадків від земної поверхні (від кисню повітря) непроникними товщами вищезалягаючих порід. Окрім того, тривале занурення і значні товщі осадків сприяють збільшенню тиску і температури, що є однією із неодмінних умов для перетворення ОР в нафту чи газ.

Процес перетворення ОР в вуглеводні проходить в декілька стадій. На 1 стадії (нагромадження) ОР зазнає дії головним чином біохімічних процесів мікроорганізмів. В міру занурення осадків з посиленням дії внутрішньої хімічної енергії ОР все зростаючого теплового потоку. На 2 стадії вони переміщаються із нафтопродукуючих товщ в колектори (первинна). Під впливом різних внутрішніх і зовнішніх джерел енергії вуглеводні у вільному або розчиненому стані мігрують по колекторах або по тріщинах (3 стадія), заповнюючи пастки і утворюючи поклади (4 стадія — акумуляції). В залежності від характеру прояву подальших тектонічних рухів та інших геологічних процесів ці поклади консервуються (5 стадія) або руйнуються (6 стадія), розсіюючись в літосфері або атмосфері.

Із числа моделей неорганічного походження нафти найбільшого поширення одержала модель, згідно з якою нафта і газ утворюються із реакційних сумішей Н2, СО, СО2, СН4 та інших найпростіших вуглецевих сполук в результаті проходження реакцій типу: СО+3Н2=СН4+Н2О. Крім того, можливі реакції полімеризації радикалів: СН, СН2, СН3 та ін. Припускається, що ці перетворення відбуваються в роздроблених глибинними розломами ділянках літосфери, де проходять процеси накопичення та перетворення реакційної суміші й утворюється надлишковий тиск по відношенню до енергетичних потенціалів порових і пластових тисків. При певних надвисоких тисках в осередку продукти реакції можуть з нього виділятись і нагромаджуватись в пастках.

Міграція нафти і газу

Міграцією нафти і газу називають різні переміщення цих флюїдів в товщі гірських порід.

Доказом міграції нафти і газу служать численні нафтогазові прояви і виходи нафти газу на земну поверхню, припливи нафти і газу в свердловинах тощо.

Шляхами міграції служать пори та тріщини в гірських породах, а також поверхні нашарувань розривних порушень і стратиграфічних незгідностей, якими нафта і газ не тільки мігрують в земній корі, але й можуть виходити на поверхню.

Розрізняють первинну та вторинну міграцію. Первинною називають переміщення флюїдів із нафтогазопродукуючих товщ у породу-колектор. Переміщення нафти і газу по колектору називають вторинною міграцією. Акумуляція нафти і газу в пастках і утворення покладів пов’язано переважно з  вторинною міграцією.

За напрямком переміщення флюїдів виділяють вертикальну міграцію — нормально до нашарування через товщу порід і латеральну (бокову) — повздовж нашарування.

Основними факторами міграції нафти і газу є сила тяжіння, градієнти тиску, температури і концентрації вуглеводнів.

Виділяються три основні форми міграції. Вуглеводні можуть переміщуватись:

– разом з водою в водорозчиненому стані, в істинному, колоїдному розчинах або емульсіях (пасивна міграція);

– у фазово–відокремленому, вільному стані і шляхом дифузії (активна міграція);

– у стані газоконденсатних розчинів (комбінована міграція).

В ході міграції ці форми залежно від умов змінюються, переходячи одна в одну.

Оскільки головний фактор міграції — сила тяжіння, міграція в основному є висхідною, причому при наявності вверх за розрізом проникного середовища вона здійснюється в цьому середовищі субвертикально, при надійній ізоляції покришкою — по проникним породам під покришкою сублатерально. Звичайно же міграція нафти і газу носить змішаний, ступінчастий характер і вертикально чергується. Для газу, здатного переміщатися по менш проникним породам, і у якого менша густина, вертикальна складова ступінчастої міграції в одних і тих же умовах буде більшою, ніж для нафти.

Пластові термобаричні умови
Флюїди, які насичують нафтогазоносні пласти в надрах, перебувають у певних термобаричних умовах — під пластовим тиском і пластовій температурі. Саме ці умови (а особливо пластовий тиск) визначають енергетичну характеристику покладів нафти і газу. Пластові тиск і температура відіграють важливу роль у процесах переміщення флюїдів у надрах як при формуванні покладів і родовищ, так і при видобуванні нафти і газу із свердловин.
Пластовий тиск — це тиск, під яким пластові флюїди перебувають у породах-колекторах. Він діє на скелет (стінки) породи-колектору з боку порожнинного простору гірської породи. Передача пластового тиску здійснюється водою, нафтою або газом. Пластовий тиск створюється, головним чином, гідростатичним тиском. Окрім того, на величину пластового тиску впливають інші чинники: гірничий тиск, переміщення блоків гірських порід внаслідок тектонічних рухів, зміна об’єму порожнинного простору природного резервуару, зміна об’єму флюїдів, зміна температури тощо. Деякі з цих чинників діють повсюдно та постійно, а деякі лише для окремих зон і в певні стадії геологічного розвитку.
Пластовий тиск змінюється як по площі поширення нафтогазоносного пласта-колектору, так і по глибині залягання окремих його точок, збільшуючись із зростанням глибини пропорційно густині флюїдів.
На виявлених родовищах нафти і газу встановлена така закономірність: чим більша  глибина залягання покладу, тим, зазвичай, більший у ньому пластовий тиск. Кількісно інтенсивність зміни пластового тиску з глибиною виражають через градієнт тиску, під яким розуміють міру зростання тиску на 1м глибини
Кількісна характеристика поступової зміни
Залежно від часу виміру розрізняють початковий і поточний пластовий тиск.

Початковий (статичний) пластовий тиск – це пластовий тиск, який сформувався у покладі природними геологічними процесами. Його фіксують до того, як природна рівновага в пласті була порушена розробкою покладу, тобто до початку вилучення із пласта флюїдів.
Поточний (динамічний) пластовий тиск – це тиск, який установився в покладі на певну дату після вилучення із пласта деякого обсягу нафти (газу) або нагнітання в нього флюїдів. У першому випадку поточний пластовий тиск буде меншим від початкового, а в другому — може бути підвищеним. Поточний тиск вимірюють на певний момент часу розробки покладу.
Гідростатичний тиск — це тиск у порожнинному просторі природного резервуару, який виникає під дією гідростатичного навантаження вод, що переміщаються цим пластом у бік його регіонального занурення. У такому розумінні деякі дослідники називають такий тиск нормальним гідростатичним тиском.
Величину гідростатичного тиску Ргідр (Па) визначають шляхом розрахунку тиску, який створює стовп пластової води висотою від земної поверхні до точки виміру на основі рівняння гідростатики 
	Ргідр=ρв ·g·H,   
	2.1


де ρв — густина пластової води, кг/м3, g — прискорення вільного падіння, м/с2, H — глибина залягання точки виміру, м.
Гідростатичний тиск не повністю визначає величину пластового тиску, хоча у платформних районах зі слабо розчленованим рельєфом і малими швидкостями руху підземних вод можуть бути близькими до нього.

У нафтогазовій геології використовується також поняття умовний гідростатичний тиск, під яким розуміють тиск, створений стовпом прісної води густиною 1000 кг/м3 висотою від певної точки пласта до денної поверхні. Умовний гідростатичний тиск звичайно використовують для вияснення відповідності або невідповідності пластового тиску гідростатичному.
Вертикальний градієнт умовного гідростатичного тиску становить 0,01 Мпа на 1 м глибини, а градієнт нормального гідростатичного тиску зазвичай не перевищує 0,012–0,013 Мпа/м. 

Вертикальний градієнт пластового тиску здебільшого відповідає градієнту нормального гідростатичного тиску

Залежно від ступеня відповідності величини пластового тиску гідростатичному пластові тиски поділяють на нормальні та аномальні. 
Нормальний пластовий тиск — це тиск, який відповідає гідростатичному.
Аномальний пластовий тиск — це тиск, який відрізняється від гідростатичного. При цьому величина різниці має бути більшою, ніж похибка вимірювання тиску.
Для кількісної характеристики аномального пластового тиску використовують коефіцієнт аномальності.
Коефіцієнт аномальності пластового тиску (Кан) — це відношення початкового пластового тиску (Рпл.поч) до умовного гідростатичного тиску (Рум).

	Кан= Рпл.поч / Рум
	


Найчастіше коефіцієнт аномальності пластового тиску має значення від 1,3 до 1,8. Інколи це значення може досягати величини 2,0–2,2. За верхню межу АВПТ звичайно приймають геостатичний тиск, який здебільшого в 2,3 рази перевищує умовний гідростатичний тиск.
Якщо початковий пластовий тиск перевищує умовний гідростатичний тиск більш, ніж на 30%, то його прийнято називати аномально високим пластовим тиском (АВПТ) або надгідростатичним пластовим тиском (НГПТ). Необхідною передумовою виникнення АВПТ є відносна ізольованість природного резервуару або утрудненість відтоку флюїдів із нього. Причинами формування АВПТ можуть бути процеси ущільнення гірських порід під дією геостатичного тиску в замкнутих водонапірних системах, переміщення догори окремих блоків порід внаслідок тектонічних рухів, перетворення порід і органічної речовини в них, геотермічні умови надр та ін. Виявлення АВПТ у покладах нафти і газу може свідчити про надійну герметичність порід-покришок.
Наявність АВПТ вказує на сприятливі умови зберігання скупчень нафти і газу в надрах, збільшує питомі запаси газу та дебіти свердловин, підвищує терміни розробки покладів на природних режимах без застосування вартісних вторинних методів.
Проте наявність у розрізі родовища зон із АВПТ може мати і негативні наслідки. АВПТ є потенційним джерелом аварій у процесі буріння свердловин (викид бурового розчину, відкрите фонтанування тощо), на ліквідацію яких необхідно понести значні матеріальні витрати. Для попередження таких ускладнень необхідно перед початком буріння провести прогнозування можливих зон з АВПТ і на основі результатів цих досліджень вибрати оптимальну технологію буріння та конструкцію свердловин.  
Найчастіше поклади нафти і газу з АВПТ виявлені на великих глибинах (більше 4 км) у зонах, які розташовані в геосинклінальних (складчастих) областях.
Якщо величина пластового тиску менша від гідростатичного на 10% і більше, то вважають, що це аномально низький пластовий тиск (АНПТ). 
Гірничий тиск — це тиск, під яким перебуває гірська порода або стінки свердловини. Він передається твердими мінеральними частинками (скелетом) порід, заставляючи її ущільнюватися. Пластовий тиск, навпаки, протидіє цьому процесу. Внаслідок дії гірничого тиску гірські породи в надрах перебувають у напруженому стані. Гірничий тиск спричинюється одночасною дією геостатичного та геодинамічного тисків. 
Геостатичний тиск  — це тиск, який чинить на пласт товща гірських порід, яка залягає вище. Величина цього тиску прямо пропорційна товщині та густині порід, які залягають над точкою виміру. Вертикальний градієнт геостатичного тиску приблизно в 2,3 рази більша вертикального градієнта умовного гідростатичного тиску, оскільки усереднена густина осадових порід становить близько 2300 кг/м3. 
 Геодинамічний (геотектонічний) тиск — це тиск, зумовлений проявами тектонічних процесів (складкоутворенням, розривними порушеннями тощо). Цей тиск особливо характерний для тектонічно активних областей.
Акцентуємо увагу на те, що в надрах під пластовим тиском перебувають лише флюїди, а породи-колектори
Варто ще зауважити, що АВПТ звичайно не досягають значень геостатичного тиску, хоча одиничні випадки були зафіксовані. 
Головна відмінність між пластовим і геостатичним тиском полягає в тому, що пластовий тиск передається через флюїди, які заповнюють порожнинний простір гірських порід, а геостатичний тиск — через мінеральні частинки, які щільно контактують між собою, тобто через саму гірську породу (її скелет). 
Величину пластового тиску визначають такими способами:

– безпосереднім виміром у свердловині глибинним манометром;

– розрахунковим способом за тиском, що створює стовп рідини в свердловині, який зрівноважує пластовий тиск (для нафтового покладу);

– за барометричною формулою (для газового покладу).

Пластова температура
Температурний режим у надрах земної кори має специфічні особливості. Приповерхневі шари перебувають під тепловою енергією Сонця, внаслідок чого на глибинах до 20–30 м (для помірних широт) спостерігаються добові та сезонні коливання температури. Вважають, що на цих глибинах температура надр є сталою і таку зону порід з постійною температурою називають ізотермічним горизонтом. Нижче ізотермічного горизонту внаслідок впливу внутрішнього тепла Землі температура надр підвищується.
Температура в покладах нафти і газу змінюється залежно від глибини їхнього залягання та геотермічних особливостей відповідної ділянки земної кори. Найхарактернішими показниками температурної обстановки в надрах є геотермічний градієнт і геотермічний ступінь.
Геотермічний градієнт — це число градусів Цельсія, на яке збільшується температура надр через кожних 100 м глибини, починаючи від глибини залягання ізотермічного горизонту.

Значення геотермічного градієнта на різних родовищах і на різних глибинах непостійні і залежить в основному від властивостей гірських порід (теплопровіднімть і теплоємність), геологічної будови району (наявність розломів, вулканів), гідрогеологічних умов надр (інтенсивність циркуляції та характер водообміну), інтенсивності теплового потоку із надр Землі тощо. Величина геотермічного градієнта для різних територій коливається від 0,50С (для спокійних платформних областей) до 200С (для складчастих областей із зонами розвитку вулканізму). Для орієнтовних розрахунків прийнято вважати, що середнє значення геотермічного градієнта  становить 3,30С.
Геотермічний градієнт є оберненою величиною до геотермічного ступеня.
Геотермічний ступінь — це відстань (у метрах), у межах якої температура в надрах Землі підвищується на 10C. Геотермічний ступінь є оберненою величиною до геотермічного градієнта. Величина геотермічного ступеня для різних регіонів коливається в межах 5–200 м/0C при середньому значенні 33 м/0C.
Зміна температури в покладах суттєво впливає на фізичні властивості нафти і газу, які зосереджені в них. Підвищення температури призводить до зменшення густини та в’язкості нафти і води та збільшення в’язкості газу. Зміна температури пласта веде до зміни об’єму флюїдів і гірських порід. При збільшенні температури в ізольованому природному резервуарі зростає пластовий тиск. Значний ріст температури може спричинити суттєву перебудову вуглеводневих молекул. Зі зміною температури пов’язана зміна співвідношення фаз у покладі та розчинність газів у нафті та воді. Із підвищенням температури зазвичай збільшується розчинність солей у воді та зростає мінералізація вод, а із збільшенням мінералізації вод зменшується розчинність газів у воді.
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