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ВВЕДЕНИЕ
Эксплуатация нефтяных, газовых и газоконденсатных залежей связана с фильтрацией огромных масс жидкостей и газов в пористой среде к забоям скважин. От свойств пористых сред, пластовых жидкостей и газов зависят закономерности фильтрации нефти, газа и воды, дебиты скважин, продуктивность коллектора.

По мере эксплуатации залежей условия залегания нефти, воды и газа в пласте изменяются. Это сопровождается значительными изменениями свойств пород, пластовых жидкостей, газов и газоконденсатных смесей. Поэтому эти свойства рассматриваются в динамике – в зависимости от изменения пластового давления, температуры и других условий в залежах.

Современный инженер-нефтяник, занимающийся рациональной разработкой нефтяных и газовых месторождений, должен хорошо знать геологическое строение залежи, её физические характеристики (пористость, проницаемость, насыщенность и др.), физико-химические свойства нефти, газа и воды, насыщающих породы, уметь правильно обработать и оценить данные, которые получены при вскрытии пласта и при его последующей эксплуатации. Эти данные позволят определить начальные запасы углеводородов в залежи. Они необходимы для объективного представления о процессах, происходящих в пласте при его разработке и на различных стадиях эксплуатации.
Основная цель и задачи работы заключаются в том, чтобы расширить диапазон знаний студентов в области физики пласта за рамки образовательных стандартов, развивать умение и навыки у будущих специалистов формулировать проблему, анализировать текущее состояние работ в решении данной проблемы, ставить задачи проведения научно-исследовательских работ, анализировать и обобщать полученные результаты.

Содержание сориентировано, прежде всего, на изучение основных физических свойств коллекторов нефти и газа, исследование влияния на эти свойства различных физико-химических параметров в процессе эксплуатации пласта.

2. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПРОНИЦАЕМОСТИ ГОРНЫХ ПОРОД

2.1. Общее представление о проницаемости и ее 

практическое значение

Проницаемость – важнейший параметр, характеризующий проводимость коллектора, т. е. способность пород пласта пропускать к забоям скважин нефть и газ при наличии перепада между пластовым и забойным давлениями.
Абсолютно непроницаемых тел в природе нет. Однако при существующих в нефтяных пластах сравнительно небольших перепадах давлений многие породы из-за малых размеров пор в них оказываются практически мало- или совсем непроницаемыми для жидкостей и газов (глины, сланцы и др.).

Большая часть осадочных пород обладает той или иной проницаемостью. Поровое пространство этих пород, кроме субкапиллярных пор, слагается также порами большего размера. По экспериментальным данным диаметры подавляющей части пор нефтесодержащих коллекторов больше 1 мкм.

В процессе эксплуатации нефтяных и газовых месторождений возможна различная фильтрация в пористой среде жидкостей и газов или их смесей – совместное движение нефти, воды и газа или воды и нефти, нефти и газа или только нефти или газа. При этом проницаемость одной и той же пористой среды для данной фазы в зависимости от количественного и качественного состава фаз в ней будет различной. Поэтому для характеристики проницаемости пород нефтесодержащих пластов введены понятия абсолютной, фазовой (эффективной) и относительной проницаемости.

Для характеристики физических свойств пород используется абсолютная проницаемость. Под абсолютной проницаемостью принято понимать проницаемость пористой среды, которая определена при наличии в ней лишь одной какой либо фазы, химически инертной по отношению к породе. Для ее оценки обычно используется воздух или газ, так как установлено, что при движении жидкостей в пористой среде на ее проницаемость влияют физико-химические свойства жидкостей.

Фазовой проницаемостью называется проницаемость пород для данного газа или жидкости при наличии или движении в порах многофазных систем. Величина ее зависит не только от физических свойств пород, но также от степени насыщенности порового пространства нефтью, водой или газом и от их физико-химических свойств.

Относительной проницаемостью пористой среды называется отношение эффективной проницаемости этой среды для данной фазы к абсолютной.

Для оценки проницаемости горных пород используется линейный закон фильтрации Дарси, согласно которому скорость фильтрации жидкости в пористой среде пропорциональна градиенту давления и обратно пропорциональна динамической вязкости :
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(2.1)
где

[image: image2.wmf]v

 – скорость линейной фильтрации, см/с;
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 – объемный расход жидкости в единицу времени, см3/с;
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 – коэффициент динамической вязкости флюида, мПа∙с;
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 – площадь фильтрации, см2;
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 – перепад давления, Па;


[image: image7.wmf]L

 – длина пористой среды, см.

В этом уравнении ( 3.1) способность породы пропускать жидкости и газы характеризуется коэффициентом пропорциональности 
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, который называют проницаемостью. Для расчета коэффициента проницаемости 
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 для жидкостей используется формула : 
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(3.2)
При измерении проницаемости по газу учитываются его средний расход ((
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) через образец в условиях проведения эксперимента, среднее давление и средняя температура по закону Бойля – Мариотта (при  
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(2.3)
Средний объемный расход газа ((
[image: image14.wmf]Q

) прямо пропорционален изменению линейной скорости фильтрации объема газа (Vср) за время (продолжительность, τ) прохождения газа через породу:
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(2.4)
Уравнение для количественной оценки коэффициента проницаемости горных пород при линейной фильтрации газа запишется следующим образом: 
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(2.5)
где
Р1 и Р2 – соответственно давление газа на входе в образец и на выходе из него, Па;

Qо – расход газа при атмосферном давлении Ро, м3/с ( 
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Таким образом, коэффициент проницаемости по газу рассчитывается по формуле :

[image: image18.wmf](

)

2

2

2

1

2

P

P

F

L

P

Q

k

о

о

пр

-

×

×

×

×

×

=

m

.




(2.6)
В международной системе измерений Си за единицу проницаемости в 1 м2 принимается проницаемость такой пористой среды, при фильтрации через образец которой площадью 1 м2 , длиной 1 м и перепаде давления 1 Па расход жидкости вязкостью 1 Па·с составляет 1 м3 /с.

Физический смысл размерности коэффициента проницаемости – это величина площади сечения каналов пористой среды горной породы, по которым происходит фильтрация флюидов.

В нефтепромысловой практике за единицу проницаемости в 1 дарси (1 Д) принимают проницаемость такой пористой среды, при фильтрации через образец которой площадью 1 см2 и длиной 1 см при перепаде давления 1 кГ/см2 расход жидкости вязкостью 1 спз (сантипуаз) составляет 1 см3/сек. Величина, равная 0,001 Д, называется миллидарси (мД). Учитывая, что 1 кГ/см2 = ~105 Па, 1 см3 = 10-6 м3, 1 см2 = 10 -4 м2, 1 спз = 10-3 Па • сек, получим следующее соотношение:
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Проницаемость пород нефтяных и газовых месторождений меняется от 0,001…3 ( 5 мкм2. Наибольшее распространение имеют породы с проницаемостью от 0,2…1 мкм2. Породы, имеющие проницаемость менее 0,03…0,5 мкм2, слабопроницаемы и практически не вовлекаются в процесс фильтрации при существующих пластовых градиентах давлений.

Проницаемость песчаников обычно составляет 0,20 – 1,00 Д. Для алевролитов она изменяется от нескольких десятых до 0,02 – 0,03 Д.

В породах нефтяных и газовых месторождений одновременно присутствуют две или три фазы. При фильтрации проницаемость породы для одной какой-либо фазы меньше ее абсолютной проницаемости.

Исследования показывают, что фазовая и относительная проницаемости для различных фаз зависят от нефте-, газо- и водонасыщенности порового пространства породы, физических и физико-химических свойств жидкостей и пористых сред.

Если часть пор занята какой-либо фазой, то проницаемость породы для другой фазы становится меньше. Величина фазовой проницаемости определяется главным образом степенью насыщенности пор разными фазами.

В условиях реальных пластов возникают различные виды многофазных потоков – движение смеси нефти и воды, фильтрация газированной жидкости или трехфазный поток нефти, воды и газа одновременно. Каждый из этих потоков изучается экспериментально. Результаты исследований обычно изображают в виде графиков зависимости относительных проницаемостей от степени насыщенности порового пространства различными фазами (как основного фактора, определяющего значение относительной проницаемости). Эти зависимости широко используются в теории и практике разработки и эксплуатации нефтяных месторождений. Простейший их анализ позволяет сделать важные выводы о закономерностях притока нефти, воды и газа в скважины. Они используются при определении дебитов скважин, прогнозировании поведения пласта и режима работы скважин по мере эксплуатации залежи, при проектировании процесса разработки месторождений и решении многих технологических задач эксплуатации нефтяных, газовых и газоконденсатных месторождений. 
Если в несцементированном песке содержится 20% воды, относительная проницаемость для нее все еще остается равной нулю (т. е. вода является неподвижной фазой). Это связано с тем, что при небольшой водонасыщенности вода удерживается в мелких и тупиковых порах, в узких местах контактов зерен, не участвующих в фильтрации жидкостей, а также в виде неподвижных местных пленок и микрокапель располагается на поверхности породы. В некоторой части пор она все же содержится и поэтому фазовая проницаемость по нефти вскоре после начала увеличения водонасыщенности быстро уменьшается и в присутствии 30% связанной воды относительная проницаемость для нефти снижается уже в два раза. Из этого следует, что необходимо беречь нефтяные пласты и забои скважин от преждевременного обводнения. При проникновении в породу фильтрата бурового раствора возрастает их водонасыщенность в наиболее узкой части потока (в призабойной зоне пласта). В результате значительно уменьшается относительная проницаемость пород для нефти, а также уменьшается дебит скважины. Водные фильтраты бурового раствора (необработанного специальными веществами) обычно прочно удерживаются породами вследствие гидрофильных свойств последних и плохо удаляются из пор пласта при освоении скважин. Поэтому теории фазовой проницаемости, смачиваемости и взаимодействия фильтрата бурового раствора с породой используются при разработке рецептуры растворов, применяемых для вскрытия продуктивных пластов и обеспечивающих сохранение естественных фильтрационных свойств пород.

Изменение физико-химических свойств жидкостей влияет на движение фаз. Известно, например, что с уменьшением поверхностного натяжения нефти на разделе с водой снижается капиллярное давление и увеличивается подвижность нефти и воды, в результате увеличиваются относительные проницаемости породы для жидкости. 

Аналогично можно установить изменение относительных проницаемостей среды при совместной фильтрации нефти со щелочными и сильно минерализованными хлоркальциевыми водами. Поверхностное натяжение нефти и капиллярное давление менисков на границе со щелочными водами меньше, чем на границе с хлоркальциевыми. Щелочная вода способствует лучшему отделению пленок нефти от породы, и в результате относительные проницаемости на всем интервале изменения водонасыщенности оказываются большими и для нефти, и для щелочной воды. При высокой проницаемости пород с изменением вязкости нефти соотношение относительных проницаемостей для жидкостей изменяется незначительно. Оно зависит только от насыщенности.

2.2. Определение абсолютной проницаемости
Проницаемость пористой среды можно определить по образцам, отобранным из пласта, или непосредственным исследованием пласта. Для оценки проницаемости кернов в основном применяются два метода. Первый метод предусматривает использование небольших цилиндрических образцов диаметром примерно 20 мм и длиной 25 мм. Метод применим для определения проницаемости выдержанного по составу и достаточно однородного пласта. Второй метод применяется на керне, отобранном непосредственно из скважины. Диаметр керна обусловлен типом колонкового долота, длина 30 – 50 см. В обоих случаях в качестве рабочего агента можно применять газ или любую жидкость, исключающую химическое взаимодействие с минералами породы. 

Проницаемость абсолютная (физическая) характеризует проницаемость пористой среды для газа или однородной жидкости при выполнении следующих условий:
· отсутствие физико-химического взаимодействия между пористой средой и этим газом или жидкостью, фаза химически инертна по отношению к породе;

	[image: image20.wmf]
Рис.2.1. Схема прибора для опреде-

ления проницаемости пород:

1 – кернодержатель; 2 – сосуд с водой;

3 – стеклянная трубка; 4 – вентиль
	· полное заполнение всех пор среды этим газом или жидкостью.

Для определения абсолютной проницаемости горных пород используются различные приборы. Принципиальные схемы их устройства большей частью одинаковы. 

Схема одного из упрощенных устройств для измерения проницаемости приведена на рис. 2.1.

Прибор для определения проницаемости состоит из:

· кернодержателя, позволяющего фильтровать жидкость и газы через пористую среду;

· устройства для измерения давления на входе и выходе из керна;

· расходомеров;

· приспособлений, создающих и поддерживающих постоянный расход жидкости или газа через образец породы.

Различаются приборы тем, что одни из них предназначены для измерения проницаемости при больших давлениях, другие – при малых, третьи – при вакууме.


Одни приборы используются для определения проницаемости по воздуху, другие – по жидкости.

Абсолютную проницаемость пород принято определять с помощью воздуха или газа. Состав газа на проницаемость пород заметно влияет только при высоком вакууме (когда столкновения молекул редки по сравнению с ударами о стенки пор, т.е. когда газ настолько разрежен, что средняя длина пробега молекул сравнима с диаметром поровых каналов).

2.3. Определение фазовой проницаемости
Устройство установок для определения фазовой проницаемости более сложное, так как необходимо моделировать многофазный поток, регистрировать насыщенность порового пространства различными фазами и расход нескольких фаз. Установки для исследования многофазного потока обычно состоят из следующих основных частей:

· приспособление для приготовления смесей и питания керна;

· кернодержатель специальной конструкции;

· приспособление и устройство для приема, разделения и измерения раздельного расхода жидкостей и газа;

· устройства для измерения насыщенности различными фазами пористой среды;

· приборы контроля и регулирования процесса фильтрации.

Модель пласта для определения фазовой проницаемости при движении газированной жидкости через пористую среду изготовлена из нержавеющих стальных труб, являющихся одновременно электродами. Электроды отделены друг от друга непроводящими муфтами из пластмассы. Сцементированные образцы породы укрепляются в трубах при помощи сплава Вуда. Модель позволяет вести экспериментальные исследования при давлении до 30 кг/см2. Для измерения давления в различных точках модели пласта в стыках соединений металлических труб с непроводящими муфтами установлены образцовые манометры. Расход газа во время опытов измеряется реометром, а расход  жидкости – цилиндром. 

Модель пласта для определения фазовой проницаемости при движении двухкомпонентных жидкостей изготовлена из электроизоляционного материала – винипласта. Одна из жидкостей, используемых при исследовании, должна быть проводником электричества. В трубе из винипласта укреплены четыре стальных электрода. Крышки модели также служат электродами. Водонасыщенность пористой среды  определяется измерением электрического сопротивления участков образца между электродами. Подача жидкостей в пористую среду производится через смеситель, присоединенный к входному концу модели пласта.

Для определения относительной фазовой проницаемости на цилиндрических образцах керна при комнатной температуре и пластовом обжимном давлении используется настольный жидкостный пермеаметр с ручным управлением (рис. 2.2). 
[image: image49.jpg]



Рис. 2.2. Настольный жидкостный пермеаметр

Установка обеспечивает прямое измерение проницаемости при инжекции нефти, воды или солевого раствора. Она может быть сконфигурирована для измерения относительной фазовой проницаемости для газа.
2.4. Расчет коэффициентов абсолютной, фазовой и 
относительной проницаемости по опытным данным

2.4.1. Расчет коэффициента абсолютной проницаемости
Типовая задача

Определить коэффициент абсолютной проницаемости породы путем пропускания воздуха сквозь образец (Ро = 1атм = 105 Па).

Исходные данные представлены в таблице 2.1.

Таблица 2.1
	Наименование параметра
	Значение параметра

	1. Диаметр образца породы, d, см
	3,0

	2. Длина образца породы, L, см
	4,5

	3. Объем профильтрованного сквозь образец 

    воздуха, Vв, см3
	3600

	4. Время фильтрации воздуха, (, с
	180

	5. Динамическая вязкость воздуха при 20 оС, (возд, мПа∙с
	0,018

	6. Давление на входе в образец, Рвх∙105, Па
	1,3

	7. Давление на выходе из образца, Рвых∙105, Па
	1,0


Решение:

Коэффициент проницаемости по газу породы можно определять по формулам (2.5) или (2.6). Для условий задачи воспользуемся формулой (2.5):
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Самостоятельные задания

Исходные данные:

d – диаметр образца породы, см;

L – длина образца породы, см;

Vв – объем профильтрованного сквозь образец воздуха, см3;

( – время фильтрации воздуха, с;

(возд – динамическая вязкость воздуха при 20 оС, мПа∙с;

Рвх ( 105 – давление на входе в образец, Па;

Рвых ( 105 – давление на выходе из образца, Па;

В, 1, ..., 60 – номер варианта. 

Исходные данные по вариантам приведены в таблице 2.2.

Таблица 2.2

	В
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	3200
	3800
	4100
	3500
	3300
	3100
	3600
	3900

	(
	160
	175
	220
	125
	170
	155
	145
	180

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	1,7
	1,5
	2,2
	2,1
	2,6
	2,3
	1,9
	1,6

	Рвых
	1,2
	1,0
	1,6
	1,7
	2,1
	1,8
	1,3
	1,1

	В
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	4200
	3100
	3400
	3700
	4000
	4300
	3200
	3500

	(
	210
	175
	210
	160
	200
	220
	185
	170

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	1,8
	1,5
	1,8
	1,7
	2,1
	2,2
	1,6
	2,6

	Рвых
	1,2
	1,0
	1,3
	1,2
	1,5
	1,6
	1,1
	2,1

	В
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	3800
	4100
	3300
	3600
	3900
	4200
	4100
	3500

	(
	155
	125
	145
	165
	135
	150
	170
	185

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	1,8
	2,1
	1,9
	2,3
	2,2
	2,0
	1,4
	1,5

	Рвых
	1,2
	1,7
	1,5
	1,8
	1,7
	1,6
	1,0
	1,1

	В
	25
	26
	27
	28
	29
	30
	31
	32

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	3700
	3200
	3500
	3800
	4100
	4400
	4500
	4300

	(
	205
	220
	200
	180
	160
	175
	190
	205

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	1,9
	2,5
	2,3
	2,1
	1,9
	1,7
	1,5
	1,6

	Рвых
	1,3
	2,0
	1,7
	1,6
	1,3
	1,3
	1,1
	1,2


Продолжение таблицы 2.2

	В
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	4100
	3900
	3700
	3500
	3300
	3100
	3200
	3400

	(
	180
	155
	140
	125
	185
	200
	220
	155

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	1,8
	1,5
	1,7
	2,0
	2,2
	2,4
	2,6
	2,1

	Рвых
	1,3
	1,1
	1,2
	1,5
	1,8
	2,0
	2,1
	1,7

	В
	41
	42
	43
	44
	45
	46
	47
	48

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	3600
	3800
	4000
	4200
	4400
	4000
	4100
	3900

	(
	195
	215
	220
	135
	145
	165
	175
	240

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	2,4
	1,5
	1,8
	2,1
	2,4
	2,3
	2,0
	1,7

	Рвых
	1,8
	1,1
	1,3
	1,5
	2,0
	1,8
	1,5
	1,3

	В
	49
	50
	51
	52
	53
	54
	55
	56

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	3600
	3300
	3200
	3500
	3900
	4100
	3400
	3800

	(
	230
	255
	210
	180
	160
	185
	130
	195

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	1,4
	1,8
	2,2
	2,6
	2,3
	2,5
	2,0
	2,1

	Рвых
	1,0
	1,4
	1,7
	2,0
	1,8
	1,9
	1,6
	1,5

	В
	57
	58
	59
	60

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vв
	3700
	3900
	4200
	4500

	(
	220
	170
	140
	190

	(возд
	0,018
	0,018
	0,018
	0,018

	Рвх
	2,3
	1,8
	1,6
	1,7

	Рвых
	1,8
	1,2
	1,2
	1,3


2.4.2. Расчет коэффициента проницаемости по нефти

Типовая задача

Определить коэффициент проницаемости образца породы по нефти (kн) по данным лабораторных исследований.

Исходные данные и результаты исследования приведены в таблице 2.3.

Таблица 2.3
	Наименование параметра
	Значение 

параметра

	1. Диаметр образца породы, d, см
	3,0

	2. Длина образца породы, L, см
	4,5

	3. Объем профильтрованной сквозь образец нефти, 

    Vн, см3
	313,2

	4. Время фильтрации нефти, (, с
	60

	5. Динамическая вязкость нефти, (н, мПа∙с
	4,5

	6. Давление на входе в образец, Рвх ∙ 105, Па
	1,4

	7. Давление на выходе из образца, Рвых ∙ 105, Па
	0,8


Решение:

Коэффициент проницаемости образца породы по нефти определяется по формуле (3.2):
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(2.9)
где
kпр – коэффициент проницаемости, мкм2;

Q – расход флюида сквозь породу, см3/с;

∆Р – перепад давления на концах керна при заданном расходе, Па;

F – площадь поперечного сечения породы, см2;

( – коэффициент динамической вязкости флюида, мПа∙с.
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Самостоятельные задания

Исходные данные:

d – диаметр образца породы, см;

L – длина образца породы, см;

Vн – объем профильтрованной сквозь образец нефти, см3;

( – время фильтрации воздуха, с;

(н – динамическая вязкость нефти, мПа∙с;

Рвх∙105 – давление на входе в образец, Па;

Рвых∙105 – давление на выходе из образца, Па;

В, 1, ..., 60 – номер варианта. 

Исходные данные и результаты исследования по вариантам приведены в таблице 2.4.

Таблица 2.4

	В
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	150
	132
	181
	150
	166
	180
	154
	143

	(
	51
	48
	74
	87
	56
	84
	77
	69

	(н
	9,6
	7,6
	8,6
	7,1
	5,9
	7,7
	8,6
	9,1

	Рвх
	2,2
	1,5
	1,9
	2,6
	1,6
	1,7
	2,1
	1,8

	Рвых
	1,6
	1,0
	1,3
	2,1
	1,1
	1,2
	1,7
	1,2

	В
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	157
	149
	162
	157
	138
	144
	159
	150

	(
	61
	45
	74
	54
	49
	68
	62
	73

	(н
	6,3
	6,3
	6,1
	5,8
	8,8
	6,8
	7,2
	5,4

	Рвх
	2,3
	1,7
	1,6
	1,5
	2,1
	2,1
	1,8
	1,8

	Рвых
	1,8
	1,2
	1,1
	1,0
	1,7
	1,5
	1,2
	1,3


Продолжение таблицы 2.4

	В
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	137
	152
	143
	133
	151
	196
	188
	179

	(
	79
	86
	58
	63
	68
	77
	54
	49

	(н
	5,8
	7,7
	7,5
	5,8
	9,1
	8,4
	7,9
	5,2

	Рвх
	2,6
	2,2
	2,3
	1,9
	1,9
	1,5
	2,2
	1,4

	Рвых
	2,1
	1,6
	1,8
	1,3
	1,5
	1,1
	1,7
	1,0

	В
	25
	26
	27
	28
	29
	30
	31
	32

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	211
	205
	209
	201
	198
	175
	184
	155

	(
	63
	50
	53
	56
	59
	62
	65
	68

	(н
	6,0
	5,5
	5,9
	6,3
	6,7
	7,1
	7,5
	7,9

	Рвх
	2,0
	1,5
	1,8
	2,0
	2,1
	2,5
	2,3
	1,7

	Рвых
	1,6
	1,1
	1,2
	1,5
	1,6
	2,0
	1,9
	1,3

	В
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	144
	130
	159
	189
	177
	179
	145
	210

	(
	71
	74
	77
	80
	83
	86
	89
	87

	(н
	8,3
	8,7
	9,1
	9,5
	9,9
	7,8
	8,0
	8,2

	Рвх
	1,9
	1,6
	2,2
	2,4
	2,1
	2,5
	1,8
	1,6

	Рвых
	1,4
	1,2
	1,7
	1,9
	1,6
	1,9
	1,4
	1,2

	В
	41
	42
	43
	44
	45
	46
	47
	48

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	189
	170
	165
	158
	149
	137
	157
	188

	(
	90
	85
	80
	75
	70
	60
	66
	73

	(н
	8,4
	8,6
	8,8
	9,0
	5,6
	5,8
	6,1
	6,4

	Рвх
	1,9
	2,2
	2,5
	1,7
	1,6
	2,0
	2,1
	2,3

	Рвых
	1,4
	1,4
	1,9
	1,2
	1,2
	1,5
	1,6
	1,8


Продолжение таблицы 2.4

	В
	49
	50
	51
	52
	53
	54
	55
	56

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	207
	191
	175
	163
	152
	144
	175
	182

	(
	59
	66
	71
	83
	51
	69
	74
	88

	(н
	6,8
	7,5
	5,8
	7,3
	8,2
	8,6
	6,1
	6,5

	Рвх
	1,8
	1,6
	1,7
	1,9
	2,2
	2,4
	2,6
	2,0

	Рвых
	1,3
	1,2
	1,2
	1,4
	1,8
	2,0
	2,1
	1,6

	В
	57
	58
	59
	60

	d
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	L
	4,5
	4,5
	4,5
	4,5

	Vн
	190
	166
	171
	197

	(
	55
	77
	84
	63

	(н
	8,8
	9,4
	9,7
	7,6

	Рвх
	1,5
	1,9
	2,1
	2,5

	Рвых
	1,1
	1,5
	1,6
	2,0


2.4.3. Расчет коэффициента относительной проницаемости

Типовая задача

Сквозь образец пористой среды происходит фильтрация нефти и воды. Определить относительные проницаемости образца для фильтрующихся жидкостей и водонефтяной фактор. 

Исходные данные представлены в таблице 2.5.

Таблица 2.5
	Наименование параметра
	Значение 

параметра

	1. Абсолютная проницаемость, k, мкм2
	1,83

	2. Динамическая вязкость нефти, (н, мПа∙с
	3,14

	3. Динамическая вязкость воды, (в, мПа∙с
	1,11

	4. Коэффициент водонасыщенности, Sв, %
	62


Решение:

1. Относительная проницаемость для нефти kн( и воды kв( при водонасыщенности Sв = 62 % определяется по зависимости относительных проницаемостей от насыщенности водой порового пространства, полученной экспериментально для данного  образца породы (рис. 2.3). 

Таким образом, для нефти kн( = 0,18, для воды kв( = 0,20.
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Рис. 2.3. Зависимость относительных проницаемостей от насыщенности водой порового пространства

2. Фазовые проницаемости составят:

для нефти:
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(2.10)
kн = 0,18 ∙ 1,83 = 0,329 (мкм2),

для воды: 
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(2.11)

kв = 0,20 ∙ 1,83 = 0,366 (мкм2).

3. Водонефтяной фактор в процессе течения определим из закона Дарси:
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(2.12)

(
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Самостоятельные задания

Исходные данные:

k – абсолютная проницаемость, мкм2;

(н – динамическая вязкость нефти, мПа∙с;

(в – динамическая вязкость воды, мПа∙с;

Sв – коэффициент водонасыщенности, %;

В, 1, ..., 60 – номер варианта.

Исходные данные по вариантам представлены в таблице 2.6.

Таблица 2.6

	В
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	k
	2,31
	2,95
	2,71
	3,32
	3,47
	4,11
	2,85
	3,00

	(н
	2,71
	2,45
	4,75
	4,31
	3,65
	4,17
	2,47
	3,11

	(в
	1,07
	1,14
	1,03
	1, 09
	1,13
	1,04
	1,10
	1,07

	Sв
	47
	54
	35
	67
	38
	44
	73
	56

	В
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	k
	3,15
	2,96
	2,33
	2,55
	2,47
	3,17
	3,45
	3,89

	(н
	4,13
	2,85
	3,47
	3,00
	3,55
	3,61
	2,87
	2,69

	(в
	1,08
	1,03
	1,05
	1,01
	1,06
	1,09
	1,15
	1,08

	Sв
	49
	54
	62
	50
	45
	66
	47
	58

	В
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24

	k
	2,55
	2,11
	2,09
	3,40
	4,12
	3,65
	2,88
	2,61

	(н
	3,50
	4,16
	3,53
	4,22
	4,77
	3,69
	2,99
	2,37

	(в
	1,06
	1,04
	1,03
	1,00
	1,05
	1,07
	1,11
	1,13

	Sв
	61
	69
	39
	54
	37
	44
	51
	62

	В
	25
	26
	27
	28
	29
	30
	31
	32

	k
	3,52
	4,05
	2,85
	2,77
	2,44
	3,59
	3,80
	2,65

	(н
	3,57
	4,55
	3,17
	2,99
	3,18
	4,25
	4,80
	3,95

	(в
	1,08
	1,01
	1,03
	1,05
	1,07
	1,09
	1,11
	1,13

	Sв
	57
	47
	50
	53
	56
	59
	62
	65


Продолжение таблицы 2.6

	В
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	k
	3,15
	4,20
	2,95
	3,28
	4,18
	3,21
	3,48
	2,69

	(н
	3,77
	4,85
	3,66
	4,25
	4,68
	4,15
	4,08
	3,69

	(в
	1,15
	1,14
	1,12
	1,10
	1,08
	1,06
	1,04
	1,02

	Sв
	44
	46
	48
	50
	52
	54
	56
	57

	В
	41
	42
	43
	44
	45
	46
	47
	48

	k
	2,72
	3,29
	3,17
	3,42
	3,97
	2,59
	2,43
	2,55

	(н
	3,68
	3,95
	3,88
	4,18
	4,42
	3,78
	3,61
	3,49

	(в
	1,00
	1,03
	1,06
	1,09
	1,12
	1,15
	1,02
	1,04

	Sв
	60
	62
	64
	66
	54
	53
	55
	57

	В
	49
	50
	51
	52
	53
	54
	55
	56

	k
	3,41
	3,26
	4,10
	3,85
	2,76
	2,89
	3,77
	4,09

	(н
	4,14
	4,27
	4,55
	4,18
	3,47
	3,92
	4,25
	4,36

	(в
	1,06
	1,08
	1,10
	1,12
	1,14
	1,15
	1,01
	1,03

	Sв
	59
	61
	63
	65
	48
	49
	56
	60

	В
	57
	58
	59
	60

	k
	3,78
	3,47
	2,55
	2,75

	(н
	4,47
	4,13
	3,69
	3,78

	(в
	1,01
	1,12
	1,15
	1,07

	Sв
	48
	51
	55
	49


3. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ФЛЮИДОНАСЫЩЕННОСТИ КЕРНА
3.1. Распределение нефти и воды в нефтяных залежах

При образовании нефтяных залежей в водном бассейне откладывались пески, которые затем цементировались минеральными веществами, осаждавшимися из водных растворов. Поры, образовавшиеся в процессе осаждения и последующей цементации пород, были заполнены водой. Появление в порах нефти должно было одновременно сопровождаться освобождением пор от содержащейся в них воды. Однако полного замещения воды нефтью не произошло вследствие различных капиллярных явлений. Часть поровых каналов (субкапилляры) от воды совсем не освобождалась, а та часть, которая заполнялась нефтью, содержала в себе остаточную воду в застойных областях и в пленочном состоянии в виде водного покрова на песчинках. Часть этой воды оставалась также в виде капелек в порах малого размера, окруженных порами большого размера. Вытеснение воды нефтью происходило только из тех пор, в которых давление вытеснения превышало капиллярное давление водонефтяных менисков. В итоге коллекторы нефтяных залежей оказались заполненными водой и нефтью одновременно. Оставшаяся в пласте вода получила название связанной или остаточной (Sв.ост). Таким образом, нефть в пластах содержится только в тех порах, в которых происходило движение жидкостей в период формирования залежи. 

Количество остаточной воды (Sв.ост) связано с генетическими особенностями формирования залежей нефти и газа. Ее величина зависит от содержания цемента в коллекторах, в частности, от содержания в них глинистых минералов: каолинита, монтмориллонита, гидрослюд. 
Насыщенность – один из важных параметров продуктивных пластов, характеризует запасы нефти (газа и воды) в пласте, количественно оценивается величиной коэффициента S:

•
водонасыщенностью – Sв;

•
газонасыщенностью – Sг;

•
нефтенасыщенностью – Sн.

Обычно для сформированных нефтяных месторождений остаточная водонасыщенность (Sв.ост) изменяется в диапазоне от 6 до 35%. Соответственно, нефтенасыщенность (Sн) равная 65 % и выше (до 90 %), в зависимости от «созревания» пласта считается хорошим показателем залежи. 

Подобная закономерность наблюдается далеко не для всех регионов. Например, в Западной Сибири встречается много, так называемых, недонасыщенных нефтью пластов. В залежах иногда наблюдаются переходные зоны (ПЗ), в которых содержится рыхлосвязанная вода. Толщины ПЗ могут достигать десятков метров. 

При создании депрессий на забоях добывающих скважин вода из этих зон попадает в фильтрационные потоки и увеличивает обводненность продукции, что осложняет выработку запасов нефти. 

Такие явления характерны для месторождений: Суторминского, Советско-Соснинского, Талинского, Средневасюганского и других. Очень часто это проявляется для малых малодебитных месторождений Западной Сибири.

В пределах нефтяных залежей большая начальная нефтенасыщенность отмечается в купольной части структур. К зоне водонефтяного контакта (ВНК) ее величина может значительно снижаться.

Количество углеводородов, содержащихся в продуктивном пласте, зависит от насыщенности порового пространства породы нефтью, газом и водой. Остаточная водонасыщенность, обусловленная капиллярными силами, не влияет на основную фильтрацию нефти и газа.
Коэффициентом водонасыщенности (Sв) породы называется отношение объема открытых пор в образце породы, занятых водой (Vв), к общему объему пор горной породы (Vпор). Коэффициент водонасыщенности (Sв) рассчитывается по формуле:


[image: image36.wmf]%

100

×

=

пор

в

в

V

V

S

.




(3.1)

Коэффициентом нефтенасыщенности (Sн) породы называется отношение объема открытых пор в образце породы, занятых нефтью (Vн), к суммарному объему пустотного пространства (Vпор). Коэффициент нефтенасыщенности (Sн) рассчитывается по формуле:
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(3.2)

Коэффициентом газонасыщенности (Sг) породы называется отношение объема открытых пор в образце породы, занятых газом (Vг), к суммарному объему пустотного пространства (Vпор). Коэффициент газонасыщенности (Sг) рассчитывается по формуле:
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(3.3)

Параметр насыщенности нормирован и равен единице (S=1) или 100 %, т. е. для образцов пород, в случае фильтрации систем нефти, газа и воды, справедливы соотношения:
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(3.5)
От объема остаточной воды в залежи зависит величина статической полезной емкости коллектора. Статическая полезная емкость коллектора (Пст) характеризует объем пор и пустот, которые могут быть заняты нефтью или газом. Эта величина оценивается как разность объема сообщающихся пор (Vсообщ.пор) и объема, занятого остаточной водой (Vв.ост) по формуле:
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(3.6)

В зависимости от перепадов давлений, существующих в пористых средах, свойств фильтрующихся жидкостей, свойств поверхности пород, соприкасающихся с пластовыми флюидами, та или иная часть жидкости (неподвижные пленки у поверхности породы, капиллярно удерживаемая жидкость в порах) не движется в порах.
Величина порового пространства, занятая остаточной водой, влияет на динамическую полезную емкость коллектора. Динамическая полезная емкость коллектора (Пдин) характеризует относительный объём пор и пустот, через которые может происходить фильтрация нефти или газа в условиях, существующих в пласте.
На практике насыщенность пород определяют в лабораторных условиях по керновому материалу в аппаратах Закса, Дина-Старка или по данным геофизических исследований в открытых стволах скважин.

3.2. Определение водо- и нефтенасыщенности керна
Наиболее распространенным и вместе с тем точным способом определения водо- и нефтенасыщенности керна является способ, основанный на определении потери в весе исследуемого образца после экстрагирования и просушки его при температуре 105–107°С и на определении объема отогнанной из него воды при кипячении в растворителе с точкой кипения 110°С. В качестве растворителей применяют бензол, спиртобензольную смесь, четыреххлористый углерод, хлороформ, толуол и т.д. Лучшими из них являются  четыреххлористый углерод и хлороформ. При отгоне воды применяют растворитель с температурой кипения выше 100°С.

Аппарат Дина-Старка (рис. 3.1) предназначен для количественного определения флюидонасыщенности керна методом отгонки. Метод основан на растворении испытуемого вещества с последующей его перегонкой при определенной температуре конденсации паров.
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Рис 3.1. Аппарат Дина- Старка для экстрагирования и 
определения водонасыщенности керна
Нефтенасыщенность керна определяется по разности веса образца керна до и после анализа.
Водонасыщенность определяется волюмометрически по градуировке приемной пробирки.
3.3.Расчет коэффициентов нефте-, водо- и 

газонасыщенности породы
Для подсчета запасов нефти и газа в пласте, текущего контроля за процессом разработки нефтяного месторождения необходимо иметь сведения о нефте-, водо- и газонасыщенности породы.

Объемы содержащейся в образцах породы воды и нефти определяются в лабораторных условиях при помощи аппаратов Закса, Дина-Старка. Используя эти данные, вычисляют коэффициенты нефте-, водо- и газонасыщенности по следующим формулам:

коэффициент нефтенасыщенности (Sн):
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коэффициент водонасыщенности (Sв):
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(3.8)
коэффициент газонасыщенности (Sг):
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(3.9)
где
Vн, Vв – соответственно объемы содержащейся в образце нефти и воды, м3;

(п – плотность породы, кг/м3;

m – коэффициент открытой пористости, доли ед.;

G – масса жидкости, содержащейся в образце, кг;

bн, bв – объемные коэффициенты нефти и воды соответственно, доли ед.

Типовая задача

Определить коэффициенты нефте-, водо- и газонасыщенности породы.
Исходные данные представлены в таблице 3.1.

Таблица 3.1

	Наименование параметра
	Значение параметра

	1. В образце породы содержится:
	

	  - нефти, Vн, см3
	4,44

	  - воды, Vв, см3
	4,0

	2. Масса содержащейся в образце жидкости, G, г
	92

	3. Плотность породы, (п, г/см3
	2,0

	4. Коэффициент пористости, m, доли ед.
	0,25

	5. Объемные коэффициенты:
	

	  - нефти, bн, доли ед.
	1,15

	  - воды, bв, доли ед.
	1,02


Решение:

Коэффициенты нефте-, водо- и газонасыщенности определяются по формулам (3.7), (3.8), (3.9):
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Самостоятельные задания

Исходные данные:

Vн – объем нефти, см3;

Vв – объем воды, см3;

G – масса содержащейся в образце жидкости, г;

(п – плотность породы, г/см3;

m – коэффициент пористости, доли ед.;

bн – объемный коэффициент нефти, доли ед.;

bв – объемный коэффициент воды, доли ед.;

В, 1, ..., 60 – номер варианта.
Исходные данные по вариантам представлены в таблице 3.2.

Таблица 3.2

	В
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	Vн
	4,13
	3,98
	3,71
	3,47
	3,88
	4,78
	4,16
	4,22

	Vв
	3,46
	2,56
	2,71
	2,91
	3,28
	4,33
	3,35
	2,89

	G
	95
	96
	87
	93
	90
	99
	99
	97

	(п
	2,4
	2,6
	2,7
	2,8
	2,2
	2,4
	2,6
	2,8

	m
	0,26
	0,22
	0,26
	0,24
	0,26
	0,28
	0,24
	0,26

	bн
	1,3
	1,23
	1,27
	1,25
	1,33
	1,29
	1,25
	1,21

	bв
	1,07
	1,05
	1,06
	1,03
	1,18
	1,09
	1,11
	1,05

	В
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	Vн
	3,67
	3,13
	3,03
	3,88
	3,92
	3,77
	3,68
	3,56

	Vв
	2,35
	2,66
	2,41
	2,08
	3,31
	3,28
	3,17
	3,03

	G
	95
	93
	91
	89
	96
	88
	90
	92

	(п
	3
	2,9
	2,7
	2,5
	2,3
	2,1
	2,2
	2,5

	m
	0,25
	0,23
	0,21
	0,22
	0,23
	0,24
	0,25
	0,26

	bн
	1,23
	1,25
	1,27
	1,29
	1,23
	1,26
	1,29
	1,31

	bв
	1,07
	1,05
	1,09
	1,11
	1,08
	1,12
	1,09
	1,19


Продолжение таблицы 3.2

	В
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24

	Vн
	3,03
	3,17
	3,71
	4,11
	3,99
	3,81
	4,09
	4,18

	Vв
	2,09
	2,13
	3,16
	3,07
	2,38
	2,29
	2,33
	2,41

	G
	94
	96
	98
	90
	93
	95
	85
	96

	(п
	2,8
	3,1
	2,9
	2,5
	2,4
	2,7
	2,3
	2,5

	m
	0,2
	0,23
	0,26
	0,25
	0,22
	0,24
	0,22
	0,21

	bн
	1,3
	1,28
	1,26
	1,24
	1,22
	1,2
	1,18
	1,21

	bв
	1,16
	1,08
	1,09
	1,04
	1,07
	1,05
	1,02
	1,04

	В
	25
	26
	27
	28
	29
	30
	31
	32

	Vн
	3,97
	4,04
	3,46
	4,11
	3,74
	4,45
	3,16
	4,37

	Vв
	2,49
	2,66
	3,04
	2,28
	2,15
	2,99
	2,77
	3,05

	G
	91
	83
	95
	87
	98
	97
	93
	95

	(п
	2,6
	2,2
	2,5
	2,8
	3,1
	2,4
	2,8
	2,7

	m
	0,24
	0,22
	0,2
	0,25
	0,21
	0,23
	0,26
	0,25

	bн
	1,23
	1,24
	1,18
	1,12
	1,16
	1,29
	1,24
	1,14

	bв
	1,06
	1,12
	1,08
	1,04
	1,02
	1,14
	1,18
	1,09

	В
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	Vн
	3,68
	3,55
	3,48
	3,89
	3,77
	3,89
	3,99
	3,97

	Vв
	3,06
	2,26
	2,39
	3,11
	3,18
	3,22
	3,55
	3,15

	G
	97
	99
	84
	91
	94
	91
	96
	98

	(п
	2,2
	3,2
	2,7
	2,7
	2,5
	2,3
	2,8
	3

	m
	0,24
	0,22
	0,23
	0,26
	0,24
	0,22
	0,26
	0,25

	bн
	1,32
	1,15
	1,27
	1,25
	1,23
	1,21
	1,18
	1,14

	bв
	1,19
	1,12
	1,08
	1,11
	1,14
	1,09
	1,06
	1,08

	В
	41
	42
	43
	44
	45
	46
	47
	48

	Vн
	3,22
	3,38
	3,09
	3,87
	3,29
	3,07
	3,51
	4,09

	Vв
	2,66
	2,81
	3,21
	2,99
	2,81
	2,45
	3,09
	3,17

	G
	95
	93
	97
	88
	91
	90
	89
	94

	(п
	3,1
	2,4
	2,7
	2,5
	2,8
	3
	2,5
	2,9

	m
	0,23
	0,18
	0,22
	0,25
	0,22
	0,21
	0,23
	0,26

	bн
	1,2
	1,1
	1,26
	1,18
	1,21
	1,16
	1,22
	1,22

	bв
	1,11
	1,09
	1,14
	1,12
	1,09
	1,03
	1,12
	1,05


Продолжение таблицы 3.2

	В
	49
	50
	51
	52
	53
	54
	55
	56

	Vн
	3,31
	3,14
	3,02
	4,16
	3,78
	3,71
	3,28
	4,32

	Vв
	2,61
	2,71
	2,41
	3,65
	2,79
	3,05
	2,86
	3,62

	G
	93
	86
	89
	93
	97
	99
	98
	89

	(п
	3,2
	3
	2,7
	2,4
	2,6
	2,8
	3,1
	2,2

	m
	0,26
	0,25
	0,22
	0,26
	0,24
	0,24
	0,22
	0,25

	bн
	1,21
	1,25
	1,29
	1,33
	1,31
	1,27
	1,14
	1,26

	bв
	1,11
	1,14
	1,16
	1,19
	1,15
	1,14
	1,02
	1,15

	В
	57
	58
	59
	60

	Vн
	2,62
	3,46
	3,71
	3,85

	Vв
	2,06
	2,82
	3,15
	3,45

	G
	90
	98
	85
	94

	(п
	3,1
	2,8
	2,5
	2,3

	m
	0,21
	0,22
	0,26
	0,24

	bн
	1,22
	1,25
	1,3
	1,31

	bв
	1,13
	1,16
	1,17
	1,19


СПИСОК ИСПОЛЬЗОВАННЫХ ИСТОЧНИКОВ 
1. Амикс Д., Басс Д., Уайтинг Р. Физика нефтяного пласта. – М.: Гостоптехиздат, 1962. – 569 с.
2. Котяхов Ф.И. Основы физики нефтяного пласта. – М.: Государственное научно-техническое издательство нефтяной и горно-топливной литературы, 1956. – 363 с. 

3. Гиматудинов Ш.К., Ширковский А.И. Физика нефтяного и газового пласта. – М.: Недра, 1982. – 311 с.

4. Квеско Н.Г., Росляк А.Т. Весовой седиментометр для автоматизированного измерения гранулометрического состава порошков. Заводская лаборатория. Диагностика материалов. № 7, 2000 г. с. 37-40.
5. Сваровская Н.А. Физика пласта: Учебное пособие. – Томск: Изд-во ТПУ, 2003. – 155 с.

6. Ермилов О.М., Ремизов В.В., Ширковский Л.И., Чугунов Л.С. Физика пласта, добыча и подземное хранение газа. – М.: Наука, 1996. – 541 с.

7. Мищенко Н.Н. Расчеты в добыче нефти. – М.: Недра, 1989.– 245 с.

8. Мирзаджанзаде А.Х. и др. Физика нефтяного и газового пласта. – М.: Недра, 1992. – 269 с.

9. Требин Г.Ф., Чарыгин Н.В., Обухова Т.М. Нефти месторождений Советского Союза. – М.: Недра, 1980. – 583 с.

10. Гафаров Ш.А. и др. Физика нефтяного пласта: Учебное пособие. – Уфа: УГТНУ, 1999. – 86 с.

[image: image48.png]



PAGE  
19

_1278920646.unknown

_1279375867.unknown

_1279376413.unknown

_1279378556.unknown

_1279378885.unknown

_1279527059.unknown

_1280216822.unknown

_1279527537.unknown

_1279527054.unknown

_1279378890.unknown

_1279378794.unknown

_1279378882.unknown

_1279378612.unknown

_1279378527.unknown

_1279378553.unknown

_1279378518.unknown

_1279375904.unknown

_1279376214.unknown

_1279376219.unknown

_1279375872.unknown

_1278921701.unknown

_1279374685.unknown

_1279374886.unknown

_1279021014.unknown

_1278938197.unknown

_1278920935.unknown

_1278920941.unknown

_1278921082.unknown

_1278921700.unknown

_1278921079.unknown

_1278920939.unknown

_1278920800.unknown

_1278920922.unknown

_1278920663.unknown

_1278920704.unknown

_1278920530.unknown

_1278920563.unknown

_1278920636.unknown

_1278920544.unknown

_1278920503.unknown

_1278920517.unknown

_1278920472.unknown

_1278920488.unknown

_1278920456.unknown

