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Прогнозування фазового стану вуглеводнів на великих глибинах в області високих температур і тисків 
на сьогодні має особливу актуальність. Особливість існуючих прогнозів полягає в тому, що термобаричні 
параметри залягання і фізичні параметри пластових нафт розглядаються як об’єднані середні величини в 
єдиній, цілісній Внутрішній зоні Передкарпатського прогину. Специфіка зміни кожного з них також була 
єдиною і вимушено розповсюджувалася на всю територію зони. У статті розглянуто важливе питання 
обґрунтування нового, більш детального прогнозу. Необхідно мати можливість передбачення основних 
характеристик і фазового стану пластових нафт в залежності від глибини залягання в різних частинах 
Внутрішньої зони. У статті розглянуто можливість визначення фізичних параметрів пластових вуглевод-
невих флюїдів графоаналітичним способом лише за наявності результатів досліджень свердловин на уста-
лених і неусталених режимах. Розроблений спосіб дозволяє оперативно визначати комплекс фізичних пара-
метрів пластових нафт: тиск насичення, значення надтиску, газовміст, середній коефіцієнт розчинності 
газу, густину в пластових умовах, об’ємний коефіцієнт і усадку нафти, перерахунковий коефіцієнт усадки, 
коефіцієнт стисливості та термічного розширення, в’язкість, розподіл маси флюїду на рідинну і газову 
фази в стандартних поверхневих умовах та його випарування. Розрахункові рівняння базуються на засто-
суванні універсальної термодинамічної величини – молекулярної маси вуглеводневої системи. Являючись 
функцією тільки даного компонентного складу системи, молекулярна маса не залежить від тиску і темпе-
ратури. Цей спосіб дозволяє здійснити оцінку оперативних запасів флюїдів безпосередньо після одержання 
промислових припливів у першій свердловині, тобто ще до проведення комплексу лабораторних досліджень. 

Ключові слова: тиск насичення, газовміст, об’ємний коефіцієнт, коефіцієнт усадки, в’язкість. 
 
Прогнозирование фазового состояния углеводородов на больших глубинах в области высоких темпе-

ратур и давлений на сегодня имеет особую актуальность. Особенность существующих прогнозов заключа-
ется в том, что термобарические параметры залегания и физические параметры пластовых нефтей рас-
сматриваются как объединенные средние величины в единой, целостной Внутренний зоне Предкарпатско-
го прогиба. Специфика изменения каждого из них также была единой и вынужденно распространялась на 
всю территорию зоны. В статье рассмотрены важный вопрос обоснования нового, более детального про-
гноза. Необходимо иметь возможность предсказания основных характеристик и фазового состояния пла-
стовых нефтей в зависимости от глубины залегания в разных частях Внутренней зоны. В статье рас-
смотрена возможность определения физических параметров пластовых углеводородных флюидов графо-
аналитическим способом только при наличии результатов исследований скважин на установившихся и 
неустановившихся режимах. Разработанный способ позволяет оперативно определять комплекс физиче-
ских параметров пластовых нефтей: давление насыщения, значение сверхдавления, газосодержание, сред-
ний коэффициент растворимости газа, плотность в пластовых условиях, объемный коэффициент и усадку 
нефти, пересчетных коэффициент усадки, коэффициент сжимаемости и термического расширения, вяз-
кость, распределение массы флюида на жидкостную и газовую фазы в стандартных поверхностных усло-
виях и его испарения. Расчетные уравнения базируются на применении универсальной термодинамической 
величины - молекулярной массы углеводородного системы. Являясь функцией только данного компонентно-
го состава системы, молекулярная масса не зависит от давления и температуры. Этот способ позволяет 
осуществить оценку оперативных запасов флюидов непосредственно после получения промышленных при-
токов в первой скважине, то есть еще до проведения комплекса лабораторных исследований. 

Ключевые слова: давление насыщения, газосодержание, объёмный коэффициент, коэффициент усадки, 
вязкость. 
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Вступ 
За останні 50-60 років на території Західної 

України було виявлено і розвідано близько со-
тні нових родовищ і покладів вуглеводневої 
сировини на старих родовищах та одержано 
значний обсяг інформації про властивості газів, 
газоконденсатних систем і пластових нафт. На 
сьогодні назріла потреба в упорядкуванні наяв-
них матеріалів і прогнозуванні властивостей 
вуглеводнів у надрах окремих нафтогазоносних 
територій. Прогнозування фазового стану вуг-
леводнів на великих глибинах в області висо-
ких температур і тисків на сьогодні є вкрай  
актуальним. 

 
Огляд досліджень. У прогнозі 1973 р. [1] 

використано додатково результати досліджень 
нафт ряду нових родовищ, відкритих у Внутрі-
шній зоні Передкарпатського прогину. Виділе-
но два типи флюїдів –  нафти звичайного типу 
та нафти (системи) перехідного стану (НПС) 
або гранично насичені газом (при Рн = Рпл). До 
останнього належали НПС Танявського родо-
вища і Уличнянського блоку Орів-Уличнян-
ського родовища. Такі флюїди були вперше 
відкриті на території Карпатської провінції. 
Крім того, до другого типу відносилися повніс-
тю насичені газовою фазою нафти Північнодо-
линського і Гвізд-Старунського родовищ. Кон-
фігурації кривих Г = f (Н) вказували на те, що 
нафти звичайного типу поступово перетворю-
ватимуться в перехідні системи на глибинах  
Н > 4500-5000 м. На цих глибинах флюїди дру-
гого типу будуть заміщатися газоконденсатами. 
Криві зміни інших параметрів тільки підтвер-
джували даний висновок. 

Через 10 років підготовлено останній про-
гноз [2]. За цей час відкрито нафти обох типів у 

глибокозалягаючих покладах (4400-4610 м)  
Заводівського родовища, НПС на Новосхідни-
цькому (4200 м) і Рожнятівському (4600 м)  
родовищах, а також досліджено пластові нафти 
в окремих горизонтах на Семигинівському 
(4530 м), Росільнянському і Чечвинському ро-
довищах. Відповідно до узагальнених результа-
тів експериментальних досліджень, усі пластові 
флюїди були зосереджені в трьох групах, кожна 
з яких характеризувалася індивідуальними гра-

дієнтами зміни газо вмістів 
ΔГ

ΔН
 (та інших па-

раметрів) при зануренні продуктивних відкла-
дів, м3/м3/100 м: високими – 8,65; середніми – 
8,00 м та низькими – 6,65м. Інтервали заміщен-
ня різних груп нафт у цьому прогнозі дещо роз-
ширились. Гранично насичені газом флюїди 
(перша група) переходять в НПС на глибинах 
3000-3400 м. Для другої і третьої груп глибини 
заміщення збільшуються відповідно до 4500-
5000 і 5500-6000 м [3, 4]. 

Припускалося, що нижче 5000 м за умов 
Рпл > 85-90 МПа і tпл > 130 °С основна кількість 
пластових флюїдів (приблизно 85 % від загаль-
ної) являтиме собою газоконденсатні системи. 
У 1983-1993 р на значних глибинах 5360, 5650 і 
5750 м відкрито три поклади НПС (Янківське, 
Підберезьке і Соколовецьке родовища). Газо-
конденсатних покладів не виявлено [5, 6]. 

Теоретичному обґрунтуванню про терміч-
ну стабільність рідких вуглеводнів до 300 °С 
протягом тривалого геологічного часу присвя-
чені роботи [7, 8]. 

Особливість наведених прогнозів полягає в 
тому, що термобаричні параметри залягання і 
фізичні параметри пластових нафт розгляда-
ються як об’єднані середні величини в єдиній, 
цілісній Внутрішній зоні. Специфіка зміни ко-

The prediction of the phase state of hydrocarbons at great depths in the area of high temperatures and 
pressures is of particular relevance today. The peculiarity of the current forecasts is that the pressure-and-
temperature conditions of the occurrence and the physical parameters of the reservoir oils are considered as 
combined average values in a single, integral Inner Zone of the Pre-Carpathian Depression. The specificity of 
changing each of them is also the same and is forced to extend to the entire territory of the zone. The article 
considers an important issue of substantiation of a new, more detailed forecast. It is necessary to be able to predict 
the basic characteristics and phase state of reservoir oils depending on the depth of occurrence in different parts of 
the Inner Zone. The article considers the possibility of determining the physical parameters of formation 
hydrocarbon fluids by grapho-analytical method only when there are results of the research of wells at steady and 
unstable regimes. The developed method allows to quickly determine the set of physical parameters of reservoir 
oils: saturation pressure, overpressure value, gas content, average gas solubility coefficient, reservoir density, 
volume factor and oil shrinkage, conversion shrinkage factor, compressibility and thermal expansion factor, the 
distribution of fluid mass into liquid and gas phases under standard surface conditions and under the condition of 
fluid evaporation. The calculated equations are based on the use of universal thermodynamic quantity – the 
molecular weight of the hydrocarbon system. Being the function of only this component composition of the system, 
the molecular weight does not depend on pressure and temperature. This method allows to estimate the operational 
stocks of fluids immediately after receiving industrial inflows in the first well, i.e. before the complex of laboratory studies. 

Keywords: saturation pressure, gas content, volume factor, shrinkage factor, viscosity. 
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жного з них також була єдиною і вимушено 
розповсюджувалася на всю територію зони. 
Глибини заміщення флюїдів оцінювалися шля-
хом екстраполяції усереднених кривих  
Г = f (Н). При використанні на практиці подіб-
них кривих, універсальних для великого регіо-
ну, певною мірою знижується достовірність 
пошуку значень конкретних параметрів. Для 
сучасного етапу фундаментального вивчення 
нафтогазоносності Карпатського регіону цього 
недостатньо [9, 10].  

Отже, виникає важлива проблема в обґрун-
туванні нового, більш детального прогнозу. 
Необхідно мати можливість передбачення ос-
новних характеристик і фазового стану пласто-
вих нафт в залежності від глибини залягання в 
різних частинах Внутрішньої зони. 

 
Висвітлення основного матеріалу дослі-

дження 
Під час пошуково-розвідувальних робіт 

іноді виникає потреба у підрахунку (оцінці) 
оперативних запасів нафти або газу і конденса-
ту  безпосередньо після одержання промисло-
вих припливів у першій свердловині, тобто ще 
до проведення комплексу лабораторних дослі-
джень наявних кондиційних проб вуглеводне-
вих флюїдів і одержання необхідних підрахун-
кових параметрів [11]. Для їхнього одержання, 
крім відомостей про продуктивність свердло-
вин, потрібні проби нафти, відібрані глибинни-
ми пробовідбірниками, а для  газоконденсатних 
систем – проби відсепарованого газу і сирого 
конденсату, відібрані із промислового сепара-
тора, а також відповідний час для виконання 
хімічних аналізів і термодинамічних дослі-
джень на установках фазової рівноваги. Зокре-
ма, трапляються випадки, коли необхідні проби 
з різних причин не вдається одержати взагалі, 
отже,  відсутні достатні матеріали для ГЕО-2 – 
попередньої  геолого-економічної оцінки про-
мислового значення запасів і навіть для ГЕО-1 
– детальної геолого-економічної оцінки ефек-
тивності їхнього промислового освоєння. 

Параметри, що потрібні для підрахунку за-
пасів нафти і конденсату, можуть із задовіль-
ною точністю бути оцінені за допомогою гра-
фоаналітичних способів лише за наявності ре-
зультатів дослідження  свердловин на устале-
них і неусталених режимах. Для визначення 
параметрів нафт достатньо мати відомості про 
газовий фактор і епюру тисків  вздовж стовбура 
свердловини, що знята у статичному стані під 
час вимірювання початкового пластового тис-
ку. Для  газоконденсатних систем  слід одержа-
ти значення конденсатного фактора на стаціо-

нарних режимах роботи свердловини, або хоч 
на одному режимі, при якому забезпечується 
повне винесення рідини з вибою, тобто якщо 
лінійна швидкість потоку газу на вході в насос-
но-компресорні труби  перевищує 4 м/с. Крім 
цього, потрібно визначити густину дегазовано-
го (стабільного) конденсату в стандартних умо-
вах, що не складно зробити у разі застосування 
пікнометра або ареометра. Важливо зауважити, 
що будь-які графоаналітичні способи є прибли-
зними, не можуть бути рівноцінними з резуль-
татами експериментальних досліджень і цілко-
вито їх замінити. 

Розроблений спосіб дозволяє оперативно 
визначати комплекс фізичних параметрів плас-
тових нафт: тиск насичення рн, значення надти-
ску ∆р, газовміст Г, середній коефіцієнт роз-
чинності газу αсер,  густину в пластових умовах 
ρн, об’ємний коефіцієнт λпл і усадку нафти b, 
перерахунковий коефіцієнт усадки θ, коефіці-
єнт стисливості β та термічного розширення ηт, 
в’язкість µпл, розподіл маси флюїду Gпл на рі-
динну Gн і газову Gг фази в стандартних повер-
хневих умовах та його випарування В. 

Всі розрахункові рівняння базуються на за-
стосуванні універсальної термодинамічної ве-
личини – молекулярної маси вуглеводневої си-
стеми Мпл. Будучи функцією тільки даного 
компонентного складу системи, Мпл не зале-
жить від тиску і температури. За її допомогою 
безпосередньо встановлюються значення вка-
заних вище фізичних параметрів (окрім тиску 
насичення та в’язкості). Розрахунки рн і µпл ви-
магають додаткової інформації. Для оцінки ти-
ску насичення  рн необхідно мати ще й резуль-
тати вимірювання густини дегазованої (стабі-
льної) нафти  ρнд, а для  в’язкості µпл – заміри 
пластової температури tпл. 

Рекомендується застосовувати розглянуті 
далі  рівняння і залежності. 

Тиск насичення пластової нафти рн визна-
чають за рівнянням: 

lgрн = 3,0200−К Мпл,   10-1 МПа,          (1) 

де  
нд

0,00183
К

1,476 ρ 1
=

⋅ −
; 

ρнд – густина дегазованої (стабільної) наф-
ти,  т/м3 (г/см3). 

Рівняння (1) застосовується в діапазо-
ні45<Мпл<350 та 0,75<ρнд<0,95 т/м3. Середня 
похибка розрахунку становить 11,8 %. 

Якщо розчинена летка фаза пластової наф-
ти вміщує велику кількість розчинених сполук 
С3+ (>30-40 молярн. %), то результати визна-
чення рн згідно з (1) будуть явно завищеними 
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(іноді  у декілька разів). При таких незвичних 
складах газу і густини його >1,40-1,45 кг/м3 
слід користуватися даними таблиці 1 або зна-
ходити відповідні тиски насичення з рис. 1. 

Якщо відомі пластовий тиск рпл і тиск на-
сичення рн, визначають надтиск ∆р, під впли-
вом якого знаходиться нафта та газовміст Г: 

∆р= р−рн,     МПа                       (2) 

     Г=3,784⋅106⋅Мпл
-2,237,   м3/м3 ;             (3)  

lgГ=6,5779−2,237lgМпл, м
3/м3 .           (4) 

Рівняння (3, 4) можна застосовувати в діа-
пазоні 45<Мпл<350, тобто для 10<Г<750  м3/м3   
при середній похибці розрахунку 14,0 %. Гра-
фік залежності Г=f (Мпл) зображено на рис. 2. 

За наявними параметрами рн і Г, одержа-
ними з поданих вище рівнянь, таблиць  і рисун-
ків, можна визначити коефіцієнт розчинності 
газу αсер : 

αсер=
н

Г

р
,   м3/м3 МПа-1                   (5) 

Таблиця 1 – Значення  рн при різних Мпл для пластових нафт  
з високим вмістом компонентів С3+ у леткій фазі 

Мпл 90 95 100 105 115 125 135 145 155 165 
рн, МПа 7,90 6,75 5,80 5,00 3,70 2,80 2,00 1,48 1,18 1,00 

 

 
Рисунок 1 – Залежність тиску насичення від молекулярної маси пластових нафт  

з високим вмістом компонентів С3+ у леткій фазі 
 

 
Рисунок 2 – Залежність газовмісту від молекулярної маси пластових нафт 
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та об’ємний коефіцієнт λпл і усадку b нафти: 

λпл= пл

пл

М

1,119М 39,567−
,                (6) 

b= пл

пл

λ 1
100

λ

 −
 
 

, % .                   (7) 

Вказані рівняння  застосовуються в діапа-
зоні 40<Мпл<350 (1,0<λпл<5,0 або 0<b<80 %). 
Середня похибка розрахунків – 3,2 %. Відпові-
дні залежності наведені на рис. 3. 

Додатково визначається перерахунковий  
коефіцієнт усадки θ: 

θ=
1

плλ
                               (8) 

та густина нафти ρн в пластових умовах:  

ρн= пл

пл

М

47,409 0,953М+
,т/м3 (г/см3).     (9) 

Рівняння застосовується в діапазоні  
40<Мпл<400 (0,40<ρпл<0,95 т/м3) з середньою 
похибкою 2,7 %. Графік залежності ρпл = f (Мпл) 
наведений на рис. 4. 

Коефіцієнти стисливості β і термічного 
розширення ηг дорівнюють відповідно: 

2
пл пл

33,1 10210
β 0,427 ,

М М
= + +   10-3 МПа-1,    (10) 

т
пл

41,414
η 0,450 ,

М
= +   10-3 (°С)-1.        (11) 

Рівняння (10) може застосовуватися в ме-
жах 40<Мпл<400, а рівняння (11) – в діапазоні 

 
Рисунок 3 – Залежність об’ємного коефіцієнта і усадки від молекулярної маси пластових 

нафт 
 

 
Рисунок 4 – Залежність густини нафти в пластових умовах від молекулярної маси 
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40<Мпл<450. Середні похибки розрахунків: для 
(10) – 12,3 %, для (11) – 9,1 %. 

Залежності β = f (Мпл) та ηг = f (Мпл)  
зображені на рис. 5. 

В’язкість нафти  µпл визначають за рівнян-
ням: 

( )пл пл
пл 2

пл

0,01М а 0,01М b
μ

(с 0,01М )

+ ⋅
=

−
, мПа⋅с,  (12) 

де  а, b і с – постійні коефіцієнти в заданих 
інтервалах  пластових температур ∆tпл; їх зна-
чення  слід підбирати, користуючись наведе-
ною таблицею 2. 

Таблиця 2 – Значення коефіцієнтів  
рівняння (12) для різних інтервалів   

пластових температур 

Значення коефіцієнтів Інтервал пласто-
вих температур, 

°С 
а b c 

tпл≤30 4,15 7,05 3,63 
30<tпл≤ 70 4,48 8,24 4,76 
70<tпл≤ 110 5,44 10,66 6,00 

tпл>110 9,5 17,1 8,60 
 
Рівняння (12) є універсальним і забезпечує 

розрахунок в’язкості більшості пластових нафт 
з молекулярною масою Мпл > 45–50 
(0,2<µпл<200 мПа⋅с) практично при будь-якій 
пластовій температурі. Середні похибки визна-
чення µпл для окремих інтервалів ∆tпл: ≤30 °С – 
15,3 %; 31–70 °С – 16,0 %; 71-110 °С – 16,7% та 
>110 °С  – 18,0 %. 

Розподіл маси пластової нафти Gпл на рі-
динну Gн  і газову Gг  фази в стандартних пове-
рхневих умовах (Рб=760 ммНg; t=20 °С) визна-
чають у такий спосіб. Приймаючи, що  Gпл− 
одиниця маси  флюїду, одержують частку рі-
динної фази Gн, що дорівнює: 

для 40 ≤ Мпл ≤ 100 

пл
н

пл

М
G

47,6 0,686М
=

+
 , част. один.;   (13) 

для Мпл ≥ 100  

пл
н

пл

М
G

28,6 0,882М
=

+
 , част. один.    (14) 

Середня похибка розрахунку Gн  (за 13 або 
14) складає 3,2 %. Оскільки  Gпл = Gн+Gг , то у 
вищевказаних інтервалах Мпл частка газової 
фази: 

пл
г

пл

М
G 1

46,7 0,686М
= −

+
,  част. один.  (15) 

та 

пл
г

пл

М
G 1

28,6 0,882М
= −

+
,  част. один.  (16) 

Ця частка газової фази флюїду (з одиниці 
маси  Gпл), виражена у відсотках, визначає його 
випарування В, тобто: 

пл

пл

М
В 1 100

47,6 0,686М

 
= − ⋅ + 

,       (17) 

пл

пл

М
В 1 100

28,6 0,882М

 
= − ⋅ + 

 .      (18) 

Залежності GН = f (Мпл) та В = f (Мпл) наве-
дені на рис. 6. 

 
Рисунок  5 – Залежність коефіцієнтів термічного розширення і стисливості  

від молекулярної маси пластової нафти 
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Значення всіх фізичних параметрів, що 
встановлюються за допомогою розробленого 
графоаналітичного способу, відповідають про-
цесу стандартного однократного розгазування 
пластових нафт. 

Для практичного застосування  розрахун-
кових рівнянь необхідно, насамперед, визначити 
молекулярну масу вуглеводневого флюїду Мпл. 
Задача вирішується без ускладнень за наявності 
достатньо якісних первинних матеріалів дослі-
дження розвідувальних свердловин. Аналізу-
ються і приймаються до уваги наступні дані: 

1. Результати вимірювання статичного ти-
ску в закритих свердловинах (епюри рпл). 

2. Заміри  газових факторів промислової 
продукції нафти.  

Приблизну оцінку Мпл можна здійснити, 
використовуючи криві рис. 2 (при допущенні, 
що газовий фактор відповідає газовмісту флюї-
ду, ГФ= Г) або рис. 4, де ρпл розглядають як 
густину флюїду у стовбурі свердловини. 

Для більш точного визначення молекуляр-
ної маси пластової нафти рекомендуються рів-
няння: 

lg Мпл = 2,9410 – 0,447 lg ГФ          (19) 
та 

пл
пл

пл

47,409ρ
М

1 0,953ρ
=

−
.                 (20) 

Вирази  (19 і 20)  є майже рівноцінними. 
Проте практика реалізації графоаналітичного 
способу показує, що перевагу слід віддавати 

визначенню ρпл шляхом вимірювання глибин-
них тисків, p = f(H). Результати визначення га-
зових факторів ГФ в промислових умовах не 
можна вважати достатньо надійними. Здебіль-
шого вони є  суттєво заниженими  порівняно з 
дійсними газовмістами пластових нафт Г. До-
стовірність вимірювання ГФ залежить від ряду 
факторів:  компонентних складів фаз флюїду, 
застосованих типів контрольно-вимірювальних 
приладів, пір року, особливостей клімату в да-
ному районі тощо. Згідно з аналізом фактичних 
матеріалів у 81 % випадків ГФ<Г на 9−89 % (у 
середньому на 37 %). 

Епюри p = f(H) розцінюють, передусім, як 
залежності прямолінійного характеру. Тоді гус-
тина флюїду ρпл вважається постійною, тож 
розрахунок Мпл виконують за рівнянням (20). 
Проте, епюри заміру тисків насправді мають 
вигляд дуже положистих  кривих. А це означає, 
що значення  ρпл на їх окремих ділянках неод-
накові. Початкові градієнти ∆ρпл в інтервалі 
глибин від гирла свердловини до 1500−2000 м 
рідко  досягають 0,001 т/м3 на 100 м занурення. 
У зв’язку з цим допускається побудова прямих 
епюр для неглибоких свердловин (2000−2500 м). 
Але в умовах Н>000 м з прогресуючим впли-
вом температури густини флюїду змінюються 
більш інтенсивно. Значення градієнтів ∆ρпл різ-
них пластових нафт можуть досягати 
0,002−0,003 т/м3 (і вище) на 100 м занурення. 
Врахування цього факту стає обов’язковим. 

 
Рисунок 6 – Залежність рідинної частки  маси і випаровування пластової нафти  

від її  молекулярної маси 
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Всі епюри  p = f(H) слід ретельно аналізу-
вати з метою побудови залежностей ρпл = f(H). 
Проводячи криві ρпл до відповідної середини  
інтервалу розкриття покладів, встановлюють 
дійсне розрахункове значення ρпл кожної вуг-
леводневої системи. Якщо матеріали промис-
лових замірів тиску не можна вважати надій-
ними, або у випадку наявності в стовбурі свер-
дловини води чи залишків  глинистого розчину, 
рекомендується після попередньої оцінки ρпл на 
певному рівні у верхній частині обсадної коло-
ни використовувати середні поправки ∆ρплсер. 
Вони характеризують (середню) зміну густини 
пластової нафти з глибиною і дорівнюють мі-
нус 0,002 т/м3  на 100 м занурення. 

Якщо з певних причин неможливо зняти 
епюру p = f(H) в закритій розвідувальній сверд-
ловині, використовують промислові заміри га-
зових факторів ГФ, а молекулярну масу  плас-
тової нафти визначають за рівнянням (19).  
Однак у таких випадках результати комплексу  
розрахунків (рівняння від 1 до 18 включно) 
можуть вважатися  лише оціночними даними та 
вимагають подальшої перевірки й уточнення. 

 
Висновки 
Розглянутий графоаналітичний спосіб, як і 

будь-який інший, не замінює прямого експери-
ментального вивчення вуглеводневих систем. 
Однак у випадках, пов’язаних з аварійним ста-
ном розвідувальних свердловин (порушення чи 
зім’яття обсадних колон,  прихоплення НКТ 
або їх тотальна парафінізація), наземного обла-
днання, наявність агресивного середовища  
(велика концентрація сірководню в розчинено-
му газі) відсутність необхідних типів приладів 
та ін., що виключають можливість відбору не 
тільки кондиційних глибинних зразків, але й 
окремих фаз флюїду для підготовки рекомбіно-
ваних проб, він стає єдиним засобом оператив-
ної оцінки параметрів. 
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