1.Краткая характеристика геологического строения промыслового объекта

В составе осадочной толщи пород Ромашкинского нефтяного месторождения выделяются терригенные и карбонатные отложения девонской, каменноугольной и пермской систем. Основным эксплуатационным объектом в пределах Карамалинской плошади являются терригенные отложения пашийского горизонта франского яруса верхнего девона (горизонта Д1), залегающие в среднем на глубине около 1750 м. Продуктивный горизонт представлен переслаиванием песчаных, песчано-алевролитовых и аргиллитовых пород. Для корреляции разрезов используются ре​гионально выдержанные реперы: в кровле горизонта — "верхний известняк", в по​дошве — "муллинские глины". В разрезе горизонта выделяется 6 пластов-коллекторов (сверху-вниз): "а", "б1", "62", "б3","в", "гд" 
Залежь нефти горизонта Д1 Карамалинской площади является многопласто​вой, сводовой и представляет собой единую гидродинамическую систему. Об этом свидетельствует наличие общего начального водонефтяного контакта (ВНК) для всех пластов, а также высокая литологическая связанность их между собой. В сред​нем по площади ВНК прослеживается на абсолютной отметке - 1487,2 м, изменя​ясь по блокам от -1486,4 м (II блок) до -1487,6 м (III и IV блоки). Наибольшее коли​чество скважин с ВНК вскрыто в пластах "б" (40 скважин), "а" (32 скважин). Са​мой высокой связанностью между собой характеризуются пласты "б2" - "б3" и "б3"-"в" , по которым коэффициент диалогической связанности (Ксв.) составляет соот​ветственно 0,666 и 0,678. Промежуточное положение занимают пласты "а" - "б1" и "в"  - "гд", по ним Ксв составляет соответственно 0,408 и 0,602. Наименее связан​ными являются пласты "б1" - "б2" (0,376).
Площадь нефтеносности пластов эксплуатационного объекта уменьшается вниз по разрезу. Наибольшим параметром нефтеносности, определяемым как соотношение количества скважин, вскрывших продуктивный коллектор, к общему количеству скважин по пласту, вскрывшим коллектор, характеризуется пласт "a" (0,964).По пласту "гд" параметр нефтеносности составляет всего 0,019.[1] Терригенные отложения пашийского горизонта (Д1) нижнефранского подъяруса верхнего девона, залегают на глубине 2340 м. Средняя эффективная толщина пластов-коллекторов горизонта составляет 5,2 м, нефтенасыщенная – 4,8 м.[2]
К верхней части яруса приурочены пористые, иногда кавернозные нефтенасыщенные известняки. Литологически франский ярус сложен толщей известняков светло-серых. В нижней и средней частях они скрыто кристаллические и реже перекристаллизованные, доломитизированные со стилолитовыми швами. В верхней части яруса известняки органогенно-обломочные, пелитоморфные, микрозернистые, пористые, кавернозные, состоящие из пелитоморфных раковин фораминифер, остракод, брахиопод. 
К средней части этого яруса приурочены продуктивный пласт, сложенный песчаниками и алевролитами. 

Общая толщина  отложений 520 – 992 м.

Четвертичные отложения представлены песчанистыми суглинками, песками, глинами, галечниками толщиной от 2 – 5 м на водораздельных пространствах и до 18 м в долинах рек.

Начальный водонефтяной контакт на месторождении прослеживается на абсолютной отметке – 1585 м. [2]

Таблица 1.1 
Показатели неоднородности пластов Карамалинской площади Ромашкинского месторождения
	Пласт
	Коэффициент песчанистости, д.ед.
	Коэффициент расчлененности, д.ед.

	
	количество

скважин
	среднее значение
	коэффициент вариации
	количество

скважин
	среднее значение
	коэффициент вариации

	а
	25
	0,73
	0.126
	25
	0,85
	0,365

	б1
	10
	0,675
	0,140
	10
	5,75
	0,365

	62
	15
	0,745
	0.127
	15
	0,97
	0,344

	б3
	45
	0,598
	0,138
	45
	4,75
	0,375

	в
	7
	0,697
	0.13
	7
	2,46
	0,298

	гд
	10
	0,643
	0,145
	10
	1,9
	0,372


  Все вышесказанное говорит о довольно неоднородном строении месторождения. Пласт «а» и «б1» характеризуются примерно одинаковыми значениями коэффициента песчанистости, но относительно невысокой расчлененностью в пласте «а» и «б2», поскольку в большинстве разрезов они представлены одним реже двумя пропластками, и высоким значением коэффициента расчлененности в «б1» и «б3» . Исследуя данные, можно сделать вывод, что, рассматриваемые продуктивные отложения, согласно классификации Дахнова В.Н., можно отнести к среднеемким  и среднепроницаемым коллекторам. 
2.Основные коллекторские свойства продуктивных пластов

В соответствии с принятой при подсчете запасов нефти горизонта Д1 Ромашкинского месторождения классификацией породы-коллекторы дифференцируются на классы и группы различной продуктивности по двум параметрам: I — высокопродуктивные коллекторы с абсолютной проницаемостью более 0,100 мкм и II - малопродуктивные с абсолютной проницаемостью, изменяющейся в пределах от 0,030 мкм2 до 0, 100 мкм2.

В первом классе пород коллекторы подразделяются на две группы в зависимости от величины объемной глинистости, определяемой по геофизическим данным. При глинистости менее 2% коллекторы относятся к группе высокопродуктивных неглинистых пород (I группа), а при глинистости более 2% — к высокопродуктивным глинистым ((1) группа). Малопродуктивные коллекторы (2 группы) в преобладающем количестве случаев сложены разностями с глинистостью более 2%. Породы с проницаемостью ниже 0,030 мкм2 считаются некондиционными и относятся к неколлекторам.
Такая классификация была использована для выделения групп коллекторов по пластам горизонта Д1 Карамалинской площади. В таблице 2.1 приведены сред​невзвешенные величины параметров пластов по типам пород. Анализ рассматри​ваемых данных показывает, что по всем пластам и в целом по объекту самыми вы​сокими значениями фильтрационно-емкостных свойств характеризуется высоко​продуктивные неглинистые коллекторы, по которым пористость изменяется от 0,202 (пласт "в") до 0,214 (пласты "б1 " и "б3"), интервал изменения проницаемости составляет 0,414 мкм2 (пласт "в") — 0,677 мкм2 (пласт "б1"), а нефтенасыщенность варьирует от 0,824 (пласт "в") до 0,843 (пласт "а"). Наиболее низкие значения коллекторских свойств отмечаются по малопродуктивной группе, средние величины параметров по которой находится в пределах: пористость — от 0,149 (пласт "а") до 0,186 (пласт "б2"), проницаемость — от 0,050 мкм2 (пласт "б2") до 0,072 мкм2 (пласт "б3" ) и нефтенасыщенность — от 0,549 (пласт "б3") до 0,675 (пласт "в"). Высокопродуктивные глинистые породы по своим коллекторским свойствам имеют промежуточные значения.[1]
Таблица 2.1
Характеристика коллекторских свойств и нефтенасыщенности по группам пород
	Пласт
	Пористость, доли ед.
	Проницаемость, мкм2
	Нефтенасыщенность, доли ед.

	
	1
	(1)
	2
	среднее
	1
	1
	2
	среднее
	1
	(1)
	2
	среднее

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13

	а
	0,207
	0,177
	0,149
	0,191
	0,572
	0,156
	0,053
	0,430
	0,843
	0,707
	0,634
	0,793



Продолжение таблицы 2.1

	Пласт
	Пористость, доли ед.
	Проницаемость, мкм2
	Нефтенасыщенность, доли ед.

	
	1
	(1)
	2
	среднее
	1
	1
	2
	среднее
	1
	(1)
	2
	среднее

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13

	б1
	0,214
	0,179
	0,156
	0,202
	0,677
	0,149
	0,059
	0,542
	0,842
	0,702
	0,637
	0,806

	б2
	0,211
	0,186
	0,152
	0,152
	0,562
	0,148
	0,050
	0,471
	0,826
	0,704
	0,666
	0,803

	б3
	0,214
	0,175
	0,161
	0,207
	0,649
	0,131
	0,072
	0,574
	0,832
	0,753
	0,549
	0,809

	в
	0,202
	0,176
	0,150
	0,196
	0,414
	0,107
	0,058
	0,375
	0,824
	0,682
	0,675
	0,800

	гд
	0,209
	0,185
	-
	0,201
	0,492
	0,140
	-
	0,382
	0,828
	0,798
	-
	0,802


Высокая неоднородность пластов по площади и разрезу еще больше усложняется тем, что они представлены коллекторами различной продуктивности. При этом соотно​шение площадей распространения выделенных групп пород по пластам неодинаково, в целом по площади по всем пластам отмечается преобладание доли высокопродуктивных неглинистых коллекторов. Например, по пластам "б3", "в" и "гд" на 1 группу коллекторов приходится соответственно 84,0%. 79,4% и 80,0%  продуктивной площади, а по пластам "а" и "б1" — 55,8% и 57,4%. Пласт "б2" по доле высокопродуктивных неглинистых кол​лекторов в общей продуктивной площади занимает промежуточное положение (табл. 2.2).[1]
Таблица 2.2
Характеристика пластов объекта разработки по условиям залегания коллекторов
	№

Блока
	Группа коллекторов
	Отношение площади распространения групп коллекторов к общей продуктивной площади пласта, доли ед.

	
	
	а
	б1
	б2
	б3
	в
	гд

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	1


	1

(1)

2
	0,404

0,128

0,468
	0,421

0,168

0,411
	0,782

0,091

0,127
	0,956

-

0,044
	0,789

0,071

0,143
	0,800

0,200

-

	2


	1

(1)

2
	0,826

0,056

0,116
	0,750

0,098

0,152
	0,848

0,061

0,091
	0,909

0,045

0,046
	0,800

0,100

1,000
	-

-

-

	3


	1

(1)

2
	0,687

0,125

0,187
	0,692

0,077

0,231
	0,750

-

0,250
	0,750

-

0,250
	-

-

0,700
	-

-

-

	4


	1

(1)

2
	0,427

0,200

0,373
	0,509

0,149

0,192
	0,534

0,276

0,190
	0,650

0,200

0,150
	0,300

-

0,794
	-

-

0,800

	По площади в целом
	1

(1)

2
	0,558

0,137

0,304
	0,574

0,159

0,266
	0,700

0,153

0,146
	0,840

0,072

0,088
	0,117

0,088


	0,200

-




Таблица 2.3
Средние нефтенасыщенные толщины по пластам
	Пласт
	Группа
	Блок
	По пласту в целом

	
	
	1
	2
	3
	4
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	а


	1

(1)

2

Среднее
	2,3

1,9

1,6

1,9
	3,1

1,9

1,7

2,8
	2,8

2,3

1,4

2,6
	2,1

1,8

1,6

1,9
	2,6

1,7

1,6

2,1

	б1

	1

(1)

2

Среднее
	2,4

1,8

1,5

2,0
	2,5

1,6

1,2

2,2
	1,8

2,2

-

1,8
	2,3

1,4

1,5

2,0
	2,3

1,6

1,4

2,0

	б2

	1

(1)

2

Среднее
	2,0

1,9

1,5

1,9
	1,9

2,2

1,0

1,8
	1,5

-

1,2

1,4
	1,6

1,8

1,6

1,6
	1,8

1,9

1,5

1,8

	б3

	1

(1)

2

Среднее
	2,2

-

1,4

2,2
	1,9

1,2

-

1,8
	1,3

-

1,5

1,4
	1,2

1,7

1,8

1,4
	2,6

1,5

1,6

1,9

	в


	1

(1)

2

Среднее
	2,6

3,1

1,9

2,5
	1,8

0,8

-

1,8
	-

-

-

-
	1,6

1,4

-

1,5
	2,3

2,2

1,8

2,2

	гд


	1

(1)

2

Среднее


	2,4

4,4

-

2,7
	-

-

-

-
	-

-

-

-
	-

-

-

-
	2,4

4,4

-

2,7


Таблица 2.4
Характеристика коэффициентов слияния пластов объекта разработки
	Пласт
	1
	2
	3
	4
	По площади в целом

	
	Ксл.н.
	Ксл.в.
	Ксл.н.
	Ксл.в.
	Ксл.н.
	Ксл.в.
	Ксл.н.
	Ксл.в.
	Ксл.н.
	Ксл.в.

	а
	0,175
	0,167
	0,419
	0,388
	0,294
	0,316
	0,341
	0,238
	0,310
	0,314

	б1
	0,225
	0,345
	0,215
	0,368
	0,423
	0,292
	0,374
	0,314
	0,296
	0,370

	б2
	0,505
	0,467
	0,534
	0,579
	0,472
	0,452
	0,479
	0,531
	0,462
	0,498

	б3
	0,333
	0,352
	0,596
	0,522
	0,406
	0,460
	0,460
	0,406
	0,459
	0,448

	в
	0,352
	0,302
	0,481
	0,420
	0,296
	0,408
	0,362
	0,296
	0,407
	0,362

	гд
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-


Наибольшая средняя нефтенасышенная толщина в целом по площади от​мечается по пласту "в", а минимальные — по пластам "б2" и "бз" (табл. 2.3). При этом почти по всем пластам средние толщины по высокопродуктивной неглини​стой группе выше, чем по коллекторам высокопродуктивной глинистой или мало​продуктивной групп. Так, в целом, по площади значения нефтенасыщенных толщин по 1 группе изменяются по пластам от 1,8 м (пласт "б") до 2,6 м (пласты "а" и "б3"), а по (1) и 2 группам — соответственно от 1,5 м (пласт "б3") до 2,2 м (пласт "в") и от 1,4 м (пласты "б1") до 1,8 м (пласт "в").[1]
Таким образом, пласты эксплуатационного объекта характеризуются высокой гидродинамической связанностью между собой, о чем свидетельствуют данные, приведенные в таблице 2.4. Самый высокий коэффициент слияния с нижним пластом (КСЛ.Н.), рассчитываемый как соотношение количества скважин, вскрывших коллектор в слиянии с нижним интервалом, к общему количеству сква​жин, вскрывших коллектор по рассматриваемому пласту, в целом по площади приходится на пласт "б2" (0,492). По остальным пластам величина КСЛ.Н  значитель​но ниже и изменяется от 0,256 (пласт "б1") до 0,459 (пласт "б3"). В пределах II и IV блоков наибольшими коэффициентами слияния с нижним пластом характеризуется пласт "бз", а на I и III блоках — пласт "б2".

По величине коэффициента слияния с верхним пластом (КСЛ.В.) в целом по площади наиболее высокими значениями выделяются пласты "б3" (КСЛ.В.=0,498 и КСЛ.В.=0 448). По остальным пластам доля продуктивной площади, приходящейся на зоны слияний, изменяется от 0,314 (пласт "б1") до 0,370 (пласт "б2").
3.Состав и физико-химические свойства флюидов
Исследование физико-химических свойств нефтей в пластовых и поверхностных условиях проводились по пластовым пробам в отделе исследования нефтей ТатНИПИнефть и в аналитической лаборатории ПТУ. Пробы опирались глубинными пробоотборниками типа ПД-3    и исследовались на установках УИПН-2 и АСМ-300 по общепринятой методике. Вязкость нефти определялась вискозиметром ВВДУ (вискозиметр высокого давления универсальный) и капиллярным типа ВПЖ. Плотность сепарированной нефти определялась пикнометрическим способом. Со​став нефти н газа после однократного разгазирования пластовой пробы нефти анализировался на хроматографах типа ЛХМ-8М ХРОМ-5. Все данные исследования приведены согласно РД-155-39-007-96 "Регламент составления проектных техноло​гических документов на разработку нефтяных и газонефтяных месторождений". [2]
Всего по пашийскому горизонту  Карамалинской площади проанализировано: пластовых- 147 проб, поверхностных - 92 пробы.

При расчете средних значений параметров проводилась отбраковка данных анализов некачественно отобранных проб. Ниже приводится краткая характеристика нефти по горизонту .
Таблица 3.1

 Свойства пластовой нефти и газа  на объектах Карамалинской  площади 
	Наименование
	Количество исследованных
	Диапазон

изменения
	Среднее значение

	
	скважин
	проб
	
	

	Нефть

	Давление насыщения газом, МПа
	19
	32
	70,2-72,8
	7,12

	Газосодержание при однократном разгазировании , м3/т


	19
	32
	46,8-48,8
	46,9

	Объемный коэффициент при однократном разгазировании , д.ед.
	19
	32
	1,12-1,13
	1,123

	Газосодержание при диф. разгазировании в рабочих условиях, м3/т
	Не опр.
	Не опр.
	Не опр.
	Не опр.

	Суммарное газосодержание,м3/т
	Не опр.
	Не опр.
	Не опр.
	Не опр.

	Плотность,кг/м3
	19
	32
	836-840,1
	837,6

	Вязкость, мПа · с
	19
	32
	6,33-7,05
	6,45

	Объёмный коэффициент при диф. разгазировании в рабочих условиях, доли ед.
	19
	32
	1,097
	1,097

	Пластовая вода

	Газосодержание, м3/т

В т.ч сереводорода, м3/т
	-
	-
	-
	0,26


Продолжение таблицы 3.1

	Наименование
	Количество исследованных
	Диапазон

изменения
	Среднее значение

	
	скважин
	проб
	
	

	Вязкость, мПа · с
	29
	1
	1,82-2
	1,85

	Объёмный коэффициент, доли ед.
	-
	-
	-
	1,013

	Общая минерализация, г/л
	29
	29
	260,7-277,5
	271,6

	Плотность,кг/м3
	29
	29
	1179-1195
	1187,7


Исследование свойств нефти пашийского горизонта в пластовых условиях проводилось по пробам, отобранным из 49 скважин. Средние значения основных параметров нефти, полученные по результатам анализов, следующие: давление на​сыщения - 7,12 МПа, газосодержание - 46,92 м7т, объемный коэффициент -1,123, динамическая вязкость составляет 6,45 мПа*с. Результаты этих анализов были учтены при обобщении материала и расчете средних значений параметров. Плотность пластовой нефти – 837,6 кг/м,  сепарированной -873,5 кг/м . По данным анализов поверхностных проб нефть пашийского горизонта средняя. По содержа​нию серы - 2,21 % масс, нефть является сернистой. Кинематическая вязкость при 200 С  составляет 29,0* 10-6 м2/с.[2]
 Промысловые исследования по выявлению закономерностей изменения физико-химических свойств нефти при разработке Карамалинской площади Ромашкинского месторождения проводились с 1964 по 1995 год в следующих направлениях: нахождение закономерностей изменения газосодержания, давления насыщения, вязкости и плотности пластовой нефти, определение изменений физико-химических свойств дегазированной нефти, происходящих в процессе разработки.

Наибольшую сложность представляло установление закономерностей изменения основных свойств пластовой нефти из-за большого количества данных исследования полученных в процессе разработки площади, поэтому были вычислены средние значения основных параметров нефти по годам.[2]
Таблица 3.2

 Компонентный состав нефтяного газа, разгазированной и пластовой нефти (мольное содержание, %) Карамалинской  площади

	Наименование
	При однократном

разгазировании

пластовой нефти

в ст. усл.
	При дифференциальном разгазировании

пластовой нефти

в рабочих условиях
	Пластовая нефть

	
	выделившийся

газ
	нефть
	выделившийся

газ
	нефть
	

	Сероводород
	0,03
	-
	-
	-
	0,00

	Углекисл. газ
	1,16
	-
	0,44
	-
	0,37


Продолжение таблицы 3.2

	Наименование
	При однократном

разгазировании

пластовой нефти

в ст. усл.
	При дифференциальном разгазировании

пластовой нефти

в рабочих условиях
	Пластовая нефть

	
	выделившийся

газ
	нефть
	выделившийся

газ
	нефть
	

	Сероводород
	0,03
	-
	-
	-
	0,00

	Гелий
	8,32
	-
	9,70
	-
	2,40

	метан
	37,58
	3,45
	45,59
	-
	12,34

	этан
	24,31
	1,84
	21,97
	-
	7,63

	пропан
	17,57
	1,25
	14,37
	-
	7,94

	изобутан
	2,09
	0,95
	1,51
	-
	1,29

	н. бутан
	5,77
	0,95
	4,00
	-
	4,22

	изопентан
	1,59
	0,77
	0,76
	-
	1,97

	н. пентан
	1,45
	0,77
	0,88
	-
	1,99

	Молекулярная масса остатка
	30,54
	178,3
	-
	-
	205,3

	Плотность кг/м3
	1,053
	873,5
	-
	-
	837,6


Таблица 3.3

Физико-химические свойства и фракционный состав разгазированной нефти Карамалинской  площади

	Наименование
	Кол-во исследований
	Диапазон изменения
	Среднее значение

	
	скв.
	проб
	
	

	1
	2
	3
	4
	5

	1) Месторождение, площадь
	Ромашкинское, Карамалинская

	2) Горизонт
	пашийский

	3) Вязкость, мПа·с

	при 20 0C
	19
	37
	23-34
	29,2

	при 50 0C
	19
	37
	7,3-8,8
	8,2

	4) Массовое содержание

	- смол селикагелевых
	19
	37
	20-23,2
	21,77

	- серы
	19
	37
	2,0-2,3
	2,21

	- асфальтенов
	19
	37
	4,4-5,2
	4,69

	- парафинов
	19
	37
	3,0-4,0
	3,3

	6) Объемный выход фракции,%

	- Н.К. – 100 0C
	19
	37
	5,9-8,7
	7,5

	- до 150 0C
	Не опр.
	Не опр.
	Не опр.
	Не опр.

	- до 200 0C
	19
	37
	24,2-23,1
	23,97

	- до 300 0C
	19
	37
	44,23-52,5
	46,9


Пластовый газовый фактор в среднем по площади составляет 62,30 м3/т.  В процессе сбора, транспорта и подготовки нефти рабочий газовый фактор, т.е. количество выделенного газа на 1-ой и  2-ой ступенях сепарации равняется   50,10 м3/т. Потери нефти от испарения  лёгких  фракций  при дальнейшей её 
подготовке составляют 3,84 м3/т, а её потери в процессе подготовки сточных 
вод порядка 0,022 м3/т. 
Таким образом, разница между пластовым газовым фактором и суммарным количеством газа, выделенным в процессе подготовки нефти, составляет  8,25 м3/т. Эта разница ушла вместе с товарной нефтью.
Пластовые воды продуктивных отложений терригенного девона представляют собой рассолы хлоркальциевого типа с общей минерализацией изменяющейся от 260 г/л до 277 г/л. В табл. 3.4 приведены данные по результатам исследований проб пластовой воды Карамалинской площади. [2]
Таблица 3.4

 Свойства и ионный состав пластовой воды Карамалинской площади

	Наименование
	Количество исследованных скважин
	Диапазон изменения
	Среднее значение

	Cl-
	29
	4587,76 – 4885,34
	4786,22

	SO42-
	29
	0 ,02- 1,03
	0,21

	HCO3-
	29
	0,1 – 0,6
	0,23

	Ca2+
	29
	554 – 619,25
	608,17

	Mg2+
	29
	178,67 – 206,5
	202,97

	K++Na+
	29
	3063,64 – 3269,43
	3173,59

	pH
	29
	0-5,8
	3,86


Таким образом, можно сделать вывод, что  по плотности нефти (плотность сепарированной нефти 860,6 кг/м3)относятся к типу средних нефтей.  

Содержание серы в нефти колеблется от 2,0% до 2,3%, среднее 2,21%; содержание парафинов от  3,0% до 4,0%, среднее 3,3%.

Следовательно, нефти пашийского горизонта Карамалинской площади относятся к классу сернистых и парафинистых нефтей. Среднее значение выхода светлых фракций составляет при T = 100 0C -  7,5%, при T = 200 0C – 23,97%,  при  T = 300 0C – 46,9%.

Таким образом, по химическому составу пластовые воды являются хлоридно-натриевыми, высокоминерализованными рассолами со значительным содержанием кальция    (по В.А. Сулину). Общая их минерализация колеблется от 260 до 277 г/л. Плотность воды в среднем составляет 1179 кг/м3, вязкость в пределах 1,85 мПа.с , pH равно 6.2 .Газовый 
состав подземных вод азатно-метановый. Газонасыщенность достигает 0,26  м3/т. Упругость газа составляет 6,75 – 9,8 МПа. Объёмный коэффициент составляет 1,013. 
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