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Ключевые факторы для успешной разработки 

низкопроницаемых коллекторов 

• Геологические запасы УВ 

• Вязкость УВ 

• Проницаемость матрицы 

• Пластовое (поровое) давление 

 

• Площадь трещин ГРП 

• Проводимость трещин ГРП 

• Локализация трещин ГРП 

 

 

  Качество коллектора  

Качество заканчивания 



Нефтенасыщенные сланцы 

• Может ли нефть мигрировать через 

сланцевый коллектор? 
– Что такое проницаемость по нефти? 

• Нет коммерческой технологии определения на керне 

– Вязкость нефти в 20 раз больше, чем газа 

– Можем ли мы добывать нефть из нано-пор? 

– Все ли поры и поровые каналы в сланцах измеряются в 

нано-единицах? 

– Добываем мы нефть или конденсат? 

– Может ли поток подчиняться не закону Дарси? 
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Закон Дарси 

• Движение жидкости через поровое пространство 

 

 

 

 

 

 

 

• Вязкость 
– Газ    0.02 сП 

– Нефть    0.4 сП 
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Поровая система органических сланцев 

Диаметр (nm) 

0.38  Mолекула метана 

0.38 to 10 Молекула нефти 

4 to 70 Раскрытость пор 

15 to 200 Вирус 

5 to 750 Органические поры 

10 to 2000 Меж./ внутри-частичные поры 

200 to 2000 Бактерия 

35000-65000 Глинистая частица (ср.) 

~ 10 нм 

Матрица 

Кероген 

Пористость 

Loucks, et al, GCAGS, April 2010 



Nelson 2009 SPE 131771 



Оценка продуктивности – увязка с керном 

Модель Кв, Кп Кн, Кг 
STB Нефть 
(BBL / Acre) 

Растворенный 

Адсорбированный 

(BCF/mi^2) 

Сорг. 

Кпр газ 

Где продуктивный 

коллектор? 



Что является коллектором при добыче сланцевой 

нефти? 

 Модели для газа могут не подходить для вязких УВ. 

 Какова проницаемость по нефти в нано-порах? 

 Какая доля геологических запасов нефти является 

извлекаемой, а какая - нет? 

 Сопоставление данных ЯМК на керне и в скважине дают 

представление об УВ, которые были вытеснены при 

отборе и подъеме керна. 

 



Объемная модель сланцевого коллектора 
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Кп эфф. 

Квобщ. = (Вода в порах+ Связанная вода глин) / Кп общ. 

Квэфф. = Вода в порах/ Кп.эфф 



Определения керогена и Сорг.(TOC) 
• Кероген 

– Нерастворимое органическое вещество 

– Преимущественно C and H 

– В меньшей степени O, S, and N 

– Постепенное уменьшение содержания H с созреванием 

– Редко определяется на керне 

– Относительно низкая плотность (1.1 to 1.4 г/см3), 

постепенно возрастает с созреванием 

• Битум 

– Растворимое органическое вещество 

– Незрелый продукт 

– Нетекуч при обычной температуре пласта 

• Общее содержание органического углерода (TOC) 

– Весовой процент содержания углерода в органическом 

веществе 

– Не включает в себя другие элементы в керогене 

– Определяется по стандартным керновым 

исследованиям, хорошая повторяемость результатов. 



Ретортный анализ 
(SPE 147456) 
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Свободная вода* 

Sw 

Свободная нефть 

Soil 

Связанная вода 

глин 

Vcbw 

Связанные УВ 

Vбитума 

Структурная вода 

глин OH 

1300F 

250F 

600F 

* Может включать связанную воду глин, если присутствует смектит 



Данные ретортного анализа 

AR Bulk 

Density

AR Grain 

Density

Dry Grain 

Density Porosity H2O sat Gas sat Oil sat GFP BHC BCW TOC Perm

2.52 2.56 2.60 4.19 42.67 41.77 15.56 1.75 1.05 5.64 1.67 0.000073

2.53 2.60 2.67 6.48 40.86 46.15 12.99 2.99 1.40 6.27 2.47 0.000103

2.58 2.66 2.77 9.25 63.16 34.27 2.58 3.17 0.00 9.06 1.16 0.000063

2.64 2.65 2.70 3.24 71.38 18.07 10.54 0.59 0.10 7.51 0.97 0.000033

Газовый сланец 

AR Bulk 

Density

AR Grain 

Density

Dry Grain 

Density Porosity H2O sat Gas sat Oil sat GFP BHC BCW TOC Perm

2.47 2.54 2.66 9.70 59.29 26.67 14.04 2.59 2.73 6.50 3.21 0.000068

2.45 2.55 2.65 9.70 52.31 37.12 10.57 3.60 3.70 7.31 4.10 0.000084

2.34 2.41 2.48 7.22 26.65 44.93 28.42 3.25 7.61 4.11 6.93 0.000151

2.36 2.42 2.49 6.68 39.31 37.03 23.66 2.48 5.42 5.79 11.22 0.000147

2.41 2.47 2.51 4.87 35.51 54.22 10.27 2.64 3.10 0.97 6.95 0.000102

2.35 2.41 2.47 6.09 35.03 44.13 20.85 2.69 8.32 3.54 7.07 0.000075

Незрелый газовый сланец 

AR Bulk 

Density

AR Grain 

Density

Dry Grain 

Density Porosity H2O sat Gas sat Oil sat GFP BHC BCW TOC Perm

2.59 2.69 2.73 6.15 34.22 61.90 3.89 3.81 0.24 5.26 3.85 0.000234

2.49 2.60 2.64 6.38 31.80 64.58 3.61 4.12 0.23 4.61 5.89 0.000159

2.54 2.66 2.68 5.48 18.02 77.68 4.29 4.26 0.24 3.15 4.64 0.000204

2.47 2.61 2.65 7.32 21.21 75.67 3.12 5.54 0.23 5.02 7.47 0.000255

2.77 2.82 2.83 2.27 13.58 82.34 4.08 1.87 0.09 1.44 1.54 0.000058

2.64 2.70 2.71 2.93 28.36 69.97 1.67 2.05 0.05 2.39 2.21 0.000068

Зрелый газовый сланец 

Связанные УВ 

в процентах от общего объема 



Теория ЯМК 
Ядра водорода ведут 

себя как стержневые 

магниты и стремятся 

выровняться вдоль 

постоянного 

магнитного поля. 

 

В течение заранее 

выбранного времени 

ядра поляризуются с 

со скоростью, 

меняющейся по 

экспоненциальному 

закону, зависящего от 

времени релаксации 

T1 

 

Функция 

распределения пор 

по размерам, 

свойства флюида и 

минералогии. 
 

Серия радиочастотных 

импульсов воздействует 

на ядра водорода, 

заставляя их 

повернуться на 90°,а 

затем прецессировать 

вокруг направления 

постоянного магнитного 

поля. Флюиды 

генерируют 

радиочастотные эхо-

сигналы, принимаемые и 

измеряемые антенной 

прибора ЯМК. 

 



Поверхностная релаксация 

• Время релаксации T2 – это функция  
– Вязкости жидкости 

– Размера пор 

– Магнитных свойств зерен 

 



Распределение времени T2 по данным ЯМК  

• Распределение времениT2 
измеряется и  выдается 
каждые 6 дюймов 

• Распределение времениT2 
несет информацию о общей 
пористости и распределении 
пор по размерам 

• Общая площадь 
распределения - пористость 

• Меньшие времена - меньше 
размер пор 

• Граница между связанной и 
свободной водой 
определяется опытным 
путем 

0.3 1 3 10 100 1000 Time  

(ms) 

Органические сланцы 



Типы битумоидов 

• Вязкие углеводороды 

• Битумоиды из материнских пород 
– Образуются на ранней стадии созревания керогена 

– Преобразовываются в нефть и газ 

– Растворимое органическое вещество 

• Природный битум 
– Остатки от переработки нефти 

– Битуминозные пески 
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Ретортный анализ керна 



Связанные УВ - функция зрелости 

Well VR  Bnd:TOC Bnd:Kerogen 

1 0.75 .51 .249 

2 0.92 

3 1.00 .27 0.124 

4 1.18 .19 0.088 

5 1.28 

y = -0.3823x + 0.527 
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Коэффициент отражения витринита 

Связанные УВ как функция зрелости 



Битум на каротаже 

Кв 

Пористость TOC Запасы ELAN 

Показания 
радиоактивных 
методов такие же как 
нефти 
 

Не виден на ЯМК при 
стандартной вязкости 
 

Обычно имеет очень 
высокое 
сопротивление 
 

Адсорбирует воду в 
пластовых условиях 

 

Кероген 

Битум 

Пористость 

  

Сопротивление 

ЯМК Phi 



Сравнение ЯМР на керне и ЯМК: 
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Oil - Core

Oil - CMR
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Shifted Oil - Core

Oil - CMR

•   Нагреть керн до 

пластовой температуры для 

уменьшения сдвига 

распределения  T2  

 

•   Сравение пористости 

полученной при одинаковом 

расстояние между эхо-

сигналами (200 s) 
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Oil - Core
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Shifted Oil - Core

Oil - CMR

•   Оценка положения 

сигнала от воды по данным 

T1/T2 и его величины от Кв 
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Shifted Oil - Core

Oil - CMR

•   Удаление сигнала от воды 

с обоих распределений 

•   Сдвиг сигнала для 

сравнения  
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Shifted Oil - Core

Oil - CMR

Вытесненная нефть 

SPE 164554  



Центрифугирование керна: 

Свободный флюид уже удален 

 
Не получено никакого 

извлеченного флюида 

после вращения образца в 

течении трех дней при 

градиенте давления 1000 

psi 

 

 Весь свободный флюид в 

керне был уже утерян в 

ходе подъема керна на 

поверхность 

Длина = 2.0 дюйма 

Площадь = 1.76 кв.дюйма  

P = 1000 psi 

Максимальный поток  = (0.1)/(3*24*60) = 

2.315E-5 мл/мин 

(точность центрифуги 0.1cc, вращалось 3 дня) 

сПнД
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T2 гран. ~ 9.4 мс 
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Смачиваемость 

• . 



Интерпретация 

• T1/T2 отношение для 

пластовой воды меньше чем 

отношениеT1/T2 для 

углеводородов в сланце* 
• Органические поры гидрофобны 

•  Межзерновые поры имеют смешанную 

смачиваемость 

• Отношение T1/T2 для 

несмачивающего флюда 

близко к 1 
• Не наблюдалось!  Предположительно 

• Извлеченный флюид ИЛИ  

• Однофазные флюиды 

T1 к. T2 результаты на керне: 

T1 к T2 отношение зависит от смачиваемой фазы 

* AYSE EZGI OZEN Norman, Oklahoma 2011  

OM 

IP 

CBW 



4 поровые системы 
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Oil in OM/ Bitumen Oil in Large OM

Clay Bound Water

IP Water

Oil in Kerogen

Irreducible Water

Water in Intergranular Pore

Oil in Intergranular Pore

1
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Распределение пор 

Связанная вода 

Связанная нефть 

(Органические 

поры) 

3 мс ~10 мс ~33 до 

100 мс 

Связанная вода 

Свободная нефть 

(крупные 

органич.поры 

> 250 nm) 

Подвижные 

флюиды 

нефть и вода 

(гидрофильные 

поры) 

Связанная вода 

глин 

Битум 

Монофазные поры 

T2 граничные  



Разработка нефтяного месторождения  

Игл Форд 

 

5
0

’ 

0

5000

10000

15000

20000

Mar-00 Jun-00 Oct-00 Jan-01 Apr-01

B
O

P
M

 

45% извлекаемы 



Разработка нефтяного месторождения  
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Данные по T максимальной  

0.9 

1.07 



1 2 3 4 

Пористость по ЯМР на керне =  

Все флюиды 

 

Остаточная нефть: объем нефти 

по ретортному анализу 

 

Остаточная нефть + связанные УВ=  

Дин-Старк метод 

 

Дин-Старк включает битумоиды в  

поровом пространстве 

 

Вытесненные УВ не измеряются 

Bitumen 

Bitumen 

Oil 

Water 



Ртутная порометрия 

 

• Насыщаем несмачивающей ртутью под 

давлением до 60,000 psi 

• Оцениваем раскрытость пор 

• Используется для оценки проницаемости 

 каналовпоровых   радиус

воздухе в ртути для угол контактный 

Hg .к

давление екапиллярно

cos*2
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Раскрытость пор в 20нм по данным ртутной 

порометрии эквивалента среднему 

диаметру пор 250 нм 



Выводы - Нефть 

• На основе ЯМР на керне и в скважине разработана методика для 

оценки граничногоT2 для извлекаемого флюида 

• Часть углеводородов в поровом пространстве не была вытеснена 

при экстрагировании керна (от 80 до 55%) 

– Связанные УВ - битум 

– Мелкие поры в керогене 

– Капиллярно-связанная нефть 

• Крупные поры в керогене продуктивны 

• Нефть в обычных порах продуктивна 

• Продуктивные интервалы имеют слабую корреляцию с Сорг. 


