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Заключение

Введение

          Месторождение Кисымбай было открыто в 1978 году. Продуктивные горизонты приурочены к отложениям келловейского яруса верхней юры и валанжинского яруса нижнего мела. При этом запасы келловейских горизонтов ( I и II горизонты)  не разрабатываются, поскольку содержат в себе газоконденсат и газ, а запасы нефти, заключенные в небольшой оторочке незначительные.

       Начальные запасы, числящиеся на Госбалансе Республики Казахстан составляют:

                                                                                                                   Таблица 1

	Продуктив

ный горизонт
	Категория
	Запасы

нефти,

млн.т
	Запасы газа,

млн.м3
	Запасы

конденсата,

млн. м3

	
	
	
	Раств.
	Св.
	

	Валанжин
	С1

С2
	3522/1409

1072/429
	233/93

71/28
	-

-
	-

-

	I келловей
	С1

С2
	-

-
	-

-
	58,9

-
	-

56,5

	II келловей
	С1

С2
	-

711,8/71,8
	-

47/4,7
	58

-
	-

5,57

	Итого по месторождению
	С1

С2
	3522/1408,9

1784/500,2
	232,5/93

117,8/33
	647

-
	-

62,1


        По состоянию на 1.09.2001 г.  по разрабатываемому  валанжинскому горизонту добыто 634,8 тыс.т нефти (с учетом добычи во время пробной эксплуатации скважин) и 41894 тыс. м3 попутного газа (с учетом растворенного газа, извлеченного во время пробной эксплуатации, добыча газа расчитана по утвержденному ГКЗ газовому фактору 66 м3/т.). Утвержденные ГКЗ СССР остаточные балансовые запасы нефти составили по категории С1- 2887,2 тыс.т; извлекаемые-774,2 тыс.т.  Остаточные запасы растворенного газа в соответствии составили балансовые –191,1 млн.м3; извлекаемые-   52 млн.м3.

       Настоящий пересчет запасов выполнен по результатам  бурения 9 поисково-разведочных  скважин, сейсморазведочных 2Д (1990-91 г.г.) и 3Д (2000г.) работ  а также по данным материалов 27 эксплуатационных скважин,  пробуренных позже (1992-2001г.г.). 

        Подсчет запасов осуществлен в соответствии с требованиями инструкции ГКЗ РК на основе систематизации, анализа и обобщения всего объема геолого-геофизических, аналитических и промысловых данных, полученных на поисково-разведочном  и эксплуатационном этапах работ на месторождении. 

        Вновь подсчитанные первоначальные запасы нефти валанжинского продуктивного горизонта составили 

1.Общие сведения о месторождении

           Месторождение Кисымбай находится близко от границы с Мангистауской областью , но в административном плане относится к территории Жылойского района Атырауской области Республики Казахстан .

           Ближайшим населенным пунктом является п.Опорный Бейнеуского района. Поселок находится в 3 км к югу  от промысла. В непосредственной близости  от месторождения пролегает железная дорога Мангистау-Атырау, линии электропередач, связи, а также нефтепровод и  газопровод Узень-Самара .  Водопроводная нитка протянута на промысел из п. Опорный. 

         Районный центр Кульсары, где состредоточено нефтегазодобывающее управление «Кульсарынефть»  находится в 75 км  к северо-западу от местрождения (рис.1)

    Связь с месторождением осуществляется частью по асфальтированной дороге, частью по грунтовым дорогам, а также по железной дороге.

1.1 Природно-климатические условия
          Климат района резко континентальный с сухим жарким летом и холодной малоснежной зимой. Годовой перепад температуры колеблется от +400С до –350С. Среднегодовое количество осадков не превышает 150 мм в год.

          В орографическом отношении район месторождения представляет местность, типичную для южной части Южной Эмбы. Рельеф района представляет собой слабовсхолмленную равнину с отметками от –8 до –14 м. Характерными для этого района является широкое распространение барханов, скудная растительность, наличие небольших соров. Естественные источники пресной воды отсутствуют. Для закачки используется альб-сеноманская вода и попутная вода валанжинского горизонта месторождения.
1.2. История открытия и разведки  месторождения

Структура Кисимбай сейсморазведкой (МОВ) была выявлена в 1950г. (Л.Г.Сафенрейтер). 

В 1961-63г.г. на пл.Кисимбай и Суешбек картировочной партией №2 и структурно-поисковой партией №3 Гурьевской геолого-поисковой нефтеэкспедиции ЗКТУ проведены работы, в результате которых составлена структурная карта по подошве сантонского яруса, подтвердившая данные 

сейсморазведки о наличии поднятия, а также установлена бесперспективность в отношении нефтегазоносности  меловых отложений.

 В 1961 г. с/п 7/81 Гурьевской геофизической экспедицией треста “Казахстангеофизика” проведены детальные работы в пределах площади Несельбай, Суишбек, Боранколь, Кисимбай.

По результатам этих работ построены структурные карты по III и IIIа  отражающим горизонтам. Выявленное антиклинальное поднятие имеет амплитуду около 30м и размеры 2,7км х 4,2 км .

В 1978г. на Кисимбаевской структуре начато поисковое бурение. В 1978г. в скв.№1 был получен газоконденсатный фонтан из келловейских отложений. За период 1978-1980г.г. на месторождении пробурено 9 поисковых скважин общим метражом 18280 м. 

Во всех скважинах, из валанжинского продуктивного горизонта, за исключением скважин №№ 3,4,5,8,9 получены промышленные притоки нефти и газа. Впоследствии все поисково-разведочные скважины были ликвидированы.

В 1981г. партией подсчета запасов ПГО “Казнефтегазгеология”, лабораторией прогнозирования и подсчета запасов КазНИГРИ (авт. Г.И.Бадоев, А.И.Шаховой и др.) составлен подсчет запасов нефти  и в том же году ГКЗ утверждены  следующие  запасы нефти по состоянию на 1.09.81г. (на эту дату из валанжинской залежи было добыто 3,6 тыс.т. нефти  и 0,2 млн.м3 растворенного газа).

                                                                                    Таблица № 1.2.1

	Горизонт
	Категория запасов
	Балансовые
	Извлекаемые

	Валанжин
	С1

С2
	3518,7

1072,2
	1405,3

429,6

	Келловейский
	С1
С2
	-

711,8
	-

71,2


В 1985г. “КазНИПИнефть” составлена технологическая схема разработки валанжинского горизонта, согласно которой намечалось пробурить 55 скважин, из них 32 добывающих ( скв.№№ 11,12,13,14,15,16,17,18,19,20,21,22,23,24,25,26,27,28,29,30,31,32,33,34,35,

36,37,38,39,40,41,42) и 23 нагнетательных скважин ( скв.№№ 43-64) .Разработка залежи  по схеме предусматривалось пятиточечное площадное заводнение.


С 1993г. началось эксплуатационное разбуривание залежи. В период 1993-2001г.г. всего пробурено 26 скв. (№№ 11,12,13,14,15,16,17,16а,18,18а,20,22,24,28,30,32,33,45,46,48,35,37,57,60,34,61) с забоями 1650м. Из них скв. № 16,18 ликвидирована по техническим причинам , две скважины №№ 22, 24 оказались за контуром нефтеносности, скв. №11 работала как нагнетательная.


В 1989-94г.г. с/п №08-89.91 ГГЭ ПГО «Казгеофизика» в пределах пл. Кисимбай-Каракыз были проведены МОГТ.  Результатом этой работы стали структурные карты по III, Y, YI отражающим горизонтам несколько детализирующие структуру в тектоническом  плане.

В 2000г. компанией «Каспийшельф» на пл.Кисимбай проведена детальная сейсморазведка 3Д, которая позволила построить   детальные структурные планы  валанжинских,  келловейских,  среднеюрских отложений.   Виды, объемы и результаты работ, проведенных на участке Кисымбай сведены в таблицу № 1.2.2 .

Таблица 1.2.2

	№

п.п
	Виды работ
	Время 

работ
	Объем работ
	Основные результаты

	1
	Гравиметрическая 

съемка 

(вариометрическая)
	1947г
	Ю-В борт 

Прикаспийской

 впадины
	Выявлена аномалия гравиметрического поля

	2
	Сейсморазведочные работы МОВ
	1950 г.
	
	Выявлено поднятие Кисымбай

	3
	Площадная грави-

метрическая съемка

 М-б 1:200000 

и 1: 100000
	1961г.
	Ю-В борт 

Прикаспийской

 впадины
	Карта с сечением 

изоаномалий через 2 км. с выявлением всех известных солянокупольных структур

	4
	Сейсмические работы

 МОВ и частично МПВ м-ба 1:50000

 (Байларова М.К.)
	1961г.
	Пл.Несельбай,

Суешбек,

Боранколь 

481 пог.м.
	Выявлено поднятие 

(Кисимбай), оконтуренное изогипсой 1700м 

по Ша ОГ подошва нижне-волжского яруса верхней юры) .

Размер структуры 4,2х2,7 км.

	5
	Проект структурно-поискового бурения
	1970 г.
	19 скв. метражем 9500

м с проектными

 глубинами 500м
	Фактически пробурено 

16 скважин

	6
	Картировочное и 

структурно-поисковое  бурение
	1971г.
	31скважин метражем

 4025м

16 скв. Метраж-

 7222м
	Геологическая карта в м-бе 1:25000, структурная карта 

по сантонскому горизонту

	7
	Гравиметрическая

 съемка м-б 1: 50000
	1975г.
	Ю-В борт

 Прикаспийской

 впадины
	Выявлено и закартировано 6 гравиметрических минимумов: Кисимбай, Азнагул, Бухан, Маткен,Несельбай, Чабей

	8
	Проект глубокого

 поискового бурения утв.мин.геологии

 Чакабаевым С.Е. 

15 мая 1978г.
	1978г.
	5 скважин

 с проектной

 глубиной 

2600м общим

 метражем 13000 м.
	Фактически пробурено 

9 скважин

	9
	Глубокое поисковое 

бурение (ЮНРЭ)
	1978-

1979г.г.
	9 скв. метражем

 18280м
	Открыты залежи нефти, газа и конденсата в валанжине, 

келловее

	10
	Подсчет запасов нефти,

 газа, конденсата

 месторождения

 Кисимбай по

 Состоянию

 на 1 июня 1981г.

 КазНИГРИ ПГО «Казнефтегазгеология»
	1981г.
	Подсчет запасов УВ

  в трех залежах:

Валанжинской-неф-

тяной, I келловейской –нефтегазовой, II келловейской

-газовой
	Утверждены  ГКЗ запасы нефти, газа и конденсата

	11
	Технологическая схема разработки КазНИПИ

 г. Актау
	1982г.
	Бурение 32 эксплуатационных и

 23 нагнетательных 

скважин по пяти-

точечной схеме
	Пробурено 27 эксплуата-

ционных скважин,  в т.ч.

 6 скважин запроектирован-

ные как  нагнетательные (45,46,48,57,60,61).

	12
	Сейсмические работы 

МОГТ с/п  8-89-91 Гурьевской геофизи-

ческой экспедиции 

м-ба 1:25000
	1989-

1994г.
	Пл.Каракыз-Кисимбай

1077,2/88

 пог.км.
	Структурные карты 

по III,Y,YI ОГ. Выявлены тектонические нарушения 

	13
	Эксплуатационное 

бурение
	1993-

2000г.г.
	25 скв. метражем 

41250м.
	Разработка валанжинской нефтяной залежи

	14
	Сейсмические работы 

3D 

«КазахстанКаспий-

шельф»
	2000г.
	Пл. Кисимбай

27 кв. км
	Детальные структурные 

планы по надсолевым отраж. горизонтам


Геодезические координаты и альтитуды скважин м.КИСЫМБАЙ

Таблица 1.2.3

	№№ пп
	№№скв.
	Координаты
	Альтитуды
	
	Расстояние 

	
	
	В (широта)
	L (долгота)
	земли
	Ротора
	Земля-

ротор

	1
	1
	46 18’03’’.06
	54 22’24’’.55
	-13,2
	 -9,9
	3,30

	2
	2
	46 17’24’’.64
	54 21’41’’.26
	-16,6
	 -12,3
	4,30

	3
	3
	46 18’29’’.96
	54 22’54’’.95
	-11,5
	 -7,6
	3,87

	4
	4
	46 18’20’’.56
	54 22’15’’.40
	-8,75
	 -4,6
	4,15

	5
	5
	46 17’42’’.40
	54 22’33’’.17
	-12,2
	 -8,3
	3,87

	6
	6
	46 17’06’’.45
	54 21’17’’.92
	-11,6
	 -8,9
	2,67

	7
	7
	46 17’40’’.89
	54 21’13’’.94
	-11,2
	 -6,5
	4,7

	8
	8
	46 18’05’’.11
	54 21’11’’.15
	-13,2
	 -9,77
	3,43

	9
	9
	46 17’24’’.28
	54 20’48’’.55
	-12,7
	 -9,0
	3,70

	10
	10
	46 16’32’’.72
	54 22’46’’.69
	
	
	

	11
	11
	46 17’02’’.82
	54 21’03’’.23
	-11,46
	-6,0
	5,5

	12
	12
	46 17’14’’.95
	54 21’08’’.08
	-11,30
	-5,8
	5,5

	13
	13
	46 17’11’’.27
	54 21’27’’.33
	-13,94
	-8,4
	5,5

	14
	14
	46 17’18’’.60
	54 21’31’’.74
	-14,18
	-9,9
	4,3

	15
	15
	46 17’27’’.56
	54 21’11’’.61
	-8,67
	-6,8
	1,87

	16
	16
	46 17’34’’.75
	54 21’30’’.70
	-11,16
	-5,7
	5,46

	17
	16а
	46 17’36’’.00
	54 21’31’’.73
	-12,66
	-7,1
	4,45

	18
	17
	46 17’40’’.01
	54 21’20’’.02
	-9,40
	-4,0
	5,42

	19
	18
	46 17’42’’.42
	54 21’36’’.97
	-12,46
	-8,2
	5,56

	20
	18а
	46 17’42’’.47
	54 21’38’’.58
	-12,40
	-6,9
	3,80

	21
	19
	46 17’59’’.70
	54 22’03’’.93
	 -9,8
	 -4,5
	5,20

	22
	20
	46 18’01’’.20
	54 21’47’’.25
	-11,65
	-7,4*
	4,30

	23
	22
	46 18’13’’.33
	54 21’52’’.74
	-10,65
	-6,8
	3,84

	24
	24
	46 18’24’’.59
	54 21’58’’.29
	-9,29
	-5,5
	3,80

	25
	28
	46 18’05’’.58
	54 22’27’’.89
	-14,5
	-9,4
	4,60

	26
	30
	46 17’58’’.93
	54 22’20’’.87
	-13,34
	-8,9
	4,40

	27
	32
	46 17’51’’.66
	54 22’24’’.07
	-13,95
	-9,3
	4,65

	28
	33
	46 17’40’’.12
	54 22’18’’.67
	-14,17
	-9,7
	4,50

	29
	34
	46 17’45’’.31
	54 21’51’’.46
	-11,15
	-5,5
	5,7

	30
	35
	46 17’28’’.82
	54 22’11’’.89
	-15,05
	-10,4
	4,65

	31
	37
	46 17’20’’.01
	54 21’50’’.72
	-14,88
	-10,4
	4,5

	32
	45
	46 17’06’’.83
	54 21’13’’.92
	-13,02
	-7,4
	5,6

	33
	46
	46 17’19’’.78
	54 21’20’’.89
	-13,30
	-7,44
	5,6

	34
	48
	46 17’54’’.22
	54 21’38’’.04
	-12,48
	-7,8
	4,7

	35
	57
	46 17’48’’.45
	54 22’07’’.27
	-11,20
	-6,7
	4,5

	36
	60
	46 17’28’’.94
	54 21’44’’.72
	-13,61
	-8,3
	5,35

	37
	61
	46 17’54’’.42
	54 21’55’’.57
	-8,99
	-3,3
	5,7


2.ГЕОЛОГИЧЕСКОЕ СТРОЕНИЕ МЕСТОРОЖДЕНИЯ

2.1.  Стратиграфия

             Стратиграфическое расчленение разреза месторождения Кисимбай проведено по анологии с опорной скважиной  №2. Поисковым бурением в пределах данной структуры вскрыты от неоген-четвертичных до соленосных отложений кунгура.  Приведем краткую характеристику вскрытых отложений (таблица  2.1).

Пермская системы

(Р)

        Отложения пермского возраста вскрыты одной скважиной №8 и представлены кунгурским возрастом. В литологическом отношении они сложены ангидритом и солью. Ангидрит синевато-серый, очень крепкий с жирным блеском. Соль беловато-розовая, красная, крупно-кристаллическая, прозрачная , горько-соленая.  Вскрытая толщиной отложений 200м.

Триасовая  система(Т)

Отложения триаса  вскрыты в скв. №1и №8 и в литологическом отношении представлены чередованием песчаников и глин. Песчаники шоколадно-коричневые крепкие мелко- и среднезернистые, плотные. Глины шоколадно-коричневые, алевритистые, неизвестковистые. Толщиной вскрытых отложений 220-265м.

Юрская система(J)

Юрские отложения представлены тремя отделами: нижним, средним и верхним.

Отложения нижней юры(J1)   сложены песками серыми, зеленовато- и светло-серыми, мелкозернистыми с чередованием песчаников и глин. Глины темно-серые, слюдистые, плотные.  Мощность отложений 108м. Отложения средней юры сложены чередованием глин, песчаников и песков байосского и батского ярусов. Глины темно-серые алевритистые, плотные, слюдистые. Пески серые, средне- и мелкозернистые. Песчаники серые, мелкозернистые, слюдистые толщиной яруса от 192 м до 207м. Батский ярус вскрыт скважиной №8. Разрез представлен переслаиванием глин, песков и песчаников. Пески серые, мелкозернистые. Песчаники серые, мелкозернистые, хорошо сцементированные, некарбонатные. Толщина яруса 224м.

            Отложения верхней юры(J3) вскрыты всеми поисковыми скважинами и представлены келловейским, оксфордским и волжским ярусами.  Келловейский ярус состоит из трех ярусов: нижняя и верхняя части представлены глинами серыми, темно-серыми, с прослоями песков и алевролитов, в средней части преобладают пласты песчаников, разделенные глиной. Песчаники и алевролиты серые, темно-серые, мелкозернистые. Толщина яруса от 24 до 33м.  Волжский 

ярус сложен карбонатами с редкими прослоями глин. Известняки серые, темно-серые, алевритистые, плотные, кавернозные с включениями фауны. Мергели серые, темно-серые, глинистые. Толщина яруса 80м.

Меловая система(K)
Меловые отложения залегают с размывом на юрских породах и состоят из двух отделов: нижнего и верхнего.

Нижнемеловые отложения (K1)в пределах площади Кисымбай, как и в пределах всего Южно - Эмбенского нефтеносного района представлены всеми своими ярусами: валанжинским, готеривским, барремским, аптским и альбским.

Толщины всех этих стратиграфических подразделений увеличиваются в южном направлении. Так, на южной окраине района толщина нижнего отдела мела увеличиваются до 1000-1300м по сравнению с 800-1000м в северной его части. В основном это происходит за счет возрастания толщин барремского (до 450м) яруса. Вместе с возрастанием толщин в южном  направлении несколько увеличивается песчанистость всех отложений нижнемелового отдела, за исключением валанжинского. Что касается последнего, то в его основании появляется известняковая толща, указывающая на его глубоководный характер ,по сравнению с отложениями того же яруса, площади, лежащей севернее р.Эмбы. Появление карбонатной толщи в разрезе валанжина южной части района сближает литологический состав этого яруса с отложениями той же стратиграфической единицы Мангышлака и Северного Кавказа. В то же время имеет место различие в петрографическом составе пород валанжина южной и северной окраин. В нижнемеловое время в Прикаспии устанавливается существование нескольких фациальных обстановок, закономерно сменяющихся по площади и по разрезу. Морскими относительно глубоководными  осадками представлена нижняя карбонатная часть разреза валанжина южной окраины области; готерив, нижний апт, нижний и средний альб, сложенные песчано-глинистыми образованиями на всей территории Ю.Эмбы. Морская относительно мелководная фация (глины, алевриты, песчаники) слагает верхний валанжин на юге, горизонт песков баррема, верхний апт и верхний альб на территории всей области . Континентальные фации (глины, алевриты, пески) отмечаются в верхнем барреме Южной Эмбы.

  Породы нижнего мела отлагались в морской среде за счет привноса терригенного материала с суши. Меньшая их часть образовалась в континентальных водоемах из того же терригенного материала. Известняки и доломиты образовались за счет выпадения химических соединений из водных растворов.

Валанжинский ярус(K1 v) в пределах рассматриваемой площади сложен доломитами алевролитовыми, местами глинистыми и мергелями с прослоями известковистых алевролитов, песков. Алевролиты серые, зеленовато-серые, мелкозернистые, содержат глинистый и карбонатный материал. Доломиты коричнево-серые, мелкозернистые, кавернозные. Толщина  яруса от 17 до 24 м.

Готерривский ярус(K1 h) литологически представлен глинами темно-серыми, алевритистыми, тонкослоистыми с отдельными прослоями песков, алевролитов, мергелей. Пески, встреченные в прослоях, темно- и зеленовато-серые, мелкозернистые. Алевриты зеленовато-серовато-зеленые, песчанистые, слюдистые, уплотненные. Толщина яруса от 42 до 67м. 
Барремский ярус(K1 br) отличается пестроцветными глинами и алевритами с чередованием пластов песков и песчаников. В основании яруса по каротажу выделяется горизонт песков. Толщина яруса варьирует от 447 до 471 м .

Аптский ярус(K1 a) в литологическом отношении представлен глинами темно-серыми, черными, известковистыми с подчиненными прослоями песков и песчаников. В нижней и средней частях разреза по каротажу выделяются горизонты песков. Пески серые, мелкозернистые, глинистые. Толщина аптского горизонта колеблется от 62 до 95м. 
Альбский ярус(K1al) литологически представлен глинами, песками и песчаниками. Глины серые, темно-серые, неизвестковистые с прослоями песков и песчаников. Пески серые с зеленоватым оттенком, мелкозернистые. Мощность яруса около 360м.

Верхнемеловые отложения представлены ярусами : сеноманским, турон-коньякским, сантонским, компанским, маастрихтским, датским.

Сеноманский ярус (K2 s) в нижней части сложен глинистыми породами с прослоями песчаников. Выше, разрез более песчаный и представлен песками с прослоями глин. Глины темно-серые, карбонатные, плотные с обломками фауны. Песчаники мелкозернистые, желтовато-бурые. Мощность яруса колеблется от 73 до 108м.

Турон-коньякский ярус(K2 t-k) литологически представлен толщей мергелей зеленовато-серых и алевритов глинистых. Толщина от 42 до 48м.

Сантонский ярус(K2 st) сложен в верхней части и нижней мергелями серовато-белыми, зелеными с обломками фауны, а в средней части белым писчим мелом Мощность от 44 до 55 м .

Кампанский ярус(K2 km) представлен, в основном, мергелем с прослоями зеленовато-белого мела. Мергели зеленые, светло-зеленые, плотные, песчанистые. Толщина яруса колеблется от 90 до 98м.

Маастрихтский ярус(K2 m,) сложен белым писчим мелом, плотным, с прослоями серовато-белых, зеленовато-белых глин и мергелей. Толщина яруса колеблется от 92 до 100м.

                                                 Палеогеновая система

Палеогеновая система представлена палеоценом, эоценом и олигоценом.     
Датский ярус (P1 d )в литологическом отношении сложен мергелями и глинами. Мергели светло-желтые, светло-серые, с зеленоватым оттенком, плотные. Глины серовато-зеленые, мергелеподобные, плотные. Глины серовато-зеленые, мергелеподобные, плотные. Толщина яруса от 17 до 24м.

 Палеоцен-нижнеэоценовые  отложения (P1-P21)   сложены  мергелями шоколадно-красными, слабослюдистыми, с гнездами серовато-белого мергеля, местами мергели переходят в темно-бурые глины. Толщина отложений около 25м.

Среднеэоценовые отложения(P22) представлены мергелями и глинами.

Мергели темно-зеленовато-серые, крепкие, оскольчатые. Глины серовато-зеленые, плотные, слабослюдистые, известковистые. Толщина в среднем 54м.

Верхнеэоценовые отложения (P23)сложены глинами темно-серовато-зелеными с сероватым оттенком, плотными,слабопесчанистыми, слюдистыми. Толщина отложений 69-75м.

Породы олигоцена (P3)представлены глинами зеленовато-серыми, карбонатными, тонко-слюдистыми. Толщина отложений 66 м.

Неоген-четвертичные (N-Q ) отложения литологически выражены глинами и глинистыми песками. Глины серо-зеленые, желтовато-серые с песчано-алевритовой примесью. Пески серые, зеленовато-серые, глинистые, мелкозернистые, известковистые. Толщина отложений 12 м.

Средненормальный разрез месторождения в данном отчете не прилагается, поскольку в целом стратиграфические единицы и их усредненные толщины не претерпели существенных  изменений по сравнению  со средненормальным разрезом , приложенным в первом подсчете.

2.2. Тектоника

На дату составления первого отчета по подсчету запасов месторождение Кисимбай сейсморазведкой было изучено, в основном, методом отраженных волн. В связи со слабой эффективностью этого способа без комплексирования с другими методами геологическая задача была решена на низком уровне, отработанные профили методом общей глубинной точки (МОГТ) в количественном и  методическом отношении проведены недостаточно .

Примером недостаточной кондиционности подготовки структуры при первом подсчете запасов сейсмическими исследованиями может служить и несовпадение данных эксплуатационного разбуривания с геолого-геофизическими картами, построенными ранее (1981г.-см.рис. 2.1) и позднее (1990-94г.г.-см.рис.2.2 ). Кроме того, некоторые пробуренные эксплуатационные скважины оказались водоносными (22, 24).

Поэтому в 2000г. руководством  ОАО «Казахойл-Эмба» с целью выяснения геологической модели месторождения Кисымбай было решено провести трехмерные сейсмические  работы силами ОАО «Kаспийшельф».

Кроме основной трехмерной 3D сейсмической съемки были выполнены вспомогательные сейсмические исследования методом преломленных волн (МОВ) по изучению строения верхней части разреза, изменчивой и неоднородной ее части, так называемой зоны малых скоростей.

В качестве регистрирующей аппаратуры использовалась многоканальная, телеметрическая, 24-х разрядная сейсмическая станция I/O  System Two производства фирмы Input/Output Inc.(США).

Сейсморазведочные работы МОВ-ОГТ выполнялись при помощи использования невзрывных источников упругих волн вибрационного типа 

(установка АНV- I V), с пиковой силой воздействия на грунт равной 27,5 тонн, оснащенные электронной системой управления и контроля Vib Pro.

Надсолевая структура Кисымбай приурочена к валообразному соляному поднятию юго-западного-северо-восточного простирания. 

По данным геофизических построений и поискового бурения минимальная глубина залегания соли находится на отметке 2440м. Соляное ядро имеет овальную форму, протянутую с юго-запада на северо-восток. Юго-восточный склон погружается до отметок 2620 м и осложнен серией складок, параллельных простиранию соляного тела. В восточной части склон круто (до900) погружается в мульду, несколько задираясь перед погружением с образованием второго гребня (минимальная отметка в гребне –2580м). В северной части площади по кровле соли отмечается значительное локальное погружение в виде впадины с погружением горизонта до отметок –2750 м. Северо-восточный борт этой локальной впадины осложняется гребневидным поднятием до отметок 2640м ,после чего коррелляция теряется. Примыкающая с юго-востока к соляному валу мульда хорошо выделяется на временных разрезах и характеризуется субгоризонтальным залеганием слагающих ее толщ пермотриасового возраста. В северо-западной части соль, видимо, также испытывает резкое погружение в мульдовую зону, хотя реальных отражений здесь не зарегистрировано. Как показывают сейсмические материалы прошлых лет, это может быть связано с большой крутизной залегания пермотриасовых отложений в прилегающей к соли зоне, при этом наблюдается их воздымание в сторону соляного тела (рис. 2.8).

Особенности формы соляного поднятия позволяют предположить о значительном влиянии на нее тектонических сил сжатия, действующих в направлении, перпендекулярном простиранию соляного тела. Об этом свидетельствуют характер распространения осложняющих тело гребней и складок. Некоторые из складок отмечены на карте как ступени в соли , с которыми связаны основные тектонические нарушения, прослеживаемые в надсолевой части.

Структурный план по подошве юрских отложений существенно отличается от поведения кровли соли. В центральной части площади обособляется крупная положительная структура довольно сложной формы , с четырьмя вершинами, разделенными неглубокими седловинами. Минимальные отметки –2316 м соответствуют двум вершинам, локализованным в западной части структуры. Южная и центральная части структуры осложнены тектоническими нарушениями, затухающими в северо-восточном направлении.

Наиболее детально и уверенно для юрской толщи изучено поведение 4 отражающего горизонта (подошва средней юры)(рис.2.7). Хорошая динамическая выраженность позволила выполнить построения в пределах всего планшета сейсмических данных с выходом через сложную зону нарушений на соседнюю структуру Каракыз СВ, в пределах которой пробурена поисковая скважина Р6. В центральной части структуры четко картируется положительная структура, разделенная в районе скважины Р1 седловиной на две неравные части. Южная часть структуры характеризуется неправильной формой и оконтуривается изогипсой –2270м. Минимальные отметки –2258 м наблюдаются в пределах 

вершин в юго-западной и центральной части и соответствуют в плане участкам затухания тектонических нарушений. 

Северная, меньшая часть структуры имеет изометричную форму и оконтуривается изогипсой –2270м с минимальной отметкой в своде –2264 м.

Таким образом, среднеюрские отложения в пределах площади Кисымбай образуют ловушку УВ, не охваченную скважинами собственно м.Кисымбай. В оптимальных условиях эта ловушка вскрыта скважиной Карачунгул Р3, фонтанировавшей в процессе строительства, но из-за некачественной цементировки технической колонны остался неопределенным интервал нефтегазопроявления .

Структурная карта по отражающему горизонту III (подошва нижнего мела) благодаря хорошей  прослеживаемости и значительному объему фактических материалов бурения является наиболее детальной и отображает условия залегания неокомских отложений.В центральной части площади выделяется крупная складка овальной формы, оконтуренная изогипсой –1654 м с минимальной отметкой свода –1587,5 м (в скважине 34) (рис.2.3).  Складка повсеместно осложнена серией нарушений.  В южной части в пределах приподнятого крыла  в районе скважин 13,14, структура нарушена затухающим небольшим по распространенности и амплитуде (2м) сбросом f3, в центральной части месторождения нарушена также незначительным по амплитуде сбросом (2-3 м) f2. Северную часть залежи (район скважин 22,24,4) отсекает сброс f1, имеющий амплитуду около 6 м. По данным сейсмики 3Д данный разлом не распространяется на всю площадь, однако геолого-промысловые материалы позволили откорректировать линию разлома в восточном направлении (приложение 2, 3 ).   Надо отметить, что тектонические нарушения, кроме сброса f1 не играют существенной экранирующей роли в формировании залежи.

 В западном направлении через прогнутую зону картируется восточный склон соседней структуры Каракыз СВ.  Интересно отметить, что заложенная в пределах этой структуры скважина попала не в самые оптимальные условия, что дает основания для дополнительного изучения этой структуры.

Таким образом, по последним материалам бурения, разработки, а также сейсмических данных, структура Кисимбай имеет по III отражающему горизонту небольшую брахиантиклинальную складку размером  2,5 х 2,0 км, направленную по длинной  оси на северо-восток и несколько смещенную в северо-восточном направлении относительно свода соли. Структура осложнена сравнительно небольшими разрывными нарушениями 

3.ГЕОЛОГОРАЗВЕДОЧНЫЕ РАБОТЫ

3.1. Полевые геофизические исследования

               Поисковый  этап работ непосредственно на участке Кисымбай был начат в в 1961 году, когда начали проводить площадную гравиметрическую  ( варио - метрическую) съемку масштаба 1:200000 и 1:100000 (Тушканова А.Д.). По результатам съемок построена карта с сечением изоаномалий через 2 млг, на которой отражено почти все известные в настоящее время солянокупольные 

структуры. В дальнейшем, в 1973 году для изучения деталей строения кровли соли и решения других геологических вопросов провели детальные гравиметрические работы масштаба  1:50000 повышенной точности. В 1975 году в северо–восточной части  площади съемок, характеризующейся резкодифференцированным гравиметрическим полем, обусловленным наличием соляной тектоники,  было закартировано шесть гравитационных минимумов: Кисымбай, Азнагул, Бухан, Маткен, Несельбай, Чабей. Гравитационный минимум Кисымбай имеет овальную форму, но в поле наблюденных аномалий не оконтурился.

Собственно структура Кисымбай была изучена при детальных сейсмических исследованиях МОВ и частично МПВ масштаба 1:50000, проведенных на площадях Кисымбай, Суешбек, Боранколь в 1961 году (Байларова М.К.). Объем отработанных сейсмопрофилей  составил 481 пог.метров. По результатам этих исследований на карте по III отражающему горизонту (подошва нижневолжского яруса верхней юры)  по изогипсе –1700м оконтуривается обособленное поднятие овальной формы с амплитудой около 30 м, имеющей северо-восточное простирание. Размеры структуры по результатам вышеописанных работ составили 4,2 х 2,7 кв.м 

В период 1987-1991 г.г. ГГЭ «Казгеофизика» в зоне сочленения Прикаспийской и Северо-Устюртской впадин проводились поисково-детальные сейсмические исследования МОГТ, МОГТ-ШП в пределах Азнагул-Маткенской и южной части Нсановской площадей (Осипова Л.В.). Всего было отработано 1077,2 пог.м профилей. В результате этих работ к северо-западу от месторождения Кисымбай выявились новые объекты: южное крыло структуры Каракыз-Восточный, северное крыло структуры Кисымбай, приподнятая зона в западной части Каракыз-Азнагул_Кисымбайской межкупольной мульды (сп 8/89-91). Для детализации сейсмогеологического строения выявленных структур была отработана сеть профилей  (88 пог. метров) собственно на месторождении Кисымбай : 

Профиль 89-900855 (пк-0-110)

Профиль 89-900857 (пк-0-227)

Профиль 89-900859 (пк-0-110)

Профиль 89-900860 (пк-0-60)

Профиль 89-910841 (пк-0-280)

Профиль 89-910842 (пк-0-240)

Профиль 89-910844 (пк-0-525)

и на прилегающей к нему территории: 

Профиль 89-910858 (пк 0-240)

Профиль 89-910862 (пк 0-110

Профиль 89-910863 (пк 0-130)

Профиль 89-910864 (пк 0-150)

Профиль 89-910865 (пк 0-150) 

В итоге прведенных работ получены карты по отражающим поверхностям:

1.III-подошве неокома 

2.IVa-подошве келловейского яруса верхней юры

3.IVб- подошве байосского яруса средней юры

4.IV- подошве нижней юры

5.V1- подошве верхнего триаса

6.VI-кровле соли, а также по подсолевым горизонтам.

Для сравнения в настоящей работе приводим карту, отражающую строение валанжинского продуктивного горизонта (III ОГ) (Рис. 2.2).

Валанжинский продуктивный горизонт по данным сейсморазведочных работ 1991 г. представляет собой структуру примыкания к субмеридиональному тектоническому сбросу, выявленному в восточной части месторождения. Структура оконтурена изогипсой  1650м  и имеет размеры 6,0 км х 2,5 км.

Позднее, в связи с рядом геолого-промысловых проблем, возникшим в ходе эксплуатации валанжинской залежи в 2000 году  «Казахстанкаспийшельф»  провел на местрождении пространственную сейсмическую съемку.  Подробно о результатах этих работ изложено в главе 2.2.  

3.2.Сведения о буровых работах

           Картировочное  и структурно-поисковое бурение велось на площади одновременно, после установления солянокупольной структуры и близости расположения промышленно-нефтеносных площадей Каратон, Прорва, Боранколь. За период картировочных работ пробурено 31 скважина  общим метражем 4925 м. Скважины бурились вкрест простирания  изогипс по III а отражающему горизонту. Расстояния между профилями 750-1000 и 1500 м.

            Проектом структурно-поискового бурения предусматривалось бурение 19 скважин метражем 9500м и с проектной глубиной 500м. Фактически пробурено 16 скважин с общим объемом 7222м.

            По полученным материалам вышеописанных работ построена геологическая карта  в масштабе 1:25000, структурная карта по подошве сантонского яруса.

            Структурные поисковые скважины  бурились в сводовой части  поднятия по профилям, ориентированным вкрест простирания изогипс IIIа отражающего горизонта. Расстояния между скважинами 1000 м. На площади установлена наличие сброса, осложняющего северо-западную часть поднятия. С поверхности вся рассматриваемая территория сложена отложениями олигоцена.

            В 1978 году началось поисковое бурение структуры, которое явилось главным этапом геологоразведочных работ. В процессе поискового бурения получены сведения о геологическом строении, нефтегазоносности разреза, промыслово-геофизических параметрах и промышленных запасах нефти и газа.

            Проектом предусматривалось пробурить 5 скважин общим метражем 13000м и глубиной по  2600 м каждая. Задачами поисковых работ являлись изучение геологического строения площади, выявление в разрезе продуктивных горизонтов, получение исходных данных для подсчета запасов и для предварительной геолого-экономической оценки месторождения. Поисковые скважины запроектированы на взаимопересекающихся профилях с расстояниями между ними  2-2,5 км, идущих вкрест простирания пород по ОГ IIIa. 

  Позднее, в связи с открытием продуктивных горизонтов, возникла необходимость выяснения распространения границ залежей и бурения дополнительных поисковых скважин. Количество проектных скважин было увеличено до 9. Общий запроектированный метраж составил 18400м. Фактически на месторождении пробурено 9 скважин объемом 18280 м. Размещение скважин и проектные глубины в процессе   бурения корректировались и определялись требованием равномерной изученности продуктивных залежей.  Все пробуренные скважины  ликвидированы: 4 - по геологическим причинам и 5 - вначале были законсервированы и впоследствии, при передаче скважин Миннефтепрому также были  ликвидированы,  в связи с невозможностью использования их для длительной эксплуатации из-за некачественного цементирования обсадных колонн, по VI категории пункту «б». 

            Поисковая скважина 1 является первооткрывательницей месторождения, в ней при испытании I келловейского продуктивного горизонта в 1978 году получен фонтан конденсата и газа. С целью прослеживания открытого продуктивного горизонта в северо-восточной части площади пробурены скважины 3, 4, 5. В скважине 2 испытан еще один продуктивный горизонт с газом и нефтью в келловейских отложениях. С целью оконтуривания II келловейской залежи пробурены скважины 6 и 7 глубиной 1850 м каждая. Скважины 8,9 оказались в водоносной части открытых залежей. 

        Первооткрывательницей валанжинской нефтяной залежи является поисковая скважина 2. В этой скважине  02-21. 11. 79. из интервала 1565-1569 получен фонтан нефти с газом дебитами  26,4 т/с и 17,5 тыс.м3, соответственно. Впоследствии из валанжинского продуктивного горизонта в поисковых скважинах 1, 6, 7 получены промышленные притоки нефти, что стало основанием подсчета запасов и составления технологической схемы эксплуатационного разбуривания залежи.

            Эксплуатационное разбуривание месторождения начато в 1992 году согласно технологической схемы разработки. На сегодня пробурено 27 эксплуатационных скважин общим метражем 44470 м. Здесь следует отметить, что эксплуатационные скважины 16а  и 18а пробурены как скважины-дублеры скважин 16 и 18.  Поскольку,  последние в виду произошедших в них аварий  (в 16- во время цементировки эксплуатационной колонны, в 18 - во время установки моста по ликвидации выхода газа) были ликвидированы  по техническим причинам.

3.3.Состояние фонда пробуренных скважин

          По состоянию на 1.09.2001 г. на месторождении по разрабатываемому валанжинскому горизонту всего (за исключением стуктурно-картировочных) пробурено 36 скважин, из них 9-поисково-разведочных (1-9) и 27 эксплуатационных (11,12,13,14,15,16,16а,17,18,18а,19,20,22,24,28,30,32,33,34,35, 37,45,46,48,57,60,61)  (таблица 3.3.2)

          Эксплуатационный фонд на месторождении составляет 17 единиц, из них в действующем фонде –17.

   Фонтанным способом работают 6 скважин (18а, 19, 48, 57, 34, 61), механизированный фонд составляет 11 скважин  (12, 13, 14, 16а, 17, 28, 30, 32, 33, 46,  37).

           Техническое состояние пробуренных скважин приведено в таблице 3.3.2.

 Распределение действующего фонда скважин по дебитам даны в таблице 3.3.1.

   Таблица 3.3.1

	№№

п/п
	
	Дебит нефти, т/с

	
	
	До 1
	1,1-15
	15,1-20
	20,1-25
	25,1-30
	30,1-35
	35,1-40
	40,1-45
	Больше 45

	1
	Начальный
	1
	3
	1
	3
	6
	1
	4
	4
	4

	2
	Текущий
	1
	11
	2
	2
	0
	1
	0
	0
	0


           В нагнетательном фонде числятся 4 скважины (15,35,60,20). Под наблюдением стоят 3 скважины- 22, 11, 45. Две скважины работают как водозаборные (24, 5). Водозаборная скважина 2010 стоит в ожидании ликвидации.

          Всего по месторождению ликвидировано 11 скважин, из них 9 (1, 2, 3, 4, 5, 6, 7,  8, 9) ликвидированы по геологическим причинам и 2 скважины (16, 18) –по техническим. Фонд скважин м-я Кисымбай  на 1.09.2001 г. отражено в приложении  1, а также в таблице:

                                                                                                             Таблица 3.3.2

	Категория
	Состояние

фонда
	Кол-во

Скважин

на начало

периода
	Номера скважин
	Горизонт

	1
	2
	3
	4
	5

	Фонд добы-

 вающих

нефтяных скважин
	Дающие 

продукцию,

в т.ч.
	17
	
	

	
	фонтан
	6
	18а,19,61

48,57,34
	Валанж.

	
	ШГН
	11
	12, 13, 14, 16а, 17, 28, 30, 32, 33, 46,  37
	Валанж.

	
	В простое
	
	
	

	
	В освоении
	
	
	

	
	В бездействии
	
	
	

	Эксплуатационный фонд
	17
	
	Валанж.

	Нагнетат.

фонд
	Всего
	4
	15, 35, 60, 20
	

	
	 а) в работе
	4
	
	

	
	б)в бездействии
	
	
	

	Наблюдат.

фонд
	
	3
	11, 22, 45
	Валанж

	
	
	
	
	

	Фонд

ликвидиро-

ванных

скважин
	а) по геолог.
	
	
	

	
	  причинам
	9
	1, 2, 3, 4, 5, 6, 7, 8, 9,
	

	
	б) по технич.
	2
	16,18
	

	
	    причинам
	
	
	

	Всего ликвидированных
	11
	
	

	В ожидании ликвидации
	1
	2010
	

	
	
	
	
	

	Водозаборн.
	Всего
	2
	5, 24
	Альб-сен

	
	Действующ.
	2
	
	

	Весь пробуренный фонд
	
	38
	
	


3.4 Методика и результаты опробования скважин

                  В разрезе месторождения выделяются три промышленно продуктивных объекта. В отложениях верхнего отдела юры- I  и II келловейские, соответственно газоконденсатный и газоконденсатный с нефтяной оторочкой и в отложениях неокома-валанжинский нефтяной, который является объектом рассмотрения данного отчета.

               Валанжинский горизонт на поисково-разведочном этапе опробован в 5-ти скважинах в 9 объектах (скважины 1, 2, 6, 7, 9). Кроме того в этих  скважинах опробованы келловейские горизонты- всего 7 интервалов. (таблица 3.4.2)

               Опробование по горизонтам скважин производилось преимущественно по общепринятой методике -“снизу-вверх”, а внутри валанжинского горизонта опробование, к сожалению, велось или совместно по всем разноомным частям горизонта, или  по методике “сверху-вниз” , что создало некоторые трудности при определении характера насыщения различных частей горизонта. Но тем не менее, полученный геолого-промысловый материал по первым эксплуатационным скважинам позволил уточнить первоначальный контур нефтеносности, а также определить  характер насыщения отдельных пропластков залежи .

              В эксплуатационных скважинах прострел производили, в основном, напротив высокоомной части разреза . 


Бурение скважин проводится роторным способом на глинистом растворе. Приготовление глинистого раствора  велось на воде из альб-сеноманских отложений. Средние параметры раствора следующие:


удельный вес  1,15 г/см3 ;     вязкость 40 сек;      водоотдача-5 см3/30 мин;


Вскрытие продуктивных горизонтов производилось на соленой воде плотностью 1,18-1,20 г/л. Особых осложнений при проводке скважин не наблюдалось.   Встречались незначительные поглощения глинистого раствора, 

которые прекращались после снижения уд.веса последнего. Конструкция скважин следующая:

                                 1.Кондуктор – 50м х 299 мм, цемент до устья

                                 2.Тех. колонна – 750 х 219 мм, цемент до устья

                                 3.Экс. колонна- 1650 х 140 мм, цемент до устья

В процессе бурения  КИИ не проводились. Вскрытие осуществлялось перфоратором типа ПНК-73 , ПК-103, КПРУ-65 с плотностью перфорации 8-25 отверстий на 1 погонный метр. Приток из пласта вызывали путем замены раствора с плотностью 1,2  г/л  на пресную воду с последующим снижением уровня компрессированием.  


Комплекс исследований на различных штуцерах (обычно 3мм, 5мм, 7 мм) режимах проводились в разведочных скважинах и некоторых эксплуатационных скважинах. Время работы на различных штуцерах составляло от 3 до 48 часов.  По нефонтанным скважинам вызов притока производился сменой раствора на облегченную воду с последующим компрессированием. Отслеживались статические уровни. Замерялись дебиты нефти, газа, замерялись пластовое и забойное давления, статические и динамические уровни, снимались трубные и затрубные давления, пластовая температура.


Гидродинамические исследования  по эксплуатационным скважинам проведены в скв. №№ 57, 16а, 18а, 19, 37. Результаты исследований отражены в прилагаемых настоящему отчету актах исследований скважин.


Керн отобран в двух разведочных скважинах №№ 8,9 и в одной эксплуатационной скважине №34.  Общая  по трем скважинам проходка с отбором керна составила 52 м,  вынос керна составил 33,2 м , что  составляет 64 %. Изучение геологического разреза скважин проводилось промыслово-геофизическими исследованиями, а также путем лабораторного исследования керна.


Объем промыслово-геофизических материалов и методика их обработки приведена в гл.4.


Отобранный из скважины керн, пробы газа, нефти, воды исследовались в лабораториях КазНИГРИ, КазНИПИ, ЦНИЛ ОАО «Казахойл-Эмба». Более подробно материалы исследований изложены в соответствующих главах.

.

            Данные по отбору и изученности керном  валанжинской залежи
                                                                                             Таблица 3.4.1

	№№

скв
	Интервал

Горизонта

Толщина,м
	Интервал проходки

коронкой

Толщина,м
	Пробурено

В разрезе валанжина
	Фактический вынос керна,м
	% выноса керна

	
	
	
	Долотом, м
	Коронкой, м


	
	От толщины прод.горизонта
	От проходки коронкой

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	8
	1587,5-1605

17,5
	1580-1605

25
	4,5
	13
	9,5
	54
	38

	9
	1583,2-1600

16,8
	1585-1600

15
	1,8
	15
	9,6
	57
	64

	34
	1565-1582

17,0
	1565-1582

17
	0
	17
	12,3
	72
	72

	Итого
	51,3
	54
	6,3
	45
	31,4
	61
	58


Общие сведения о результатах опробования валанжинского горизонта

Таблица3.4.2 

	№№скв

и кол-во

объектов
	Результаты опробования по объектам


	Предел

изменен. дебитов

нефти и газа
	Коэф.продуктивности 

	
	нефть
	газ
	вода
	 Н+В
	«Сухо»
	
	

	1(1),2(2),6(1),7(3),9(2), 

11(1),12(1), 13(1)14(1),15(1),16а(1),17(1),18а(1),19(1),20(1), 22(1), 24(1),28(1),30(1),32(1),33(1),34(1), 35(1),37(1),45(1),48(1),57(1),60(1),

61(1).
	31
	-
	5
	4
	-
	36-90
	0,48-2,8

м3/сут.ат

2,9-9,7

м3/сут.

Мпа


                       4.ГЕОФИЗИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ СКВАЖИН

                      4.1.  Комплекс промыслово-геофизических исследований 

и качество материалов ГИС

Материалы геофизических исследований использовались для корреляции и расчленения разреза, выделения коллектора, оценки его эффективной толщины, определения коэффициентов пористости, нефте-водонасыщенности, а так же контроля технического состояния скважин.

В скважинах месторождения проведен современный стандартный комплекс ГИС, включающий следующие виды каротажа: стандартный каротаж (КС, ПС), кавернометрия, боковое каротажное зондирование (БКЗ), микрозондирование (МКЗ), боковой (БК) и микробоковой (МБК) каротажи, индукционный (ИК) и радиоактивные методы (РК-ГК, НГК, ННК). Для контроля за техническим состоянием скважин проводились инклинометрия и акустическая цементометрия.

Перечень проведенных исследований по каждой скважине дается в таблице 4.1.1

Геофизическая характеристика по каждой скважине по продуктивной части разреза дается в масштабе глубин 1:200 на графических приложениях.

Качество геофизического материала в целом удовлетворяет требованиям существующей инструкции. Однако встречаются и недостатки, часть из которых в процессе интерпретаций были устранены. Так по отдельным скважинам замеры отдельных зондов были сопротивления занижены или завышены. При комплексной обработке БКЗ-БК-ИК этот недостаток был устранен.

По ряду скважин встречаются случаи слабо дифференцированной кривой ПС, что связано с близостью минерализацией пластовых вод и бурового раствора, этот недостаток восполняется показаниями естественной гамма-активности. 

Исследования ГИС проводились в скважинах пробуренных на высоко минерализованных  глинистых растворах. Параметры раствора следующие:  удельный  вес  раствора  равен  1,14 – 1,28 г/см3,  вязкость 30-90сек.  

          Сопротивление бурового раствора, замеренного в результате интерпретации, колеблется в пределах 0,035 - 0,6 ом.м.

Замер геотермического градиента на площади не проводился. Использовалась величина, замеренная в процессе опробования, и которая равна 60-63°С.

Минерализация пластовых вод варьирует в пределах 150 - 200 г/л.

Исследования выполнялись на серийных каротажных станциях АКС/Л-7, АКС/7. Для выполнения электрических методов применялась аппаратура: КСП-1,2, ТБК, АИК-3,4,5, АБКТ, Э-1, МДО-3,2, КМБК-2, МБК. Методы определения диаметра скважин выполнены аппаратурой СКС, КС-3.  Акустический каротаж – СПАК-6. Радиоактивный – приборами  ДРС-3.  Метод определения качества цементожа  обсадных  колонн  выполнен    аппаратурой АКЦ,      инклинометрия – 

КИТ-А.

4.2.  Выделение коллекторов и оценка 

эффективных толщин.

Продуктивная часть разреза представлена карбонатно-алевролитовой породой. Содержание глинистого материала незначительно. По данным лабораторных анализов керна по скважинам 8, 9, 34 содержание глинистого материала не превышает 20% и только отдельные  точки  расположены  выше.  Превалируют  значения  до 10% (рис 4.2.1 а) независимо от величины пористости.

Содержание СаСО3 также независимо от пористости и проницаемости в образцах изменяются в пределах 40-90%. Превалирует значение 50-80% Ранее, при подсчете запасов нефти и газа по месторождению за 1981г. из-за ограниченного количества вынесенного керна и ограниченного комплекса ГИС считали разрез валанжинского горизонта терригенным, что крайне ошибочно.

В настоящее время в скважине 34 проведен сплошной отбор керна. Из трех интервалов общей толщины в 17 метров взято 12,8м породы. Проведено 63 анализа, т.е. проанализированы каждые 20см породы. По данным анализа керна содержание глинистого материала и СаСО3 аналогично «старым» скважинам (8 и 9). Но в результате тщательного анализа порода представляет собой карбонатно-

алевролитовую. Из двух верхних интервалов было проведено литолого-петрографическое исследование. При увеличение микроскопа (см. фото3) в 10 раз, на шлифах видна вторичная пористость – каверны, трещины.

В результате литолого-петрографического анализа, проведенного ОАО «Казахстанкаспийшельф» представленные образцы являются доломитами, содержащими редкие зерна кварца, глауконита. Доломит микропористый с редкими кавернами выщелачивания. Участками количество каверн увеличивается до 20%. При визуальном просмотре  керна даже невооруженным глазом видны каверны размером до 5мм. Конечно, двух шлифов недостаточно, но данные фотоснимков 1-10 говорят о том, что мы действительно имеем дело в валанжинском горизонте с карбонатным разрезом.

Геофизическая характеристика разреза делит горизонт на 3 части: верхняя, нижняя более высокопористая и менее пористая – средняя часть разреза. Это четко и уверенно видно на кривых сопротивления и данных акустического каротажа.

Сопротивление пластов сравнительно невысокое до 11 ом.м. Превалируют до 2хом.м, средняя часть имеет сопротивление выше. На кривых МКЗ, МБК, ГК им соответствует характеристика коллектора, т.е. низкие значения ГК, МБК, положительное приращение на кривых МКЗ.

Кроме прямых признаков при выделении коллектора использовался количественный критерий – нижняя граница пористости, т.е. величина выше которой пласт является коллектором. Величина нижней границы пористости получена по данным «керн-керн». Проведена разбраковка керна по классам пористости и проницаемости. Всего анализов было 88 из них – 20 непроницаемых. Пересечение кривых I и II дает величину нижнего предела равную 14,2%. Эта величина была принята за основу выделения эффективной толщины коллектора и относится она к средней части горизонта. В скважинах 11, 13, 15, 18, 28, 32 в средней части пласт имеет пористость от 6 до 13%. Толщина этого пласта была исключена из общей толщины, хотя возможно это не совсем было сделано корректно. Карбонатные породы могут иметь более низкий предел до 3 - 4%, но на дату составления этого отчета данных позволяющих изменить, т.е. снизить нижний предел недостаточно.

Выделенные эффективные толщины представлены в текстовом приложении.

4.3.  Определение коэффициента пористости

На месторождении Кисимбай пористость определялась по данным метода сопротивления, по данным акустического каротажа, а также на образцах керна.

Определение пористости по данным сопротивления определялась по скважинам 3, 4, 5, 8, 9. Величина эта равна 27% как средневзвешенная по толщине коллектора и была утверждена в ГКЗ СССР в 1981г. Исходными данными служили: сопротивление пласта при 100% заполнении его пор водой, сопротивление пластовой воды, которая определялась по данным химического        

анализа пластовых вод с учетом температуры пласта и равна 0,032ом.м, а также зависимости Р=f (Кп), которая получена на образцах керна и имеет вид -

	Рп =
	1,08

	
	Кп 1.83


Коэффициент пористости определялся по данным акустического метода. Чтоб получить пористость по данным среднего времени необходимо иметь зависимость ∆Т от Кп. Кроме того, необходимо убедиться в удовлетворительном качестве замеров. Чтоб убедиться в качестве кривой ∆Т необходимо в каждой скважине проверить показания ∆Т против опорных пластов.

В продуктивной части разреза таких надежных опорных пластов нет, что создает определенную трудность при интерпретации. Была проведена работа по нормализации кривых по вышележащим глинам и нижележащим по отношению к горизонту известнякам верхней юры. Пронормировать их не удалось, вероятно, по той причине, что эти пласты литологически изменчивы, да и аппаратура была не строго нормирована и показания против известняков и глин принимают значения самые произвольные. 

Чтобы учесть эти обстоятельства пришлось по каждой скважине строить индивидуальную зависимость,  задавая произвольно значения конечным точкам величины Кп=1% и 45%).  Можно эти значения оспаривать, но сходимость  полученных величин пористости по законтурным скважинам определенным в 1981г. со значениями пористости полученной по данным этих корректировочных графиков и полученным значениям по керну скважины 34.

Ниже приводим полученные величины Кп по скважинам 3, 4, 5, 8, 9 равна 27%,  по  данным акустического каротажа по 20 скважинам – 26,3%  и 25% из 43 определений по скважине 34. Полученные величины пористости приведены в таблице  4.3.2, а средневзвешенные по месторождению в таблице  4.3.1.

4.4.Определение коэффициента нефте-водонасыщенности

пород-коллекторов

Коэффициент нефтеводонасыщенности определялся по данным метода сопротивлений – по величине параметра насыщения с использованием зависимости параметра насыщения от водонасыщенности, полученной на образцах керна юры и валанжина данного месторождения. Зависимость имеет вид – Q=Кв-1,7.

Исходными данными служили: сопротивление нефтеносного пласта, сопротивление водоносного пласта, полученного расчетным путем, исходя из величины пористости и значения сопротивления пластовой воды, а также используя значение параметра пористости от пористости.Уравнение параметра пористости от пористости имеет вид - 

	Рп =
	1,08

	
	Кп 1.83


За сопротивление пластовых вод взята ранее утвержденная в ГКЗ СССР величина равная 0,032ом.м, что соответствует воде минерализация которой равна 15˚Бе и температуре 60˚С. В скважинах, где нет замеров акустического каротажа при расчете взята средневзвешенная величина Кп , равная 26,3%.

Полученные величины насыщения изменяются в пределах 42- 80%. Средневзвешенная величина насыщения принята по месторождению равной 64%.(таблица 4.4.1) Величина эта возможно, и даже вероятно, является несколько заниженной. Процент занижения вывести невозможно. Для этого необходимо было хотя бы в одной скважине (например, 34) провести бурение на нефтяной основе отобрать керн с соответствующими требованиями и построить зависимость по данным этого керна.

4. 5. Определение водонефтяных контактов

Водонефтяной контакт отбивается уверенно в скважинах, где проводился индукционный каротаж, в переходной зоне контакт определяли с учетом данных опробования соседних скважин – это единичные случаи. В большинстве пластов отбивка контакта не представляла затруднений.

                                             5. НЕФТЕГАЗОНОСНОСТЬ



В результате проведенных геологоразведочных работ на площади Кисимбай была доказана  продуктивность келловейских горизонтов (I-газ, конденсат II- газ, нефть, конденсат).

Особенностью месторождения Кисимбай является то, что помимо региона -
льной нефтегазоносности верхнеюрских отложений, характеризуется также нефтегазоносностью  валанжинского горизонта.


Нефтегазоносность м-ия Кисимбай изучена по результатам бурения 9 разведочных скважин (№№ 1-9) и 26 эксплуатационных, данным интерпретации их промыслово-геофизических исследований и эксплуатационных характеристик. По продуктивным горизонтам первоначальные запасы углеводородов на месторождении распределены следующим образом:

	Продуктив

ный горизонт
	Категория
	Запасы

нефти,

 млн.т
	Запасы газа,

млн.м3
	Запасы 

конденсата,

млн. м3

	
	
	
	Раств.
	Св.
	

	Валанжин
	С1

С2
	3522/1409

1072/429
	233/93

71/28
	-

-
	-

-

	I келловей
	С1

С2
	-

-
	-

-
	58,9

-
	-

56,5

	II келловей
	С1

С2
	-

711,8/71,8
	-

47/4,7
	58

-
	-

5,57

	Итого по месторожде-

нию
	С1

С2
	3522/1408,9

1784/500,2
	232,5/93

117,8/33
	647

-
	-

62,1


Составила Айткалиева Н.Б.

            Поскольку настоящая работа касается запасов разрабатываемого горизонта, ниже приводим характеристику валанжинского продуктивного горизонта. 

Залежь валанжинского горизонта является нефтяной.  Хорошие притоки нефти из пласта были получены при опробовании горизонта в колонне в разведочных скважинах 1,2,7, а также при перфорации разреза в эксплуатационных скважинах 12,13,14,15,16а,17,18а,20,19, 30,32,33,37,45,46,48,57,34,61.  В скважинах 22, 24 получена пластовая вода.               Первоначальные дебиты нефти по разведочным скважинам варьируют от 36 м3/с до 90 м3/с при 7 мм штуцере и изменении депрессии  от 4.13 МПа до 7,03 МПа. Коэффициенты продуктивности скважин меняются в пределах 0,48-2,72 т/сут.МПа.  Дебиты воды составили 21,6-30,6 м3/с при изменении среднего динамического уровня от 416 до 920м (скв.9).

                  По эксплуатационным скважинам начальные дебиты безводной нефти составили от 10,4 т/с до 72 т/с при 5мм штуцере и депрессиях 1,6-2,4 МПа. Коэффициенты продуктивности меняются от 2,9 до 9,7 т/сутки МПа (таблица 5.1).

Валанжинский продуктивный горизонт по каротажной характеристике четко подразделяется на три части: верхнюю часть (I пласт)- относительно низкоомную,  состоящую из доломитов алевролитовых с тонкими прослойками глин и алевролитов с примесью карбонатов. Пласт имеет общую мощность    3 до 8 м. Нефтенасыщенная толщина варьирует в таких же пределах   . Первоначально нефтенасыщенность данного пласта доказана опробованием разведочных скважин №№ 2, 7, где получены фонтаны безводной нефти дебитами 26,4 и 72,0 т/с при 5мм штуцере.из интервалов 1565-1569 м  и 1572-1575 м соответственно. Надо отметить, что в обоих случаях  был получен также попутный газ дебитами 17500м3/с и 9800 м3/с соответственно.

        Средний (II) пласт сложен, судя по данным кернового материала (таблица 6.2.1), отобранных из скв.№ 9, где общий вынос керна составил 88 %, представлен известняками и доломитами с примесью терригенного материала. Девять образцов из двадцати одного (4,3,5) в интервале отбора 1585-1591м, который характеризует I и II пласты, имеют 75% карбонатности. Аналогичный  же интервал в скв.№8 сложен терригенными породами с повышенной карбонатностью (18-43%), что объясняется неувязанной глубиной отбора керна, о чем подробнее излагается в главе 6. Общая толщина среднего пласта по площади 3-6   м.  Нефтенасыщенная толщина от  0     и до  6    м.

            Нижняя часть залежи (III пласт) в разведочных скважинах отдельно не опробовалась, а в эксплуатационных скважинах №№ 57, 16а, 18а,19, 14, и 37 в разное время из интервалов 1573-1576м, 1577-1579м, 1569-1571м, 1581-1582м, 1574-1579м, 1575-1580м  получены безводные притоки нефти дебитами 38,4; 24; 10,9; 28,8; 38; 40,8 т/сутки через 5 мм штуцер. Следует отметить, что указанные 

скважины фонтанируют относительно продолжительное  время. Если по месторождению скважина фонтанирует в среднем 2 года, то скважины №№ 57, 37 фонтанировала 4-6 лет. Скважина № 14 фонтанировала 4 года.

           Если обратиться к результатам исследования керна, при наличии паралельной проницаемости, перпендикулярная проницаемость практически отсутствует в большинстве образцов  II и III пласта, что исключает возможность быстрого перетока флюидов из нижнего пласта в верхний при перфорации верхних.  Очевидно, что III пласт собственно нефтенасыщен. Это подтверждают данные промыслово-геофизических материалов, по которым отмечается  зона проникновения, характерная для нефтенасыщенных пород.

Ш нижний пласт также сложен  доломитами, алевролитами и песчаниками, в большей степени мелкозернистыми, даже среднезернистыми, слабо отсортированными, среднесцементированными, что способствует улучшению коллекторских свойств.   Опробованием скв.№6 доказана нефтенасыщенность Ш пласта, где из интервала 1580-1585м получен через 5 мм  штуцер фонтан безводной нефти дебитом 39 т/сутки.


В скв.№22 из интервала 1578-1585 получена  пластовая вода дебитом 13,8 м3/с с пленкой нефти.


Поскольку между тремя вышеописанными частями валанжинского горизонта не отмечается непрерывной по всей площади залежи непроницаемой прослойки, несмотря на некоторое различие емкостных параметров,  все три части продуктивного горизонта принимаем как единый подсчетный объект. Поэтому в настоящем отчете нами не приводятся табличные данные по трем пропласткам продуктивного горизонта раздельно.

          Мощность горизонта относительно выдержана по площади. Общая толщина варьирует в пределах 17-20,4 м. Эффективная нефтенасыщенная толщина валанжинского горизонта колеблется от 9 м до 20,4 м. 

К схеме обоснования В Н К










                 Таблица 5.2
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                В пределах валанжинской залежи непосредственный водонефтяной контакт по каротажным материалам (ИК) уверенно отбивается в трех скважинах: 11, 33 и 28 на следующих абсолютных глубинах: в первых двух скважинах на отметке-1603 м и в скважине 28 на -1600,3м.     Наинисшая отметка нефти зафиксирована по каротажу в скважине 46 на глубине –1603м, что соответствует наинисшей отметке получения безводной нефти (таблица опробования).   Максимум воды отмечена в скважине 5 на абсолютной глубине –1600,3 м.

              Необходимо отметить, что при подборе скважин для обоснования ВНК ,мы руководствовались хронологическим порядком бурения скважин , то есть когда еще залежь не тронута разработкой, за исключением скважин 33 и 46, поскольку  в последних случаях нефть находится ниже, чем по всем другим скважинам, в том числе и разведочным. 

              Учитывая все вышеизложенные данные, начальный водонефтяной контакт принимаем по фактическим геолого-промысловым материалам ранних пробуренных разведочных и эксплуатационных скважин на абсолютных отметках 1600-1603м. Разница колебаний отметок ВНК находится в пределах допустимой погрешности (+3 м) для глубин валанжинской залежи, чтобы поверхность ВНК принять за горизонтальную поверхность. Однако в данном случае наблюдается определенная закономерность в распределении высотных отметок ВНК: погружение в западном направлении.  Последнее объясняется, по-видимому,  локальным экранирующим влиянием поверхности тектонического нарушения, а также характером распределения плотных пропластков внутри продуктивного горизонта и, возможно, направлением  регионального движения подземных вод.

         В скважине 9 вода получена выше начального водонефтяного контакта в разрезе непроницаемых пород, что вызвано некачественной цементировкой эксплуатационной колонны, о чем свидетельствует первичная документация строительства скважины. 

6. Физико-литологическая характеристика

коллекторов продуктивных пластов и покрышек по керну

Валанжинский продуктивный горизонт м-ия Кисимбай изучен по образцам, отобранным в разведочных скважинах №№ 8,9, а также в эксплуатационной скважине№34. 

           Поскольку литологический состав коллекторов валанжинского горизонта имеет свои отличительные характерстики,  подробнее рассмотрим анализ керна, проведенный при первом подсчете.

           В скв.№8 колонковым буром пройдено 25 м. в продуктивном горизонте (1586-1606м). Вынос керна  составил-11,3 м, что в процентном соотношении составил 56,5%. Всего отобрано 6 кусков (см.табл. № 6.1)


Исследовано 20 образцов, из них 7 образцов в интервале 1592-1601м представлены, как описано в первом подсчете (1981г.) алевролитами и глинами. 

При этом глины серые, преимущественно алевритовые, известковистые. Алевролиты серые, глинистые, сильноизвестковистые. При чем содержание карбонатов по этим образцам варьирует в пределах 18-43% (табл.6.2). В интервале 1601-1606 м образец представлен алевролитом глинистым сильноизвестковистым с карбонатностью 59,31%, с пористостью 16%. А в интервале верхнеюрских отложений 1606-1617м образцы с карбонатностью 53-79% относят к алевролитам( видимо по величине содержания пор). При этом их пористость изменяется от 16 до 29%. Здесь надо отметить, что полная пористость образцов, представленных алевролитами в интервале продуктивной части 1598-1606м характеризуется относительно небольшими значениями – 8-16 % . Тогда как в образцах, отнесенных к известнякам, полная пористость и в тех образцах, где карбонатность выше 50%, но названных алевролитами, пористость гораздо выше - от 16 до 29% . Кроме того, образец    №11, охарактеризованный как известняк, имеет в составе карбонаты 63,96 % и пористость 19 %, тогда как образцы под п.9, названный алевролитом при карбонатности 6,2 %  имеет пористость 17% . Очевидно, что по тглубинам интервал проходки коронкой и интервал продуктивного горизонта неувязаны между собой.  В деле скважины отсутствует акт контрольного замера бурильных труб перед спуском 6ВК. Поэтому в настоящем отчете, исходя из количественных характеристик физико-емкостных свойств образцов с учетом свойств керна из двух других скважин, мы попытались увязать данные интервалы: кровле горизонта соответствует образец под пунктом 8 в таблице 6.2., а подошве образец под пунктом 20. Все это отражено в таблице 3.2.1.


Некоторые  «неувязки» классификационного плана в определении литологии коллекторов при первом подсчете имеют место  и  в скважине №9.(табл.6.2.)  В данной скважине, где продуктивный горизонт по геолого-промысловым материалам  находится в интервале  1583,5-1602 м пробурено коронкой 15 м в интервале 1585-1600м с выносом керна 9,6м (64%). Здесь из общего числа (28) исследованных образцов, 10 (36%) отнесены к известнякам. Содержание карбонатов в них меняется от 63 до 80%. Полная пористость варьирует в пределах 10-16% (за исключением одного образца, где пористость 28%). В образцах керна, отнесенных к глинам и преимущественно,  алевролитам карбонатность меняется от 1,2 до 75%.  При этом пористость колеблется в интервале 13-29%.

          Следует отметить, что отнесение пород к тому или иному литологическому типу основывалось в первом подсчете по всей вероятности, по Кп, что методически неверно.


В первом подсчете запасов (1981г) по валанжинскому горизонту при количественном определении коллекторов, для верхней части горизонта (I пласта) было принято значение пористости по керну. Для средней части (II пласта) Кп взято по каротажным материалам скв.№9, при этом авторами предыдущего подсчета это мотивировалось  отсутствием керна, отражающих среднюю часть залежи, тогда как в скв.№9 в интервале 1585-1595м отобрано 10 образцов известняка, а это 36% из общего числа образцов или стопроцентно является породами из II пласта.

Согласно существующих классификаций осадочных пород к глинистым известнякам относятся: по Теодоровичу -  породы с содержанием CaCO3 –35-90%  и глинистостью материала 30-10%. По Хворовой И.В. к чистым известнякам отнесены 95-100% содержанием карбонатного материала, к известнякам  алевритистым-75-95% СаСО3 + 5-25% терригенного материала, к известнякам алевритовым 50-75%- карбонатные составляющие + 25-50% терригенные породы. 

         Обращаясь к геофизическим материалам, мы видим, что верхняя часть горизонта характеризуется относительно небольшими сопротивлениями 1-2 ом.м.          Судя по характеру изменения кривых , верхний пласт сложен очень тонким переслаиванием глин, алевролитов, песчаников на карбонатном цементе и алевритистых известняков и доломитов. Наличие в разрезе валанжина последнего подтверждается керновым материалом, в том числе исследованиями образцов керна в шлифах.

           Средний пласт, толщиной 3-4м  выделяется высокими сопротивлениями до 9-12 ом.м, что обусловлено наличием  известняков и доломитов, кое-где (скв.46, 1, 35 ) переходящих в практически непроницаемые пропластки.

           С целью выяснения литологии и типа коллекторов изучаемого горизонта был отобран керн из эксплуатационной скважины 34 в интервале 1565-1582м в 3 долбления: инт.1565-1570м, инт.1570-1578м, инт.1578-1582м. Вынос керна ,соответственно, составили : 4,5м (90%); 6,0м (75%); 1,8м (45%). Общий вынос керна составил  12,3м или 72% от общей проходки с отбором керна (17м) ( таблица 3.2.1 ).  Результаты физико-литологического анализа керна сведены в таблицу 6.2. Количественные физические характеристики образцов по 34 скважине практически идентичны результатам анализов керна разведочных скважин 8,9, за исключением соотнесения образцов к тому или иному литотипу.

          Поэтому было решено исследовать два шлифа из нефтенасыщенной части образцов керна. По результатам литолого-петрографических исследований образцов керна из интервала 1565-1570м, который характеризует верхний (I) пласт продуктивного горизонта, коллектор представлен доломитом тонко-зернистым, светло-коричнево-серым с темно-серым крапом. Состоит из агрегата размером менее 0,05 мм зерен доломита, содержащего редкие зерна кварца, глауконита, темноцветных минералов и единичные зерна светло-серой слюды. Доломит микропористый.

            В шлифе опору доломита составляет агрегат зерен доломита неправильной формы (фото 4,5) с элементами ромбоэдров серого цвета с темно серыми пятнами (реликтовая окраска первичной породы) размером 0,01-0,03 мм, в редких случаях 0,05-0,1 мм. Агрегат доломита вмещает в себе угловатые зерна кварца, размером 0,03-0,06 мм-20%, в отдельных участках шлифа   до 25-30% и полуугловатые зерна глауконита и трудноопределимых темноцветных минералов  размером 0,02-0,05мм до 3-5%, единичные зерна полевых шпатов и чешуйки слюды размером 0,01-0,02 мм, приуроченные к межзерновому пространству зерен доломита.

         Образец из интервала 1570-1578м, освещающий средний и частично нижний  пласт,  представлен также доломитом тонкозернистым, светло-коричнево-серым с темно-серым крапом. Последнее представляет собой     редкие зерна кварца, глауконита,  темноцветных минералов и единичные зерна светло-серой слюды. 

Доломит микропористый  с  кавернами выщелачивания (5-10%), образованные по скелетным остаткам удлиненной формы  с округлым сечением и таблитчатой формы (полностью выщелочены) (фото 3). Участками количество каверн увеличивается до 20% (фото 7), что ,видимо, связано с обогащением первичной породы скелетными остатками), на стенках каверн образовались редкие ромбоэдры доломита светло-серого цвета размером 0,1-0,2мм (фото 8).

            В шлифе опору доломита составляет агрегат зерен доломита неправильной формы  с элементами ромбоэдров серого цвета с темно-серыми пятнами (реликтовая окраска первичной породы) размером 0,01-0,03 мм, в редких случаях 0,05-0,1 мм. Агрегат доломита вмещает в себе угловатые зерна кварца размером 0,03-0,06 мм до 20%, в отдельных участках шлифа до 25-30% и полуугловатые зерна глауконита и трудноопределемих темноцветных  минералов размером 0,02-0,05 мм до 3-5%, единичные зерна полевых шпатов и чешуйки слюды размером 0,03 мм. Порода пористая, объем пор составляет в шлифе  до 20%. Размер пор 0,01-0,02 мм и они приурочены к межзерновому пространству зерен доломита , на фоне которых встречены (2-3%) вторичные поры размером 1 мм и каверны размером 1-12 мм выщелачивания по скелетным остаткам трубчатой формы ( округлые в поперечном сечении), которые частично заполнены зернами доломита светло-серого правильной ромбовидной формы (фото 9,10) размером 0,1-0,2 мм. 

                     Таким образом, судя по отобранному керну коллекторы валанжинского горизонта сложены теми или иными типами пород не в чистом виде, а смешанными как в матрице, так и послойно, и преимущественно сложены доломитами с примесью терригенного материала (алевролитов).   Имеют сложную структуру межзернового пространства, многокомпонентный состав флюида. Выделение трех разноомных частей по каротажным материалам предопределено соотношением карбонатной и терригенной составляющих, а также степенью развитости каверн выщелачивания и трещин. Коллекторы валанжинского горизонта отличают высокая анизотропия проницаемости, что объясняется очень тонким переслаиванием разнородных тонких прослоев, а также влиянием каверн и трещин. Часто в горизонтальном направлении проницаемость на 1-2 порядка выше, чем в вертикальном (таблица 6.2.1)

              Особенности строения коллекторов м. Кисымбай обусловлены первичной благоприятной структурой пор и интенсивным проявлением постседиментационных преобразований (процессы перекристаллизации, выщелачивания, доломитизации, трещинообразование, кавернообразование).                                

           Таким образом, совокупность всех данных позволяет считать, что в продуктивной толще валанжинского горизонта развит сложный тип коллекторов , емкость которых составляют, судя по шлифам, в основном поры, а также  имеющиеся каверны, а фильтрация осуществляется по матричным межзерновым каналам и по  по трещинам . О последнем доказывает тот факт, что по некоторым образцам керна при высоких емкостных параметрах (Кп до 25%) порода становится непроницаемой. Т.е. мы имеем дело с межзерново-трещинно-кавернозным  типом коллекторов со значительным преобладанием порового типа.

             «Покрышками» для валанжинской залежи являются глинистая пачка готеривского яруса нижнего мела, имеющая 50-70 метровую толщину и 

верхнемеловая  стометровая толща волжских известняков, характеризующаеся в Южной Эмбе региональным распространением.

6.1. Методика лабораторных исследований кернов

           Керн исследовался: из первых двух скважин 8, 9 в лаборатории КазНИГРИ, из эксплуатационной скважины 34 в лаборатории ОАО «Казахойл-Эмба».

           Всего по валанжинскому горизонту проанализировано 121 образец керна (таблица 6.2) , из них в основу подсчета как представительные  приняты        68 

образцов (таблица 6.2.1). Образцы, имеющие подсчетные параметры ниже кондиционного предела выбраковывались, в том числе исключались и те единичные образцы, которые при очень больших величинах пористости оказались вообще непроницаемыми, как возможные ошибки технического характера.

          Анализ кернового материала выполнен по стандартной методике. Для определения коллекторских свойств применялся обычный комплекс лабораторных исследований, включающий в себя определение полной и открытой пористости, удельного веса зерен пород, водо-, нефтенасыщенности, проницаемости, гранулометрического состав карбонатности, электрического удельного сопротивления. Весь комплекс исследований осуществлялся в соответствии с утвержденной методикой (лабораторные работы по курсу «Физика нефтяного пласта»), согласно ГОСТу.

          Определение водо-, нефтенасыщенности проводилось непосредственно по отгонке воды в аппаратах Закса и нефти в аппаратах Сокслета. 

          Гранулометрический состав в керне определялся просеиванием измельченного образца через сито с определенными размерами ячеек. Фракция размером менее 0,01 мм определяется отмучиванием и относится к глине.

          Карбонатность образцов определялась методом обработки  15% раствором соляной кислоты.

             Научно-исследовательским центром ОАО «Каспийшельф» (Пронин А.).  образцы пород коллекторов валанжинского разреза изучались в стандартных шлифах при отраженном и преломленном свете и увеличении в 1,5 и 50 раз Количество исследованных шлифов (2) оказалось крайне ограниченно для установления таких важных характеристик  коллекторов, как трещинная пористость, кавернозность .

          К сожалению, в настоящее время, из-за технической необеспеченности практически всех институтов и лабораторий  нефтяной отрасли нашей области оказалось невозможным установление таких параметров, как скорость упругих волн в породах, их радиоактивность, электрическая проводимость и т.д., столь необходимых для установления надежных петрофизических зависимостей между различными параметрами, а также  максимально полно оценить структурно-текстурные особенности пустотного пространства, его морфологию, выяснить количественно масштабность влияния того или иного типа пустот  на коллекторские свойства пород и в конечном счете на нефтеотдачу. Решение этих проблем особенно актуально при оценке запасов  углеводородов 

,сосредоточенных в коллекторах сложного типа, смешанного литологического состава, что типично для  месторождения Кисымбай.

6.2. Граничные значения коллекторов валанжинского горизонта

         Граничное значение пористости для валанжинской залежи принято на уровне 14,2 % в точке пересечения кривых по классам пористости и проницаемости по данным «керн-керн» .

          Нижняя граница проницаемости остается без изменения –1мД.

По фактическим материалам анализа керна максимальное значение проницаемости для неколлекторов равно 1,4.

7.Состав и свойства нефти и газа

7.1. Состав и свойства нефти,  газа  в пластовых и стандартных условиях.

                    Физико-химический анализ пластовой нефти и газа по разведочным скважинам (1,2,7) выполнен ЦЛ ПГО «Казнефтегазгеология» в 1979-80 г.г. По эксплуатационным скважинам (14,17) пластовые свойства нефти и газа изучены НИПИ «Каспиймунайгаз» г.Актау и свойства нефтей в стандартных условиях изучены ЦНИЛ ОАО «Тенизмунайгаз» и КазНИГРИ.

                   В настоящем отчете приведены результаты анализов УВ по разведочным скважинам и первые анализы по эксплуатационным скважинам, когда еще эксплуатация скважин не повлияла на свойства пластовых флюидов.

                   В пластовых условиях нефть валанжинского горизонта изучена по 7 глубинным пробам, 5 из которых отобраны в процессе разведки и 2 пробы - в процессе разработки. В стандартных условиях свойства нефти проанализированы по 22 пробам, 4 из которых отобраны на этапе разведки, остальные в начальной стадии эксплуатации месторождения (таблица 7.1.1).

                   Валанжинская нефть сернистая (содержит до 1,27 серы) , в среднем по месторождению сера составляет 0,71 % ; парафиновая (содержит до 4.4 парафина с температурой плавления 480С ), высокосмолистая (содержит до 12 % асфальтенов; до 14,4 % силикагелевых смол, коксуемость -5 %) и отличается высоким содержанием дистиллятных фракции (выход фракции до 200 С-24%,а до 300 С-45 %.). Плотность нефти изменяется от 0,852 до 0,902 г/см3 (таблица 7.1.2).

                   Нефть в пластовых условиях характеризуется низкой динамической вязкостью, значения которых варьируют в пределах 1,3-5,2 сп и в среднем составляет 3 сп. Давление насыщения по скважинам колеблется от 10.0 до 11.9 МПа. Давления насыщения по пробам, отобранным позже, в 1996 году несколько ниже первоначальных: 9,33-9,61 МПа. Газосодержание в нефти 38-224 м3/т, в среднем составляет 87 м3/т;  объемный коэффициент  меняется  в  пределах 1,05-2,45 % (таблица 7.1.3)

7.2. Характеристика газа, растворенного в нефти

В пределах месторождения отобрано и проанализировано 6 проб газа, растворенного в нефти по 5 скважинам.                                                                             

Краткие сведения о свойствах газа приведены в таблице 7.2.1

В целом по месторождению газы, растворенные в нефти, однотипны. Содержание метана варьирует в пределах от  61,7 до 93%, этана  от 2,69 до 9,42%, пропана от 0,3 до 4,5%. Сероводород  отсутствует.     Содержание гелия  1-1,1%, углекислого газа  от 0,3 до 14%, азот  отсутствует.

          Плотность газа составляет  от 0,641 до 0,888 кг/м3.

7.3. Товарная  характеристика  нефти 

               Изучение химико-технологической характеристики нефти показало, что бензиновые фракции имеют основу  с преобладанием  углеводородов изомерного строения (таблица 7.3.1) В составе керосино-газойлевых фракции содержание ароматических углеводородов составляет от 9,8 (фракция 200-2500С) до 27,5 (фракция 300-3500С). Остаток выше 350 0С содержит 36,01 % парафино-нафтеновых углеводородов. В его ароматической части (составляющей 39,67% остатка) содержится больше углеводородов IV группы (16,06% на остаток).

                При прямой перегонке из нефти можно получить:

· компоненты авто- и авиабензинов (фракции н.к.-120 и н.к.-1500С);

· реактивное топливо ТС-1 по ГОСТ 16564-71 (фракция 120-2400С);

· зимнее дизтопливо марки 3 подгруппы 2 по ГОСТ 305-73.

               Шифр нефти согласно технологической классификации II,Т1 М3 И1 П2. 

               Основными компонентами газа являются метан (до 93%),  этан (до 9,42%) и пропан (до 12,73%). 

8. Гидрогеологические условия

8.1. Характеристика химического состава

и физических свойств пластовых вод.

             В гидрогеологическом плане месторождение Кисымбай приурочено к области проявления элизионного режима. Оно значительно удалено от современных областей инфильтрационного питания подземных вод нижнего мела и верхней юры. В гидрохимическом отношении месторождение приурочено к зоне высокоминерализованных хлоркальциевых вод по В.А.Сулину. 

            В плане геотермического районирования Арало-Каспийского региона оно размещается в южной части гидрогеологического района, для которого характерно относительно повышенные значения геотермического градиента и сравнительно неглубокое залегание изотермической поверхности-+500С.

            В разрезе месторождения вскрыты и опробованы пластовые воды нижнего мела (скважины 1,6,9) и верхней юры (скважина 6).

         По химическим анализам пластовые воды нижнего мела характеризуются солесодержанием от 108,2 (скв.1) до 157-175,2 г/л. Максимальная минерализация вод отмечена в скважине 6. Воды метаморфизованные (rNa/rCl составляет 0,77-0,91). В отдельных пробах наблюдается повышенное содержание сульфатов. 

Имеющиеся данные позволяют считать за величину средней минерализации вод 

продуктивного нижнемелового горизонта 175-180 г/л. Физико-химические свойства пластовых вод месторождения даны в таблице 8.1.1

        Пластовые воды юрских отложений имеют более высокую минерализацию-277 г/л. По степени метаморфизации воды юры сходны с водами мела., но отличаются пониженной сульфатностью. Пластовые воды нижнего мела и верхней юры характеризуются высоким содержанием щелочноземельных элементов, что определяет их метаморфизованность.
8.2. Гидродинамическая характеристика залежи

            Проведенные  гидродинамические исследования , характер кривых КВД валанжинской залежи свидетельствуют  об изначально водонапорном режиме залежи средней активности. Например, в скважине 9  при простреле интервалов 1590-1585м; 1590-1595м получена вода дебитом  17,7-21,6 м3/с. При этом статический уровень зафиксирован на глубине 26 м, 68 м от устья. 

        Сведения о проведенных гидродинамических исследованиях табулированы под пунктом 5.1. Подробно о начальной и текущей гидродинамической характеристике залежи изложено в главе 9. 

                 8.3. Использование подземных вод в народном хозяйстве.          

             На  месторождении подземные воды используются лишь для поддержания пластового давления разрабатываемого валанжинского горизонта. Это воды альб-сеноманского водоносного горизонта , который находится в интервале 600-650 м и воды собственно валанжинского. Микрокомпонентный состав вод  не имеет промышленных содержаний для их специальной разработки.

9.СВЕДЕНИЯ О РАЗРАБОТКЕ 

Разработка месторождения Кисимбай ведется согласно технологической схеме составленной КазНИПИнефть (г. Актау, 1994г.) с 1993 года. 

На 1.09.2001г. пробуренный фонд скважин составил 38 скважин. Из них 2 скважины (№№ 16, 18) ликвидированы по техническим причинам, 9 скважин (№№ 1, 2, 3, 4, 6, 7, 8, 9, 2011) ликвидированы по геологическим причинам. В нагнетательном фонде числятся  4 скважины (№№ 35, 15, 60, 20), в водозаборном фонде 2 скважины (№№  5, 24).  В ожидании ликвидации 1 скважина № 2010.

При этом эксплуатационный фонд скважин составляет 17 ед. (№№ 12, 13, 14, 17, 28, 30, 32, 33, 37, 46, 16а, 18а, 19, 34, 48, 57, 61).      

Из них дающие продукцию 17 скважин (№№ 12, 13, 14, 17, 28, 30, 32, 33, 37, 46, 16а, 18а, 19, 34, 48, 57, 61) 11 скважин ((№№ 12, 13, 14, 17, 28, 30, 32, 33, 37, 46, 

16а) работают глубиннонасосным способом, 6 скважин (№№ 18а, 19, 34, 48, 57, 61) фонтанным способом. Применяются станки качалки типа ПШГН-8.  Для подъема жидкости используются насосы типа НН диаметрами 125 мм и 150 мм.

Согласно технологической схемы разработки месторождения Кисимбай добывающий фонд скважин должен составить 27 ед., фонд нагнетательных скважин 20 ед. Разбуривание месторождения предполагалось  завершить на 6 году разработки.

На дату составления отчета непробуренными остались 7 скважин.

Расчеты технико-экономических показателей произведены в четырех вариантах.

Рекомендуемый вариант характеризуется следующими технологическими показателями:

1. Фонд добывающих скважин –  27 ед.

2. Фонд нагнетательных скважин – 20 ед.

3. Максимальная добыча нефти – 193,2 тыс. т

4. Максимальная закачка воды –658 тыс. м3
5. Максимальный отбор жидкости -371,4 тыс. т 

Согласно проектного документа добыча нефти на максимальный

уровень (193,2) должна была выйти на седьмой год разработки.                                  

Фактические показатели разработки месторождения Кисимбай соответствуют проектным значениям первые два года разработки. В последующие годы наблюдается значительное снижение основных показателей за исключением добычи нефти в 1995 г, когда фактическая добыча несколько превышает заданную в плане. Фактический максимальный уровень добычи нефти в количестве 96,2 тыс.т достигнут в 1997 г (таблица 9.1).

Недостижение проектных показателей разработки связано с невыполнением эксплуатационного бурения и отсутствия закачки, что в свою очередь сказалось на низких отборах жидкости. 

Основной эксплуатационный фонд 7 скважин №№ 14, 13, 35, 37, 46, 12, 17  пробурен в первый год разработки.  Все скважины вступили в разработку фонтанным способом эксплуатации. Среднесуточные дебиты по нефти  достигали от 2 т/сут (скв.№ 12) до 78 т/сут (скв. № 17).  В начале 1994 г. скважины № 13, 35, 12 прекратили фонтанировать и были переведены на глубинный способ эксплуатации дебитами по нефти соответственно 3,5 т/сут, 5 т/сут и 1,5 т/сут.

В 1994 г.  пробурены скважины № 15 и 33, против 6 проектных. 

Скважина № 15 вступила в эксплуатацию дебитом по нефти 72 т/сут. Дебит скважины № 33 составлял 17,2 т/сут. 

 В 1996 году против запланированных 7 скважин всего пробурены 2 скважины №№ 57, 45. Среднегодовые дебиты скважин за 1996г. составили 43.1 и 4.9 т/сут, тогда как в разработку скважина №57 вступила дебитом по нефти 11,2 т/сут, скв.№45 дебитом по нефти 14,4 т/сут

В 1997г. пробурены  скв. № 20 и 60. Скв..№ 20 вступила в эксплуатацию глубиннонасосным способом эксплуатации дебитом по нефти 15,0 т/сут. Скважина № 60 в разработку не вступала из-за получения притока воды.

В 1998г. пробурены и вступили в разработку скв. №№ 16а, 18а, 19. На дату составления настоящего отчета скв №№ 18аи19 фонтанируют. Среднесуточные дебиты скважин по нефти на 1.09.01. составляют соответственно 13,3 т/сут. 22,2 т/сут при обводненности 13,3 и 1%.

Скважина № 16а в 2000г. переведена на ШГН. На 1.09.01г. среднесуточный дебит по нефти составляет 8,8 т/сут при обводненнности 23,2 %.

До 1997г. по всем эксплуатационным скважинам  не велся учет добываемой попутной воды, отсутствует дата появления воды.  Поэтому считается, что до 1997г. добывалась чистая безводная нефть. При анализе среднесуточных дебитов по месяцам с 1993г. можно заметить  нестабильность дебитов, скачкообразный их подъем и падение. Так, скв. № 35  в первый месяц разработки работала дебитом 8 т/сут, во второй дебит повысился до 70,3 т/сут, в третий месяц дебит снова стал 8 т/сут.  Это свидетельствует о том, что режим работы скважины постоянно меняли, в результате чего, на третий год разработки скважина практически полностью обводнилась. В настоящее время скважина находится в нагнетательном фонде.

Скв.№ 15 в первый месяц (IX.94г.) работала дебитом по нефти 72,4 т/сут, затем дебит упал до 17,0 т/сут. Среднегодовой дебит скважины по нефти в 1994г. 20,8 т/год, в 1995г. 14,2 т/год, в 1996г. 13,5 т/год, в 1997г. 20,0 т/год,  в 1997г. 14,0 т/год, в 1999г. упал до 9 т/год.

Нужно  заметить, что за период с 1993 по 1997г.г.  мероприятия по повышению нефтеотдачи скважин  проводились мало, эффекты  незначительные или совсем отсутствуют. Повышение дебитов скважин получали, в основном, в результате изменения режима  добывающих скважин.

Фактические данные показывают постепенный рост добычи нефти, что в свою очередь связано с вводом новых скважин.

По месторождению Кисимбай на 1.09.2000г. добыто 41 млн. м3    попутного газа с учетом принятого НГДУ газового фактора 66 м3/т.

Среднее газосодержание пластовой нефти по данным анализа 11 глубинных проб составило 87 м3/т. В 1999-2000г.г. замеры газа произведены методом ДИКТ.

По данным замеров произведенных в мае 1999г. общая добыча газа составила 14371 м3/сут. Значения дебитов газа по скважинам изменялись от 535 (скв.12) до 1751 (скв.14) м3/сут и в среднем составили 1026,5 м3/сут, величина газового фактора изменялась от 43,3 (скв.57ф) до 369 м3/т (скв.30) и в среднем составила 81,1 м3/т . По способам эксплуатации средние значения дебитов газа и газовых факторов (в скобках) составили:

а) по фонтанным 1269,5 м3/сут (61,3 м3/сут)

б) по глубинно-насосным 892 м3/сут (108,7 м3/т) 

По данным замеров произведенных в ноябре 1999г. общая добыча газа составила 57787 м3/сут. Значения дебитов газа по скважинам изменялись от 1577 (скв.18ф и 46) до 6923 (скв.14) м3/сут и в среднем составили 3852 м3/сут, газового фактора изменялись от 101 (скв. 16ф) до 3108 м3/т (скв.12) и в среднем составили 265 м3/т  По способам эксплуатации средние значения дебитов газа и газовых факторов (в скобках) составили:

а) по фонтанным 3754 м3/сут (169,2 м3/т)

б) по глубинно-насосным 3917 м3/сут (418,6 м3/т) 

По данным замеров произведенных в январе 2000 г. общая добыча газа составила 53311 м3/сут. Значения дебитов газа по скважинам изменялись от 932 (скв.12) до 6923 (скв.14) м3/сут и в среднем составили 3808 м3/сут, газового фактора изменялись от 114 (скв. 19ф) до 3107 м3/т (скв.12) и в среднем составили 260 м3/т.  По способам эксплуатации средние значения дебитов газа и газовых факторов (в скобках) составили:

а) по фонтанным 3854 м3/сут (139 м3/т)

б) по глубинно-насосным 3989 м3/сут (402 м3/т) 

Последние замеры указывают  на небольшое снижение общего объема добываемого газа и значений газового фактора в целом по фонду скважин и по способам добычи относительно ноября месяца 1999г.

Среднее значение начального пластового давления составляет  160    атм. Из динамики пластовых давлений видно, что начальное пластовое давление за время разработки месторождения упало на 20 атм. Изменения пластового давления по годам неравномерны. В начале наблюдаются падения в пределах 10-14 атм в год Наибольшее падение 24 атм  отмечается в 1998г. Затем в 1999-2000 г.г наблюдается рост средних значений, что можно связать с началом заводнения пластов.

За время разработки на 1.09.2001г. добыто 634,756 тыс.т нефти; 728,820 тыс.т жидкости; 41893,9 тыс.м3 газа, закачено 290,041 тыс м3 воды. 

Обводненность продукции по скважинам изменяются от 0,01 % (скв.№ 34)  до 96,8 % (скв.№ 17) и в среднем составляет  58,5 %.

Среднесуточные дебиты фонтанных скважин составляют 16,7 т/сут по нефти, 17,0 т/сут по жидкости.

Среднесуточные дебиты механизированных скважин составляют 7,97 т/сут по нефти, 31,2 т/сут по жидкости.

Согласно проектного документа добыча нефти на максимальный уровень (193,2) должна была выйти на седьмой год разработки. 

Фактически эти значения не достигнуты из-за отставания пробуренного фонда скважин от проектных единиц и отсутствия закачки.                                                 

Выработанность извлекаемых запасов 44,8 %  при обводненности продукции 58,5 %.

Текущий коэффициент нефтеизвлечения 0,17 при проектном значении 0,4. 

Годовой темп отбора от НИЗ на 1.09.2001г  4,05%.  Максимальное значение 6,8 % было достигнуто на 5 году разработки  при фонде добывающих скважин 13 ед.

Нефть месторождения Кисимбай характеризуется плотностью в поверхностных условиях равной 0,8742 г/см3 и кинематической вязкостью при 200С  21,0 сст.

Плотность нефти в пластовых условиях 0,747 г/см3, динамическая вязкость 3,3 МПас.

Давления насыщения изменяются от 95 до 115 атм, среднее значение составляет 106,9 атм  Среднее газоодержание пластовой нефти по данным анализа глубинных проб составило 87 м3/сут. Содержание смол селикагелевых составляет 11,9-14,4 %,  серы до 0,4 %, асфальтенов до 12%.

Средние значения забойных давлений по годам находятся в пределах 87,7-102 атм, что значительно ниже среднего значения давления насыщения и составили по годам: 1996г.-17%, 1997г.-13,6%, 1998г.-18%, 1999г.-17% и в 2000г.-5%.

Среднее забойное давление в 1999г. составило 88,8 ат. По скважинам забойные давления изменяются от 78,9 ат (скв.48) до 96.2 ат (скв.19) Снижения забойных давлений относительно давлений насыщения изменялись в широком диапазоне от 5,4 (скв.33) до 49,2% (скв.37)

В 2000г. забойные давления (октябрь месяц) замеренные и расчитанные по динамическим уровням, в дебитных скважинах изменяются от 96 ат (скв. 19) до 113 ат (скв. 32). По скважинам с низкими дебитами (1,2-3,7 т/сут) забойные давления составили 120-131 ат. Среднее значение составило 109 ат, что указывает на некоторое увеличение забойных давлений в 2000г.

Снижения забойных давлений в 2000г. относительно давлений насыщения  составили 9,4-10,3%. 

Депрессии на пласт по дебитным скважинам за последние два года изменяются от 12 ат (скв.32) до 27,6 ат (скв. 18а) и в среднем составляют 21.8 ат. В скв. 48, которая фонтанирует при обводненности 88 %  дебитом нефти 2,12 т/сут. жидкости 18,8 т/сут, депрессия на пласт составила 37,7 ат. В других малодебитных скважинах депрессии равны 2,8-5,4 ат.

Расчеты запасов упругой энергии показали, что за счет упругих сил пласта и пластового флюида извлекается на поверхность 497 тыс.т нефти. Этот объем нефти был извлечен в начале 1999г., что указывает на истощение упругих сил пластовой системы, затрачиваемой на выталкивание нефти из пор.

Таким образом, к началу 1999г. запас упругой энергии пластовой системы был исчерпан, забойные давления в 1998г. упали ниже давлений насыщения пластовой нефти газом и в основной части валанжинской залежи идет ощутимое падение пластового давления и начинает развитие режим растворенного газа.

Режим растворенного газа по всей видимости развивался неповсеместно, с различной степенью интенсивности и только в тех зонах с неактивной законтурной областью, где были допущены высокие отборы нефти (район скв. № 17, 32, 33, 37, 57).

Данных для реальной оценки текущего энергетического состояния пласта в целом недостаточно.

С целью недопущения  дальнейшего падения пластового давления, а затем повышения до начального значения, в 1999г. были пересмотрены местоположения нагнетательных скважин и объем закачиваемых вод, а также намечены дополнительные нагнетательные скважины (№№ 15, 35, 60).

Закачка воды на месторождении была начата в 1996г через скважину № 11 с целью утилизации сточных вод. Затем ее перевели в добывающий фонд, так как она оказывала отрицательное влияние  на 2 другие эксплуатационные скважины (№ 12 и 45).

На 1.09.2001г. закачка ведется в продуктивные пласты  через 4 скважины №№ 15, 35, 60, 20 в объеме 170-240 м3/сут.  Всего с начала разработки через эти скважины закачено 290041 м3 воды. Суммарная компенсация составила 38,8 %.

На 1.01.2001г. с начала заводнения дополнительно добыто 6096,2 тн. нефти, в том числе в 2000 г. 5181,5 тн. нефти.

В последние годы наблюдался рост газового фактора по скважинам. Особенно сильный рост наблюдался по механизированным скважинам до 3107 м3/т (скв 12) в январе 2000г.

В период с 1996 по 1999г.г. по месторождению были проведены соляно-кислотные обработки по 11 скважинам  с суммарным эффектом 8716,2 тонн нефти, что указывает на  карбонатные составные  слагающих коллектор пород и цементирующего материала.

В 2000г. в восьми скважинах (№№ 12,45,11,20,48,17,33) проведено электровоздействие на призабойную зону пласта. В пяти скважинах (№№ 12,17,33,46,48) получен эффект и дополнительно добыто 1025,5 тонн нефти.

10.Обоснование категории запасов и подсчетных параметров

10.1.Обоснование категории запасов

             Характеристика запасов залежи одной категорией предполагает ее равномерную изученность. Однако в условиях месторождения Кисымбай залежь валанжинского горизонта изучена в разных частях по-разному, и классификация запасов одной категорией приведет к ненужному усреднению представлений об изученности. 

             Запасы нефти и газа валанжинского горизонта в пределах внутреннего контура нефтеносности отнесены к категории В (приложение 3), поскольку они установлены на основании полученных промышленных притоков нефти и газа в скважинах на различных гипсометрических отметках, практически полностью пробуренных согласно технологической схеме (1982) . Тип, форма, размеры залежи, эффективная нефтенасыщенная толщины, тип коллектора, характер изменения свойств коллектора, нефтенасыщенность горизонта, состав, свойства нефти, газа в пластовых и стандартных условиях, а также основные особенности залежи, определяющие условия разработки изучены в достаточной степени для составления проекта разработки залежи.

              Часть запасов, заключенная в водонефтяной зоне в районе скважин 28, 33 отнесены к категории С1, так как эти запасы  в достаточно широкой водонефтяной зоне освещены   лишь двумя скважинами. Границы категории определены исходя из удвоенного расстояния между эксплуатационными скважинами согласно технологической схемы-300 м, то есть расстояния от скважин 28 и 33  до контуров категории С1 равны 600м.

         А в  скважине 11, которая также находится в водонефтяной зоне, но  на другом крыле месторождения,  несмотря на хорошую геофизическую характерстику в процессе опробования получена вода с пленкой нефти. Поэтому запасы  остальной зоны водонефтеносной части подсчитываем по категории С2.

10.2.Обоснование методики подсчета запасов

              Качество и количество исходных данных, степень изученности  месторождения Кисымбай позволяет запасы углеводородов подсчитать объемным методом. Использована общеизвестная  формула:

Qизвл.=F * h * k * k * n * o *  r *  p , где

Qизвл.-извлекаемые запасы нефти,т

F-площадь нефтеносности,м2

h-эффективная нефтенасыщенная толщина пласта,м

kп-коэффициент открытой пористости

kн-коэффициент нефтенасыщенности

o-пересчетный коэффициент

p-плотность нефти в поверхностных условиях,г/см3
            Балансовые запасы нефти рассчитаны по формуле:

Qбал.=Qизвл.*n, где

n-коэффициент нефтеотдачи.

             Запасы растворенного в нефти газа рассчитывались по формуле:

Vбал.=Qбал*ro , где

ro- растворимость газа в нефти при начальном пластовом давлении, м3/т.

           С учетом режима работы валанжинской залежи, как преимущественно водонапорного, извлекаемые запасы растворенного в нефти газа определяем как произведение извлекаемых запасов нефти и  газового фактора.

10.3. Обоснование подсчетных параметров

10.3.1 Площадь нефтеносности

        Площадь нефтеносности залежи определялся на основании данных об абсолютных отметках водонефтяного контакта и о положении контуров нефтеносности. Последние, поскольку поверхность контакта вода-нефть несколько смещена (-от 1600 до -1603м), определялись совмещением карты поверхности ВНК и карты поверхности и подошвы коллекторов.

         Замеры площадей нефтеносносности производилось планиметром на подсчетных планах (таблица10.3.3.2) продуктивного объекта раздельно по зонам насыщения: для чисто нефтеносной зоны по категории В и водонефтяной зоны по категории С1.

       За величины площадей принимались  среднеарифметические значения четырехкратного обмера. 
                        10.3.2.Эффективные  нефтенасыщенные толщины

       Эффективная нефтенасыщенная толщина определяется преимущественно по данным промыслово-геофизических методов с учетом опробования и анализа керна. Средние значения нефтенасыщенных толщин в пределах принятых границ нефтеносности (приложение 3) рассчитывались взвешиванием по разрезу и площади. 

10.3.3.Коэффициент открытой пористости
           Пористость коллекторов по керну изучена в пределах валанжинской в достаточной степени. По геолого-промысловым материалам пористость определена по записям акустического каротажа. Средневзвешенное значение Кп по разрезу и площади  определялся по представительным определениям. То есть из расчета исключались те образцы, которые имели Кп ниже граничного значения и те образцы, которые при хорошей пористости оказались не проницаемыми.  В разведочных скважинах, где акустический каротаж не производился Кп не определялся.

          Ниже, в таблице приведены данные о количестве определении пористости по керну и геофизике и их значения. По геофизическим данным в законтурной части и в водонефтяной зоне залежи Кп несколько ниже, чем Кп в чисто нефтяной зоне.

                                                                                                                Таблица 10.3.3.1

	К-во

представ.

определений

Кп по керну
	К-во опр.

Кп

 по  

геофизике
	Ср.значение

Кп

по керну
	Ср.знач Кп

по геофи

зике для неф

тенас. части
	Ср.знач Кп

по геофи

зике в законтур

зоне

части
	Ср. знач Кп

по геофи

зике для 

ВНЗ

	70
	23
	24
	26,3
	25,2
	25,3


             Как видно из таблицы 10.3.3.1 сходимость значений в пределах нефтенасыщенных частей, определенных по керну и  акустическому каротажу  достаточно хорошая.  Некоторое завышенное значение по акустическому каротажу, что составляет около 8 %, объясняется, видимо, разрушением в процессе бурения наиболее рыхлых разностей пород.

                 Поскольку по геофизическим материалам мы имеем  большее количество определений пористости, что дает более  достоверную информацию в площадном отношении, а также, имея в виду то, что коллекторы валанжинской залежи имеют сложный смешанный тип, а по АК учитывается общая  пористость, в настоящем отчете для расчетов принимаются значения пористости, определенные по АК для нефтенасыщенной части и водонасыщенной части 26,5 и 25,2%.

                                     10.3.4.Коэффициент нефтенасыщенности

            Керн из валанжинского продуктивного горизонта отбирался с применением бурового раствора на водной основе, что не позволяет прямым методом (по остаточной водонасыщенности) надежно определить истинное соотношение флюидов в порах. Поэтому коффициент нефтенасыщенности  определили  по материалам промысловой геофизики. Средневзвешенное значение коэффициента нефтенасыщенности по толщине и площади залежи в чисто нефтеносной части площади равно 64 % , в водонефтяной зоне 61%.

10.3.5.Плотность нефти в поверхностных условиях

           Так как при расчетах использовался пересчетный коэффициент, то за величину  плотности нефти принимаем определения плотности в стандартных условиях. Среднее значение его по первым 22 поверхностным пробам  0,8742 г/см3. Объемный коэффициент пластовой нефти и обратную его величину для приведения подсчитанных запасов нефти в недрах к стандартным условиям, определили по результатам лабораторного анализа глубинных проб пластовой нефти по 14 определениям (таблица 7.1.2). Среднее значение пересчетного коэффициента равно 0,819.

         Первоначальное газосодержание по рассматриваемому горизонту принято 87 м3/т,  как среднее значение по имеющимся анализам глубинных проб. Здесь будет уместно отметить, что в первом подсчете принятое значение пересчетного коэффициента и газосодержания несколько отличаются от настоящего (0,83 и 66 м3/т, соответственно) поскольку нами использованы все глубинные пробы по поисково-разведочным скважинам, а также две пробы по эксплуатационным скважинам 14, 17, так как  величины  данных параметров мало отличаются от ранее принятых параметров по разведочным скважинам. 

10.3.7.Коэффициент нефтеизвлечения

            По результатам исследований керна по установлению коэффициента  вытеснения в коллекторах валанжинского горизонта коэффициент вытеснения равен 0,761. 

          По методу ВНИИнефть нефтеотдача равна 0,503, по ТатНИПИнефть-0,484. В соответствии с «Временным методическим руководством по определению коэффициента нефтеотдачи залежей при подсчете запасов нефти» для карбонатных коллекторов КИН в условиях месторождения Кисымбай равен 0,375. И наконец,  по  расчетам фактической добычи нефти КИН составил 0,350 (том II ТЭО КИН) .

           Учитывая  то, что более одной трети балансовых запасов сосредоточена в водонефтяной части площади залежи коэффициент нефтеотдачи в целом принимаем равным 0,35. 

10.4. Подсчет запасов нефти, растворенного в нефти газа

            Вновь подсчитанные первоначальные   балансовые запасы нефти по валанжинскому горизонту составляет :

                 по категории В-4166,6 тыс.т; С1-523,8 тыс.т; С2-1053,2 тыс.т. 

Начальные извлекаемые запасы нефти :

 по категории В составили 1458,3 тыс.т; С1-183,32 тыс.т; С2-368,6 тыс.т.          На 1.09.2001 г. остаточные балансовые/извлекаемые запасы нефти в целом по залежи в сумме категории

                       В+С1 составили  4055,5 / 1006,8 тыс.т.;

                       по категории С2-1053,2/368,6 тыс.т.

            В соответствии с принятой величиной газосодержания в нефти-87 т/м3, пересчитанные начальные балансовые/извлекаемые запасы растворенного газа составили : 

                 по категориям В+С1 –408 млн.057 тыс. м3 / 142 млн.820 тыс.м3. 

                               категории С2- 91.6 млн.м3/32,1 млн.м3.

Остаточные на 1.01.2001г. запасы попутного газа соответственно составили по категории

                          В+С1 –352 млн.832 тыс.м3 /87 млн. 596 тыс.м3; по         

 С2- 91.6 млн.м3/32,1 млн.м3.

           Запасы углеводородов сведены в таблицу 10.4.1

10.5. Подсчет запасов этана, пропана, бутана в растворенном газе.

         В виду незначительных запасов растворенного газа, а также имея в виду, что растворенный газ валанжинского является метановым, запасы этана, пропана, бутана  не оцениваем.

11. Сопоставление запасов нефти и растворенного в нефти газа,      

    подсчитанных по состоянию на 1.09.2001г. с запасами  по 

                           состоянию изученности на 1981г. и анализ   изменения

                           ранее и вновь принятых в подсчет параметров

         В настоящей главе приводится сопоставление начальных запасов нефти и растворенного газа, подсчитанных в первом (1981) подсчете и настоящем для удобства в сумме категорий. При этом отдельные параметры первого подсчета, такие, как Кп, Кн, hн, приведенные в таблице вычислялись в целом по горизонту, как средневзвешенные по объему или площади коллекторов соответственно.

      Что касается категорийности запасов, то численное сопоставление подсчитанных запасов с утвержденными по категориям будет  несовсем  корректным, поскольку в первом подсчете разделение запасов УВ  по различным категориям проведено по разрезу продуктивного пласта, а не по площади как в настоящем подсчете. 

                                                                                                                 Таблица11.1

	
	Катего

рия

 запа

сов
	Запасы нефти,

тыс.т
	Запасы раств.

газа,

млн.м3
	H

нефт.,

м
	S
нефт-ти,

 тыс.м2
	Кп,

%
	Кн
	рн,

г/см3
	К

усад

ки
	Гф,

м3/т
	nн

	
	
	бал.
	извл.
	бал.
	извл
	
	
	
	
	
	
	
	

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

	1981
	С1+С2
	4594,5
	1838,9
	303,3
	127,3
	8,6
	6030
	21
	0,58
	0,881
	0,83
	66
	0,4

	2001
	В+С1+С2
	5743,6
	2010,24
	499,7
	174,9
	10,5
	4612
	26
	0,63
	0,8742
	0,82
	87
	0,35

	Абс.

раз

ница.

 
	+В

-С2
	+1149,12
	+171,34
	+196,4
	+47,6
	+1,9
	-1418
	+5
	+0,05
	0,01
	0,01
	+21
	-0,05

	Отн.

раз

ница.

  %
	
	+25
	+9,3
	+65
	+37
	+22
	-24
	+24
	+8,6
	-1
	+1,2
	+32
	-12,5


     Несмотря на значительное сокращение площади нефтеносности в результате урезания северной части залежи по данным опробования и сейсмических работ 3Д, балансовые запасы нефти рассматриваемой залежи увеличились на 1149,12 тыс.т. Если в первом отчете по подсчету запасов запасы нефти были заключены в пределах изогипсы 1597 м и контур нефтеносности проходил через скважины 3,8,9 (Рис 2.1), то в настоящем подсчете контур нефтеносности принят на абсолютных отметках 1600-1603 м и северный блок (скважины 22,24) оказался водоносным. Судя по таблице 11.1  увеличение запасов нефти по месторождению, в основном, получено за счет изменения нефтенасыщенной толщины  и коэффициента пористости. Первый параметр увеличился на 1,9 м, что составляет 22% от своего первого значения . Второй параметр-Кп  увеличился на 5%, что относительно первоначальной величины составляет 24%. Увеличение коэффициента пористости предопределено вовлечением  в подсчет данных акустического каротажа, чего не было в первом отчете, а нефтенасыщенной толщины  вызвано помимо последнего установлением более низкой нижней границы Кп коллекторов: если в первом подсчете нижняя граница Кп равнялась 15%, то в последнем-14,2%.

           Коэффициент нефтенасыщенности принят в настоящем отчете по геофизическим характеристикам-0,63 , что сравнительно выше на 0,05 или 8,6%.

          Несколько меньше стала плотность нефти: плотность, осредненная по 22 пробам оказалась меньше плотности, взятой по 5 пробам  на 1 % . Соответственно уменьшилась величина усадки нефти также почти на 1%.

           Значительное изменение в сторону увеличения претерпела величина первоначального  газосодержания. Поскольку в определении этого параметра в настоящем подсчете участвовало больше глубинных проб и  среднее значение по ним составило 87 м3/т , а также учитывая то,  что начальные значения газовых факторов по разведочным скважинам очень высокие (таблица 3.4.1) следует предполагать, что начальное газосодержание валанжинской залежи будет больше, 

чем принято при первом подсчете , то есть больше , чем 66 м3/т. Таким образом, 

величина газового фактора увеличена на 32 %, что в свою очередь, вызвало увеличение запасов растворенного в нефти газа на 65 % или в абсолютной величине на 196 млн. м 3.

           Коэффициент нефтеоотдачи принят на 12,5 % меньший, чем в первом отчете и составляет 0,35.

12. Мероприятия по охране недр и окружающей среды в процессе разработки месторождений


Мероприятия по охране недр и окружающей среды  месторождения Кисимбай выполняются в соответствии с комплексной системой охраны недр при освоении нефтяных и газовых месторождений Западного Казахстана  согласно Постановлений Совета Министров СССР от 21.02.1987г. за №22 и приказа  Миннефтепрома от 12.04.1988г. за  № 195.


На месторождении Кисимбай   предусмотрены следующие мероприятия:


Места размещения емкостей для хранения горючесмазочных материалов, бурового  раствора, сбора производственных и бытовых отходов, сточных вод и шлама  обвалованы и гидроизолированы до начала работ.


Конструкция скважин  обеспечивает предупреждения открытого фонтанирования, нефтегазопроявлений и выбросов.


Испытание обсадных колонн на герметичность производится двумя способами – опрессовкой давлением и снижением уровня воды в колонне


При перетаскивании оборудования используются только специально оборудованные отведенные дороги и трассы.


Хранение химических реагентов производится под навесом в штабелях с укрытием или закрытых металлических емкостях.


Не допускаются разливы нефти на поверхности и сокращены до минимума  потери химических реагентов в процессе подземного и капитального ремонта  скважин.


При испытании скважин отремонтированных участков, трубопроводов во избежание загрязнения трубопроводов во избежание загрязнения территории, в конце отводов устанавливаются несколько емкостей объемом по 25 м3 или  50 м3  для приема и сбора жидкостей.


В системах сбора  и подготовки нефти, газа, воды  применяются блочные установки.


После завершения работ по строительству скважин устье последней оборудуется в соответствии с существующими правилами завершения работ и производится рекультивация нарушенных земель.


В период 1993-2000г.г. группой охраны Окружающей среды и промсанитарии ЦНИЛ АО «Тенизмунайгаз» проводились замеры мощности эквивалентной дозы гамма-излучения в пределах месторождения Кисимбай.


Замеры проводились прибором СРП-881-1 № 5137.

13.Эффективность геолого-разведочных работ и эксплуатационного бурения

            Сведения о видах геолого-разведочные работы и их затратах  сведены в следующую таблицу:

Таблица 13.1

	№№ п/п
	Виды работ
	Год проведения

работ
	Объем бурения, м.
	Затраты

	
	
	
	
	Тыс. руб.
	В млн. тенге

	1
	2
	3
	4
	5
	6

	1
	Гравиметрическая съемка 1:200000
	1961
	
	1500 
	

	2
	Сейсмическая съемка масштаба 1:50000
	1950
	
	8400 
	

	3
	Сейсмическая съемка масштаба 1:50000
	1961
	
	10700 
	

	4
	Картировочное бурение
	1963
	4025
	17700 
	

	5
	Структурно-поисковое бурение
	1963
	7222
	51000 
	

	6
	Глубокое поисковое бурение
	19781980
	18280
	4722800 
	

	10
	Подсчет запасов 
	1981
	
	17200 
	

	7
	Сейсмическая съемка
	19911994
	
	168200 
	

	
	Итого :
	
	
	4997500
	160,3

	8
	Эксплуатационное бурение
	1992-2001
	44250
	
	857,553

	9
	Сейсмические работы 3Д
	2000
	
	
	38,151

	10
	Пересчет запасов
	2001
	
	
	3,0

	
	ИТОГО:
	
	73777, в т. числе гл.бурение-62530
	
	1059


         Общая стоимость проведенных на месторождении  составила                  тыс.тенге.  Извлекаемые запасы  нефти  по категории В+С1+С2 валанжинскому горизонту составили 2010,2 тыс.т.

         Достигнутые показатели экономической эффективности приведены в таблице 13.2:

Таблица 13.2

	№№
	Наименование
	Ед.

Изм.
	Значения

	1
	Количество запасов УВ категории В+С1+С2
	тонна
	0,002

	2
	То же на 1 м глубокого бурения
	Тонна
	32,15

	3
	То же на 1 законченную скважину
	Тыс.т
	55,84

	4
	Себестоимость подготовки 1 тонны запасов УВ
	тенге
	526,8


Заключение

               Запасы нефти и растворенного газа по  разрабатываемому валанжинскому горизонту подсчитаны объемным методом по категориям  В, С1, С2.  Пересчитанные начальные балансовые запасы нефти по валанжинскому горизонту составляет  по категории В-4166,6 тыс.т; С1-523,8 тыс.т; С2-1053,2 тыс.т. Начальные извлекаемые запасы нефти по категории В составили 1458,3 тыс.т; С1-183,32 тыс.т; С2-368,6 тыс.т.  На 1.09.2001 г. остаточные балансовые/извлекаемые запасы нефти в целом по залежи в сумме категории В+С1 составили  4055,5 / 1006,8 тыс.т.; по категории С2-1053,2/368,6 тыс.т.

            В соответствии с принятой величиной газосодержания в нефти-87 т/м3, пересчитанные начальные балансовые/извлекаемые запасы растворенного газа составили : по категориям В+С1 –408 млн.057 тыс. м3 / 142 млн.820 тыс.м3. Остаточные на 1.01.2001г. запасы попутного газа соответственно составили по категории В+С1 –352 млн.832 тыс.м3 /87 млн. 596 тыс.м3; по категории С2- 91.6 млн.м3/32,1 млн.м3.

            Исходными материалами для пересчета послужили данные бурения 26 эксплуатационных скважин, материалы сейсмических работ 3 Д  . 

           В настоящей работе пересмотрен нижний предел коэффициента пористости. Установленные при первом подсчете петрофизические зависимости для валанжинской залежи остались практически без изменения, поскольку новые геолого-промысловые данные физических свойств не противоречат соответствующим  первоначальным   значениям. При обработке материалов промысловой геофизики привлечен метод акустического каротажа, чего не было при первом подсчете.

            На базе всей накопившейся на настоящую дату геолого-промысловой информации создана новая геологическая модель валанжинской залежи, представляющая собой  в тектоническом плане небольшую  ловушку, приуроченная к пологому соляному куполу.  Поднятие разорвано небольшими по амплитуде разрывными нарушениями , которые предопределили в некоторой степени характер заполненности емкости резервуара углеводородами. Коллектор валанжинского горизонта имеет сложную структуру строения и смешанный

литологический состав. Резервуар валанжинского продуктивного горизонта сформировался в том виде, каким мы сейчас имеем в результате длительного процесса седиментогенеза и в значительной степени в процессе диагенеза и катагенеза .  Все три пропластка, выраженных по геофизическим характеристикам,  являются гидродинамически единым объектом . По физическим и литологическим свойствам все три пропластка несколько отличаются друг от друга, но одновременно с этим свойства пропластков позволяют осреднить подсчетные параметры по ним  и рассматривать как один подсчетный объект. Внутри продуктивного пласта выделяются один-два непроницаемых пропластка, представленных крепко сцементированными, плотными непроницаемыми разностями алевролито-доломитовых пород. 

       Нефтяная  залежь подпирается приконтурными водами, из-за незначительных углов падения крыльев структуры водонефтяная зона относительно обширная. 

       Перспективным в геолого-поисковом отношении являются батские отложения средней  юры месторождения. На базе новых сейсмических  работ 3Д  на глубине   выделяется небольшая структура размером  1,3х 1,1 км   и  амплитудой   15м.

       Валанжинский продуктивный горизонт  местрождения Кисымбай в плане стратиграфической , а также литологической приуроченности нефтяной  залежи является в своем роде, уникальным и является единственной открытой залежью на Кисымбае. Поэтому в пределах Прикаспийской низменности, особенно  ее юго-восточная часть (м-я Акинген, Аккудук, Тюлес), а также месторождения Каратон-Прорвинского поднятия (Зап.Прорва, Ц.В.Прорва, Актобе, Досмухамбетовская),  где толщина валанжинских отложений возрастает почти на порядок,  представляет поисковый интерес.

