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S u m m a r y. The objective of the study was to determine a relationship between P-wave and S-wave velocity and reservoir parameters
of rocks, with particular regards to variable water and gas saturation in the pore space. Based on the velocity models derived from

acoustic logs and application of porosity coefficients (M), water saturation (Sw), gas saturation (Sg), clay content (Vsh) and mineral
composition (Vma) obtained from interpretation of well logs from 10 boreholes in structure “R”, nine layers were chosen for further

modeling. The Kuster and Toksöz’s model, modified by the author, was used in studying the relationship VP = f(M, Vsh, Vma, Sw, Sg).
Those features of porous media that affect elastic parameters of sedimentary rocks were also analyzed. The results of the analysis were
taken into account in calculations for selected layers (models). The elucidation of the behaviour of P-wave and S-wave velocity in
porous media is of great importance to modeling and interpretation of wave patterns over hydrocarbon deposits.
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Parametry fizyczne mediów z³o¿owych nasycaj¹cych
ska³y zbiornikowe wp³ywaj¹ miêdzy innymi na ich
w³aœciwoœci sprê¿yste. Z kolei nasycenie ska³ zbiorniko-
wych wêglowodorami ma istotny wp³yw na prêdkoœæ pro-
pagacji fal pod³u¿nych (VP) i poprzecznych (VS) oraz
wielkoœæ ich t³umienia. Zmiennoœæ tych parametrów mo¿e
w sposób istotny wp³ywaæ na zapis sejsmiczny, co prowa-
dzi do powstawania anomalnego pola falowego w strefach
z³o¿owych.

Wiele publikacji w literaturze œwiatowej, w okresie
ostatnich kilkunastu lat, przedstawia wyniki prac
dotycz¹cych zwi¹zków pomiêdzy prêdkoœciami fal sprê¿y-
stych, a parametrami zbiornikowymi ska³ porowatych, w
szczególnoœci zmiennego nasycenia wod¹ i wêglowodora-
mi. Wyczerpuj¹ce kompilacje na ten temat mo¿na znaleŸæ
np. w pracy Ba³a (1989). Do najbardziej znanych modeli,
opisuj¹cych wspomniane zwi¹zki, a wykorzystywanych w
interpretacyjnych systemach komputerowych geofizyki
wiertniczej stosowanej w prospekcji naftowej, nale¿¹
modele Wylliego, Raymera, Hunta i Gardnera oraz model
Biota-Gassmanna. Autorka pracy zajmowa³a siê rozwiniê-
ciem i adaptacj¹ relacji Kustera i Toksöza dla potrzeb
modelowania zmian parametrów sprê¿ystych w funkcji
porowatoœci i zmiennego nasycenia porów wod¹ i wêglo-
wodorami, przy za³o¿eniu „rozk³adu” elipsoidalnych
porów skalnych o ró¿nym stopniu wyd³u¿enia. Na bazie
tych prac zosta³y wykonane obliczenia zale¿noœci prêdko-
œci VP i VS w funkcji zmiennego nasycenia gazem i wod¹
dla wybranych horyzontów z³o¿a „R”.

Wyjaœnienie mechanizmu propagacji fal sprê¿ystych w
oœrodkach porowatych ma du¿e znaczenie miêdzy innymi
przy modelowaniu sejsmicznych obrazów falowych nad
z³o¿ami wêglowodorów. Zmiennoœæ parametrów sprê¿ys-
tych górotworu pod wp³ywem zmiennego nasycenia ska³
gazem powoduje, ¿e coraz czêœciej badania sejsmiczne s¹
wykorzystywane równie¿ do okreœlania nasycenia
pu³apek, czyli do lokalizacji z³ó¿. Identyfikowane w zapi-
sie sejsmicznym tzw. „kominy dyfuzyjne” oraz anomalie
geochemiczne s¹ zwi¹zane z procesem ci¹g³ego rozprasza-

nia nagromadzonych wêglowodorów od z³o¿a ku
powierzchni (Pietsch & Ba³a, 1996).

W³aœciwoœci mediów z³o¿owych

Parametry fizyczne mediów z³o¿owych nasycaj¹cych
ska³y zbiornikowe wp³ywaj¹ miêdzy innymi na ich
w³aœciwoœci sprê¿yste. Zarówno interpretacja danych sej-
smicznych, jak i geofizyki otworowej bazuj¹ na ogó³ na
uproszczonej estymacji w³aœciwoœci medium porowego.
Przyjmuje siê zwykle œrednie b¹dŸ przybli¿one wartoœci
gêstoœci (Dw, Do, Dg), modu³ów odkszta³cenia objêtoœci (Kw,
Ko, Kg), prêdkoœci (Vw, Vsol, Vropy, Vg) i lepkoœci (0) cieczy
porowych (wody, solanki, ropy) i gazów.

Wiele modeli matematycznych stosowanych do opisu
relacji miêdzy parametrami sprê¿ystymi i zbiornikowymi
ska³ uwzglêdnia wp³yw mediów porowych (Gassmann,
Biot, Kuster, Toks`z, O’Connel, Budiansky, Mavko,
Jizba). Brane s¹ pod uwagê takie parametry cieczy i gazów,
jak gêstoœci, modu³y odkszta³cenia objêtoœci K, prêdkoœci
rozchodzenia siê fal sprê¿ystych oraz lepkoœci (kinetycz-
ne). Ta ostatnia ma znacz¹cy wp³yw na t³umienie fali i dys-
persjê prêdkoœci.

Faza gazowa. Faza gazowa wystêpuj¹ca w przestrzeniach
porowych ska³ zbiornikowych zawiera gównie metan oraz
zmienne i najczêœciej niewielkie iloœci wêglowodorów
parafinowych, jak etan, propan, itp, a w niektórych przy-
padkach równie¿ i ciê¿sze wêglowodory. Niekiedy w gazie
ziemnym wystêpuje tlenek wêgla i gazy nienasycone oraz
para wodna czy te¿ siarkowodór (Levorsen, 1972).
W³aœciwoœci poszczególnych sk³adników rzutuj¹ w sposób
istotny na w³aœciwoœci gazów, które silnie zale¿¹ od ciœnie-
nia i temperatury.

Dla czystych zwi¹zków fazy gazowe i ciek³e s¹ w rów-
nowadze i wraz ze zmian¹ ciœnienia i temperatury zbli¿aj¹
siê do tzw. punktu „krytycznego” (punkt homogenizacji
faz). Wed³ug Thomasa i in. (1970) zmiany gêstoœci gazu w
funkcji ciœnienia i temperatury, a wiêc i g³êbokoœci, mo¿na
przedstawiæ nastêpuj¹c¹ aproksymacj¹:

ρ ≅
⋅ ⋅

⋅ ⋅
28 8, G P

Z R T
[1]
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gdzie:
G — wyra¿a stosunek gêstoœci mieszaniny gazów do

gêstoœci powietrza przy ciœnieniu atmosferycznym i T =
15,6OC. G przyjmuje wartoœci od 0,56 dla czystego metanu
do 1,8 dla gazów zawieraj¹cych ciê¿kie frakcje wêglowo-
dorów. Wielkoœæ Z jest funkcj¹ zredukowanych ciœnieñ i
temperatur odniesionych do tzw. punktu „krytycznego”
(Batzle & Wang, 1992; Thomas i in., 1970).

Z analizy wzoru [1] (ryc. 1) widaæ, ¿e gêstoœæ roœnie ze
wzrostem ciœnienia i maleje ze wzrostem temperatury.
Znacznie ³agodniejsze zmiany zaznaczaj¹ siê dla gazów o
niskim G = 0,6 ni¿ dla ciê¿szych frakcji (G = 1).

Podobnie jak gêstoœæ zachowuje siê modu³ odkszta³cenia
objêtoœci (Kg) dla gazu oraz prêdkoœæ fali pod³u¿nej. Parame-
try te rosn¹ ze wzrostem ciœnienia i malej¹ ze wzrostem tem-
peratury.

Zmiany lepkoœci gazu mo¿na przedstawiæ stosuj¹c teo-
riê ruchu cz¹steczek. Jednak obliczenia bêd¹ poprawne tyl-
ko dla gazów o prostym sk³adzie. Dla substancji z³o¿onych
stosuje siê podejœcie empiryczne. Lepkoœæ gazu zale¿y od
jego gêstoœci wyra¿onej poprzez wielkoœæ G oraz od tem-
peratury i temperatury punktu krytycznego.

Faza ciek³a — ropa. Sk³ad chemiczny rop naftowych,
wydobywanych ze z³ó¿ jest zmienny, zw³aszcza gdy cho-
dzi o zawartoœæ zwi¹zków wêglowodorowych. Zmienne s¹
w zwi¹zku z tym ich cechy fizyczne takie jak gêstoœæ, prêd-
koœæ rozchodzenia siê fal, lepkoœæ. W stanie naturalnym w
z³o¿u ropa naftowa i gaz ziemny wystêpuj¹ w warunkach
wy¿szych ciœnieñ i temperatur ni¿ na powierzchni. Kiedy
ropa jest wydobywana, na skutek obni¿ania siê ciœnienia,
wydzielaj¹ siê z niej zazwyczaj pêcherzyki gazów pierwot-
nie w niej rozpuszczonych. Ropy naftowe s¹ mieszanin¹
z³o¿onych sk³adników organicznych, zawieraj¹ ró¿norod-
ne wêglowodory od lekkich tzw. nasyconych wêglowodorów
szeregu parafinowego do ciê¿kich o du¿ej gêstoœci zawie-
raj¹cych obok asfaltów (ciê¿kie wêglowodory) du¿e iloœci
siarki (Levorsen, 1972). Przy obecnoœci ekstremalnie ciê-
¿kich bituminów i kerogenie, gêstoœci takich rop naftowych
mog¹ byæ wiêksze ni¿ wód z³o¿owych. Przy wystêpowaniu
zaœ ekstremalnie lekkich wêglowodorów s¹ one kondensata-
mi, które w wyniku zmian ciœnienia i temperatury mog¹ staæ
siê p³ynne. Lekkie ropy pod ciœnieniem mog¹ adsorbowaæ

du¿e iloœci gazowych wêglowodorów, co w znacz¹cy spo-
sób wp³ywa na obni¿enie ich modu³ów i gêstoœci.

W warunkach pokojowych gêstoœci rop zmieniaj¹ siê
od 0,5 g/cm3 do powy¿ej 1 g/cm3, jednak przewa¿aj¹ca
gêstoœæ rop naftowych mieœci siê w przedziale gêstoœci od
0,7 do 0,85 g/cm3.

Przy obliczeniach modu³ów sprê¿ystoœci, prêdkoœci pro-
pagacji fal oraz gêstoœci dla rop naftowych mo¿na korzystaæ
z równania stanu równowagi w podobny sposób, jak dla
gazów. Jednak jest wiele uwarunkowañ dotycz¹cych ich sto-
sowalnoœci i wymagañ dotycz¹cych znajomoœci dok³adne-
go sk³adu. Sk³ad ropy jest jednak bardzo zmienny i nawet
w obrêbie tego samego z³o¿a, w s¹siaduj¹cych ze sob¹
horyzontach roponoœnych mo¿e zmieniaæ siê typ ropy i
proporcje wêglowodorów oraz domieszki innych substan-
cji. Ró¿nice wykazuj¹ tak¿e ropy wystêpuj¹ce w tej samej
skale zbiornikowej ale znajduj¹ce siê w innych pu³apkach,
a tak¿e wystêpuj¹ce w tym samym pok³adzie ale w ró¿nej
sytuacji strukturalnej (Levorsen, 1972). W zwi¹zku z tym
Batzle i Wang (1992) proponuj¹ wprowadziæ pewien trend
bazowy, który czêœciowo wyeliminowa³by ró¿nice sk³adu.
Na podstawie prac prowadzonych w ró¿nych oœrodkach
naftowych na przestrzeni wielu lat mo¿na przyj¹æ, ¿e prêd-
koœci, gêstoœci i modu³y sprê¿ystoœci zachowuj¹ siê prawie
liniowo ze zmianami ciœnienia i temperatury. W cieczach
organicznych, takich jak ropa naftowa, modu³y malej¹ ze
wzrostem temperatury i obni¿aniem siê ciœnienia. Wang i
Nur (1986) przebadali ca³y szereg lekkich alkanów (wêglo-
wodorów nasyconych — szereg parafinowy), alkenów i
cykloparafin (szereg naftenowy) i znaleŸli prost¹ relacjê dla
zmian prêdkoœci, gêstoœci i modu³ów z temperatur¹ i ciê-
¿arem cz¹steczkowym rop.

Zmiany gêstoœci wywo³ane zmianami ciœnienia najpro-
œciej mo¿na przedstawiæ przy pomocy wielomianu
(McCain, 1973):

Dp=D0 + (0,00277AP-1,71A10-7
AP3) A (D0-1,15)2 + 3,49 A 10-4

A P [2]

Natomiast wp³yw temperatury wed³ug Dodsona i Stan-
dinga (Batzle & Wang, 1992) mo¿na obliczyæ w warun-
kach in situ ze wzoru:

D=Dp/[0,972+3,81A10-4(T+17,78)1,175 [3]

Jest to wzór empiryczny uzyskany na podstawie badañ
w otworach. Na rycinie 2 przedstawiono zachowanie siê
gêstoœci ropy w funkcji temperatury i ciœnienia. Obliczenia
wykonano wykorzystuj¹c cytowane wzory [2 i 3] dla rop o
gêstoœci odniesienia D0 = 0,78 g/cm3, 0,85 g/cm3 i 1,0
g/cm3, dla ciœnieñ P = 0,1 MPa, 25 MPa i 50 MPa oraz tem-
peratur od 30oC do 200oC. Mo¿na zaobserwowaæ (ryc. 2)
obni¿anie siê gêstoœci ropy naftowej ze wzrostem tempera-
tury oraz niewielki wzrost gêstoœci ze wzrostem ciœnienia
(krzywe a, b, c).

Uwzglêdniaj¹c powy¿sze zmiany gêstoœci Wang i in.
(1990) wykazali, ¿e prêdkoœci i modu³y sprê¿ystoœci rosn¹
doœæ znacznie w miarê wzrostu gêstoœci i ciœnienia, a wiêc
i g³êbokoœci. Dla prêdkoœci przedstawiaj¹ wzór uzyskany
doœwiadczalnie:

Vropy=2096
2 6

1

2

×
-

æ

è
ç

ö

ø
÷

r

r

o

o,
-3,7 AT+4,64 A P + 0,0115

A[4,12 A (1,08/Do-1)1/2-1] A T A P [4]

Na ryc. 3 przedstawiono wykres zmian prêdkoœci fali
pod³u¿nej dla ropy Vropy w funkcji gêstoœci Do dla sta³ej
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Ryc. 1. Wykres zmian gêstoœci w funkcji temperatury dla gazów.
Obliczenia wykonano przy wykorzystaniu wzoru [1]
Fig. 1. Gas density as a function of temperature on the basis of
equation [1]



temperatury (T = 30oC) i ciœnienia (P = 0,1 MPa) obliczony
wed³ug powy¿szego wzoru [4].

Przy analizie w³aœciwoœci fizyko-chemicznych rop
nale¿y uwzglêdniaæ ropy zawieraj¹ce du¿¹ liczbê rozpusz-
czonych gazów lub lekkich wêglowodorów. Bardzo lekkie
ropy s¹ czêsto kondensatami fazy gazowej. W³aœciwoœci
tej tak zwanej „¿ywej” ropy zasadniczo ró¿ni¹ siê od ropy
„martwej” czyli wolnej od gazów.Wp³yw rozpuszczonego
gazu na w³aœciwoœci sprê¿yste rop nie by³ dok³adnie bada-
ny. Zauwa¿ono tylko, ¿e gaz rozpuszczony redukuje prêd-
koœci zarówno rop, jak i wód z³o¿owych. Jednak jak
wynika z obliczeñ wed³ug relacji stosowanych dla modeli
oœrodków porowatych (Toks`z i in., 1976; Ba³a, 1989,
1994; Gassmann i in., 1995) obecnoœæ gazu w mediach

ciek³ych mo¿e zmieniæ w sposób bardzo gwa³towny prêd-
koœci i modu³y sprê¿ystoœci ska³ (zagadnienie to jest omó-
wione nieco dalej — ryc. 5). Podobnie zauwa¿ono silny
wp³yw gazu na obrazie sejsmicznym (bright spots). Bada-
nia Clark (1992) wskazuj¹ na znaczn¹ redukcjê prêdkoœci
rop ze wzrostem obecnoœci gazów. Tzw. „¿ywa” ropa
zaznacza siê w sposób szczególny na sekcjach sejsmicz-
nych i profilowaniach akustycznych.

Analiza wp³ywu temperatury i ciœnienia oraz sk³adu
chemicznego objê³a równie¿ badanie lepkoœci rop.
Wszystkie problemy, o których by³a wczeœniej mowa,
dotycz¹ równie¿ tego parametru. Jednak przy znacznym
obni¿aniu siê temperatury ropa mo¿e charakteryzowaæ siê
bardzo du¿¹ lepkoœci¹, co wywo³uje wzrost w³aœciwoœci
t³umi¹cych fale rozchodz¹cych siê w horyzontach nasyco-
nych takimi mediami i wzrost ich prêdkoœci. Problem ten
by³ badany miêdzy innymi przez Jonesa (1986). W pracy
Beggsa i Robinsona (1975) podano wzory empiryczne
³¹cz¹ce lepkoœæ ropy nie zawieraj¹cej gazu jako funkcjê
temperatury, z poprawk¹ na wp³yw ciœnienia wprowadzan¹
wg relacji Beala. Obecnoœæ gazu w ropie powoduje obni¿e-
nie jej lepkoœci.

Faza wodna — solanka. Wody z³o¿owe nasycaj¹ce ska³y
zbiornikowe charakteryzuj¹ siê zró¿nicowanymi
w³aœciwoœciami fizyko-chemicznymi. Ich zasolenie zmie-
nia siê w szerokim przedziale, od œladowych czêœci mg/l do
kilkuset, a nawet kilkutysiêcy mg/l w przypadku solanek
stê¿onych.

Zwi¹zek pomiêdzy zasoleniem, temperatur¹ i oporno-
œci¹ w³aœciw¹ wód z³o¿owych jest badany rutynowo przy
pomiarach geofizyki otworowej. Proste relacje do oblicze-
nia opornoœci fazy wodnej dla danej temperatury i zasole-
nia mo¿na znaleŸæ w instrukcjach œwiatowych firm
geofizycznych (np. Schlumberger Log Interpretation Char-
ts, 1990; Halliburton Log Interpretation Charts, 1991). Dla
roztworu NaCl:

Rw(t2)=Rw(t1) ⋅
+
+









t K

t K

1

2

[5]

gdzie:
Rw(t1) i Rw(t2) s¹ to opornoœci wody z³o¿owej odpo-

wiadaj¹ce temperaturom t1 i t2.
Wspó³czynnik K = 21,5 jeœli temperatura jest wyra¿ona

w oC lub 6,77 gdy w oF.
W³aœciwoœci wód z³o¿owych zale¿¹ zarówno od ich

sk³adu mineralnego, jak i temperatury, w mniejszym stop-
niu od ciœnienia. W wielu publikacjach cytowane s¹ wzory,
najczêœciej uzyskiwane na drodze badañ laboratoryjnych,
które wi¹¿¹ ze sob¹ te parametry i silnie wp³ywaj¹ na zmia-
ny gêstoœci, prêdkoœci, rozchodzenia siê fali pod³u¿nej i
modu³ów sprê¿ystoœci. Wzrost stê¿enia soli rozpuszczo-
nych w wodach wywo³uje wzrost gêstoœci. Wykorzystuj¹c
wyniki cytowane w szeregu publikacjach Batzle i Wang
(1992) przytaczaj¹ relacjê aproksymowan¹ prostym wielo-
mianem dla gêstoœci solanki w zale¿noœci od temperatury i
ciœnienia:

Dw=1+ 1·10-6 · (-80 ·T - 3,3 · T2 + 0,00175 · T3 + 489 · P - 2 · T · P +
0,016 · T2 · P - 1,3 · 10-5 · T3 · P - 0,333 · P2 - 0,002 · T· P2) [6]
oraz:

DSOL=Dw + S ·{0,668 + 0,44 · S + 1 · 10-6 ·[300 · P - 2400 · P · S
+ T · (80 + 3 · T - 3300 · S - 13 · P + 47 · P · S)]} [7]

gdzie :
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Ryc. 3. Wykres zmian prêdkoœci Vropy dla ropy w zale¿noœci od
jej gêstoœci Do dla sta³ej temperatury (T = 300 C) i ciœnienia (P =
0,1 MPa). Obliczenia wykonane wg wzoru [4]
Fig. 3. The relationship between compressional velocity of oil
and its reference density for constant temperature (T = 300) and
pressure (P = 0.1 MPa) using equation [4]
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Ryc. 2. Zale¿noœæ gêstoœci ropy od temperatury, ciœnienia i
sk³adu chemicznego (wyra¿onego poprzez D0) obliczona wg
wzorów [2] i [3]. Obliczenia wykonano dla ciœnieñ: a) 0,1 MPa,
b) 25 MPa, c) 50 MPa oraz dla nastêpuj¹cych gêstoœci odniesie-
nia: 1) D0 = 0,78 g/cm3, 2) 0,85 g/cm3, 3) 1,0 g/cm3

Fig. 2. Oil density as a function of temperature, pressure and
compositon (D0), calculated on the basis of equations [2] and [3].
Densities are plotted for pressures: a) 0.1 MPab) 25 MPa, c) 50
MPa for reference densities (D0): 1) 0.78 g/cm3, 2) 0.85 g/cm3, 3)
1.0 g/cm3.



Dw w [g/cm3]; S jest zasoleniem wyra¿onym w [ppm]
dla chlorku sodu;
T w [oC] i P w [MPa]

Wartoœæ prêdkoœci fali pod³u¿nej dla cieczy (wody i
solanki) w postaci uproszczonego równania dostarcza
Chen i in. (1978):

VSOL = Vw + S · (1170 - 9,6 · T + 0,055 · T2 - 8,5 · 10-5 · T3 +
2,6 · P -0,0029 · T · P -0,0476 · P2) + S1,5 · (780 - 10 · P + 0,16
· P2) - 820 · S2 [8]

gdzie:
VW — prêdkoœæ dla wody jest opisana relacj¹ cyto-

wan¹ w pracy Millero i in. (1977) i Chen i in. (1978).
Wzór [8] opisywa³ zachowanie siê czystej wody w tem-

peraturze do 1000 C i ciœnienia do oko³o 100 MPa. Millero
i in. (1977) i Chen i in. (1978) wprowadzaj¹ korektê na
zasolenie do 55 000 ppm, a Batzle i Wang (1992) a¿ do 150
000 ppm. Nale¿y zaznaczyæ, ¿e w tej ostatniej publikacji
przedstawione s¹ równania z nieco innymi sta³ymi, które s¹
dopasowane do dodatkowych danych laboratoryjnych.
Niezale¿nie od cytowanych wy¿ej wzorów w publikacji
Brechovskich (Ba³a, 1989) przedstawiony jest wzór otrzy-
many empirycznie dla prêdkoœci fali pod³u¿nej roz-
chodz¹cej siê w wodach o zmiennym zasoleniu, a
uwzglêdniaj¹cy równie¿ ciœnienie i temperaturê:

VSOL =1410+4,21·T–0,037·T2 +1,14·10-3 ·S+1,84· P [9]

We wzorze tym P jest wyra¿one w MPa, T w oC, a zaso-
lenie w kg/m3.

Na rycinie 4 s¹ przedstawione zmiany prêdkoœci w
funkcji P i T obliczone wed³ug wy¿ej wymienionego wzoru
dla zasolenia S = 50 kg/m3 i ciœnieñ P = 0,1 MPa, 50 MPa,
100 MPa i 200 MPa oraz w zakresie zmian temperatur od
50oC do 200oC. Widaæ wyraŸny wzrost prêdkoœci VSOL ze
wzrostem ciœnienia i obni¿anie siê prêdkoœci ze wzrostem
temperatury. Zmiany zasolenia wywo³uj¹ bardzo minimal-
ne zmiany w zakresie przedstawionych temperatur i ciœ-
nieñ wed³ug powy¿szego wzoru, chocia¿ obliczenia przy
wykorzystaniu równañ przedstawianych w pracy Chen i in.
(1978) wskazuj¹ na doœæ istotny wp³yw na prêdkoœci VSOL i
modu³y sprê¿ystoœci (KSOL), ale w zakresie bardzo du¿ych
koncentracji soli (150 000 ppm i 300 000 ppm).

Lepkoœæ solanki wykazuje zmiany z temperatur¹ ale
stosunkowo ma³o zale¿y od ciœnienia, natomiast wzrost

zasolenia wp³ywa na podwy¿szenie siê lepkoœci roztworu.
Jednak te wnioski dotycz¹ znowu roztworów o bardzo
du¿ych zasoleniach (100 000 ppm i 240 000 ppm).

Fazy mieszane — woda z gazem. Czêsto w z³o¿ach, jak
ju¿ by³o wczeœniej wspomniane, wystêpuj¹ ropy naftowe z
rozpuszczonym gazem, jak równie¿ wody zawieraj¹ce
pewne domieszki gazu. Na rycinie 5 przedstawiono wykres
zale¿noœci modu³u sprê¿ystoœci dla wody z gazem w funk-
cji zawartoœci gazu w solance. Wykorzystano do obliczeñ
wzory Kustera i Toksoza (Ba³a, 1989, 1998; Ba³a i in.,
2001), które przechodz¹ w granicznym przypadku w rów-
nanie znane jako równanie Wooda.

1

K

Sw

K

1 Sw

Kf w g

= −
−

[10]

gdzie:
Kf — modu³ odkszta³cenia objêtoœci dla mieszaniny,
Sw — objêtoœæ wody w mieszaninie,
Kw, Kg — modu³y odkszta³cenia objêtoœci dla wody i

gazu.
Jak widaæ, obecnoœæ nawet ma³ej iloœci gazu powoduje

gwa³towne zmiany w³aœciwoœci sprê¿ystych mediów
z³o¿owych. Znacznie ³agodniej wp³ywa na zmiany gêsto-
œci mieszaniny.

Zmiany VP i VS w funkcji nasycenia przestrzeni

porowej wod¹ lub gazem

W³aœciwoœci fizyczne mediów z³o¿owych wp³ywaj¹ w
sposób istotny na w³aœciwoœci ska³ zbiornikowych. Prêd-
koœci fal sprê¿ystych w ska³ach zawieraj¹cych wêglowo-
dory, w szczególnoœci gaz, zmieniaj¹ siê w stosunku do
prêdkoœci fal w ska³ach nasyconych wodami z³o¿owymi.
Potwierdzaj¹ to zarówno badania sejsmiczne wykorzysty-
wane do lokalizacji z³ó¿, jak równie¿ pomiary akustyczne
w otworach wiertniczych z rejestracj¹ pe³nych obrazów
falowych, a tak¿e badania laboratoryjne. Jednak obni¿enie
prêdkoœci fal pod³u¿nych, w mniejszym stopniu poprzecz-
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Ryc. 5. Zmiany modu³u odkszta³cenia objêtoœci medium poro-
wego (Kf) w zale¿noœci od zawartoœci gazu (Sg) w solance,
zadano nastêpuj¹ce parametry dla gazu Kg: 1) 0,01 GPa, 2) 0,03
GPa, 3) 0,05 GPa, dla wody Kw = 2,4 GPa
Fig. 5. The bulk modulus of pore fluid (Kf) as a function of gas
saturation (Sg) in the brine. The bulk modulus of gas (Kg): 1) 0.01
GPa, 2) 0.03 GPa, 3) 0.05 GPa and the bulk modulus of brine: Kw

= 2.4 GPa
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Ryc. 4. Wykres zale¿noœci VP w funkcji temperatury i ciœnienia
dla wodnego roztworu o zasoleniu S = 50 kg/m3. Obliczenia
wykonano na podstawie wzoru [9]
Fig. 4. Compressional velocity of pore water as a function of
temperature and pressure for constant salinity S = 50 kg/m3. The-
se values were calculated using equation [9]



nych, nie zale¿y tylko od objêtoœci lotnych wêglowodorów
w przestrzeni porowej. Przekonano siê, ¿e nawet ma³a
zawartoœæ gazu doœæ gwa³townie obni¿a VP. Czynnikiem,
który równie¿ wp³ywa na kszta³towanie siê parametrów
sprê¿ystych w skale gazonoœnej jest sposób rozmieszcze-
nia fazy gazowej w porach .

Wiele publikowanych prac przedstawia zale¿noœæ
prêdkoœci fal, ich t³umienia, modu³ów sprê¿ystoœci od
wielkoœci nasycenia wod¹ i gazem, okreœlonych na podsta-
wie pomiarów laboratoryjnych oraz modelowañ teoretycz-
nych. Zauwa¿ono, w trakcie badañ na próbkach, znaczne
ró¿nice w zachowaniu siê prêdkoœci fal przy wzrastaj¹cym
i malej¹cym nasyceniu próbek wod¹. Przy rosn¹cym
wspó³czynniku zawodnienia (Sw) a¿ do oko³o 80% (a tym
samym malej¹cym nasyceniu powietrzem) prêdkoœæ VP

wykazywa³a niewielkie zmiany, natomiast w przedziale od
80% do 90% gwa³townie ros³a. Jednak, gdy z tej samej
próbki usuwano wodê, zachowanie siê VP by³o zupe³nie
odmienne. Obserwowano wyraŸn¹ „histerezê” prêdkoœci
w przedziale od 30%–90% (Sw). Przypuszczano wiêc, ¿e
przyczyn¹ takiego kszta³towania siê parametrów sprê¿ys-
tych przy ró¿nych technikach nasycania próbek wod¹ i
powietrzem mog¹ byæ zmiany w geometrycznym
rozk³adzie fazy ciek³ej i gazowej w porach skalnych
(Domenico, 1976; Murphy, 1982). Obliczenia wykonane
przy wykorzystaniu modeli teoretycznych oœrodków poro-
watych potwierdzi³y obserwacje laboratoryjne (Toksöz i
in., 1976; Ba³a, 1989, 1991, 1994; Enders & Knight, 1989).

Obliczone zale¿noœci VP = f (Sg) dla piaskowca przy
wykorzystaniu relacji Biota i Gassmanna (BG), szcze-
gó³owo opisanej w pracach (Ba³a, 1989,1998; Krief i in.,
1990), Raymera, Hunta i Gardnera (RHG) (1980) oraz
Wylliego (W) (Wyllie, 1956) przedstawiono na ryc. 6.
Zastosowane modele nale¿¹ do najbardziej znanych i s¹
wykorzystywane (dwa ostatnie) w systemach komputero-
wych w interpretacji profilowañ geofizyki otworowej.
Parametrem krzywych jest wspó³czynnik porowatoœci M =
0,25. W przypadku modelu BG obserwuje siê najpierw
spadek Vp przy niewielkiej zawartoœci gazu (Sg = 0,05–
0,1), a nastêpnie wzrost prêdkoœci. Wartoœci VP przy
ca³kowitym nasyceniu gazem mog¹ nawet nieco przewy¿-
szaæ prêdkoœci okreœlone przy pe³nym nasyceniu porów
wod¹. Przypadek ten ma miejsce tylko w ska³ach o bardzo
niskich porowatoœciach. Zmiany prêdkoœci fali S w funkcji
nasycenia wod¹ i gazem s¹ bardzo nieznaczne. Powoduje
to obni¿enie stosunku obu prêdkoœci VP/VS, co mo¿e byæ
potraktowane jako wskaŸnik nasycenia gazem formacji
skalnych (Tatham & Stoffa, 1976; Ba³a, 1988). Nieco ina-
czej zachowuje siê VP = f (Sg) w modelu RHG. Pocz¹tko-
wo równie¿ doœæ gwa³townie spada VP ze wzrostem Sg,
potem natomiast kszta³tuje siê prawie na sta³ym poziomie.
Model W daje ci¹g³e, doœæ znaczne, w stosunku do

poprzednich relacji, obni¿anie siê prêdkoœci fal
pod³u¿nych w miarê narastania nasycenia gazem.

Obliczenia VP = f (Sg) wykonano równie¿ wykorzy-
stuj¹c zmodyfikowane wzory Kustera i Toksöza (Ba³a,
1989, 1998) zak³adaj¹c zmienne spectrum przestrzeni
porowej ("m) i C("m) (tab. 1). Przy estymowaniu przestrze-
ni porowej za³o¿ono osiem typów porów o ró¿nych "m i
C("m). Rozk³ad porów dla modelu piaskowca potwierdzaj¹
badania porozymetryczne. Uwzglêdniono równie¿ wariant
w którym dwie fazy (woda i gaz) nie mieszaj¹ siê wzajem-
nie, a mog¹ wystêpowaæ obok siebie np. gaz w postaci
pêcherzyków w cieczy.

Charakterystyka warstw wybranych do modelowania.
Na podstawie opracowanych modeli prêdkoœciowych, uzy-
skanych z profilowañ akustycznych oraz wartoœci
wspó³czynników porowatoœci (M), wspó³czynników nasy-
cenia wod¹ (Sw) i gazem (Sg), zawartoœci frakcji ilastej
(Vsh) i sk³adu mineralnego (Vma), okreœlonych przy
pomocy kompleksowej interpretacji danych geofizyki
wiertniczej, wykonanej w ramach prac (Pietsch i in., 1998)
w otworach R -1, 2, 3, 7, 8, 9, 27, 28, W-3 oraz K-3 opraco-
wany zosta³ „syntetyczny” model oœrodka. W oparciu o
uœredniony model prêdkoœci (ryc. 7), wytypowano hory-
zonty zbiornikowe, z których mog³a nastêpowaæ migracja
lotnych wêglowodorów ku powierzchni („kominy dyfuzyj-
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Model
Kma
[GPa]

:ma
[GPa]

Dma
[kg/m3]

Wspó³czynnik

kszta³tu "m

Koncentracja

porów C("m)
E(C"m)[M] Uwagi

piaskowiec 34,85 39,66 2650

1,0
0,1

0,0025
0,002

0,0015
0,001

0,0005
0,0001

0,18
0,069

0,0001
0,0001

0,00015
0,0002
0,0001

0,00002

0,25

"m i C("m)
podobny do
piaskowców
Boisse (Toksöz
i in., 1976)

Tab. 1. Parametry przyjête do obliczeñ dla warstwy piaskowca w modelu KT
Table 1. Parameters of sandstone taken for calculation in KT model
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Ryc. 6. Wykres zale¿noœci VP = f (Sg) obliczonych na podstawie
ró¿nych relacji dla modelu piaskowca o porowatoœci M = 0,25.
Przy obliczeniach relacj¹ KT zak³adano rozk³ad przestrzeni poro-
wej podany w tabeli 1 oraz przyjêto wariant, w którym dwie fazy
(gaz i solanka) nie mieszaj¹ siê wzajemnie, a mog¹ wystêpowaæ
obok siebie np. gaz w postaci pêcherzyków w cieczy
Fig. 6. Compressional velocity as a function of gas saturation (VP

= f(Sg)) calculated for different theoretical models. Porosity of
the sandstone M = 0.25. The pore spectrum of the sandstone for
the KT model is in table 1; it was assumed that gas in the brine
occurred bubles



ne”). Takie zjawiska mog¹ powodowaæ powstanie
powierzchniowych anomalnych pól geochemicznych nad
niektórymi z³o¿ami, jak równie¿ maj¹ wp³yw na obraz pól
falowych i s¹ przyczyn¹ powstawania anomalii sejsmicz-
nych (Pietsch & Ba³a, 1996).

Do poziomów o najlepszych parametrach zbiorniko-
wych (najbardziej porowatych i równoczeœnie o najmniejszej
zawartoœci frakcji ilastej) zaliczyæ mo¿na trzeciorzêdowe pia-
ski i ¿wiry (Tr), wapienie górnej jury (J3), dwa poziomy pia-
skowcowe dolnej jury (J1), piaskowiec „trzcinowy” (T3,
Tk3T), utwory retu (T1 Ret) oraz warstwê piaskowcow¹
dolnego pstrego piaskowca (T1 Tp). Dolomit g³ówny,
poziom nasycony wêglowodorami w badanych otworach,
charakteryzuje siê zmienn¹ porowatoœci¹ (1–15,9%) i zaile-
niem (8–48%). Ska³y wymienione powy¿ej, o najlepszych
w³asnoœciach zbiornikowych, stanowi¹ potencjalne pozio-
my kumuluj¹ce gaz migruj¹cy wzd³u¿ uskoków i poprzez
przestrzeñ porow¹ oœrodka skalnego.

W wytypowanych horyzontach zbiornikowych badano
charakter zmian prêdkoœci fal pod³u¿nych i poprzecznych
w zale¿noœci od zmian nasycenia gazem. Po wykonaniu
szczegó³owej analizy ró¿nych modeli teoretycznych zde-
cydowano siê stosowaæ relacje Kustera i Toksöza, które
wykazuj¹ zmiany VP ju¿ przy bardzo niskim, rzêdu kilku
%, nasyceniu gazem przestrzeni porowej ska³.

Przy wykorzystaniu profilowañ akustycznych w pro-
blemach sejsmiki nale¿y sobie zdawaæ sprawê z tego, z
jakiej objêtoœci ska³y dostarczana jest informacja z PA.
Przy pomiarze sond¹ BHC lub SPAK profilowanie aku-
styczne bada strefê blisk¹, przy otworow¹, zmienion¹ naj-
czêœciej procesami wiercenia i filtracj¹ p³uczki do
warstwy, spowodowan¹ przewy¿szeniem ciœnienia hydro-
statycznego w stosunku do z³o¿owego. Tylko sonda d³uga
LSS firmy Halliburton pozwala na badanie strefy nieco dal-
szej, która mo¿e odpowiadaæ niezmienionej czêœci ska³y.

W zwi¹zku z tym, przy badaniu zmian prêdkoœci spo-
wodowanych obecnoœci¹ gazu nale¿a³o siê zastanowiæ nad
problemem jaka objêtoœæ wêglowodorów pozostaje w stre-
fie bliskiej, przemytej. Jest to najczêœciej frakcja wêglowo-
dorów nieruchomych, zatrzymana w z³o¿u na skutek
dzia³ania si³ kapilarnych. W zale¿noœci od sk³adu mineral-
nego ska³, a wiêc od obecnoœci ró¿nych minera³ów
ska³otwórczych, mog¹ one wykazywaæ w³asnoœci hydrofi-
lowe b¹dŸ hydrofobowe. W ska³ach hydrofilowych o poro-
watoœci mniejszej od 15% i przy przepuszczalnoœci od
kilku do oko³o 100 mD objêtoœæ wêglowodorów p³ynnych
kszta³tuje siê na poziomie od 10%–20% dla ropy lekkiej
do 20%–30% dla ropy o du¿ym ciê¿arze objêtoœciowym.
Przy porowatoœciach M > 15% nasycenie rop¹ zawiera siê
miêdzy 20% a 30% (dla ska³ wykazuj¹cych w³aœciwoœci
hydrofobowe zale¿noœæ objêtoœci wêglowodorów nieru-
chomych i ruchomych od przepuszczalnoœci i porowatoœci
w strefie bliskiej jest bardziej skomplikowana). Dla wêglo-
wodorów gazowych resztkowe nasycenie gazem w strefie
przemytej jest zawsze wy¿sze ni¿ dla ropy. Przy komplek-

sowej interpretacji profilowañ geofizyki wiertniczej przyj-
muje siê na ogó³ (firmy takie jak: Schlumberger, Hallibur-
ton, Dresser Atlas i inne) nasycenie gazem w tej strefie
równe 20% do 30%. Iloœæ ropy czy gazu pozostaj¹cych w
porach strefy przemytej jest uzale¿niona równie¿ od
kszta³tu porów, ich po³¹czenia i krêtoœci, zale¿¹ wiêc od
konfiguracji przestrzeni porowej. Parametry te wp³ywaj¹
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Ryc. 7. Wykres zale¿noœci uœrednionej prêdkoœci warstwowej w
funkcji g³êbokoœci dla syntetycznego modelu z³o¿a „R”
Fig. 7. The plot of average velocities as a function of depth for
the synthetic model of hydrocarbon reservoir in region ”R”

Piaskowiec Wapieñ Dolomit Materia³ ilasty Solanka Gaz

Kma = 34,85 GPa Kma = 76,08 GPa Kma = 83,00 GPa Ksh = 17,00 GPa Kf = 2,40 GPa Kg = 0,05 GPa

:ma = 39,66 GPa :ma = 31,77 GPa :ma = 42,10 GPa :sh = 6,90 GPa :f = 0,00 GPa :g = 0,00 GPa

Dma = 2650 kg/m Dma = 2710 kg/m3
Dma = 2870 kg/m3 Dsh = 2450 kg/m3

Df = 1030 kg/m3 Dg = 100 kg/m3

Tab. 2. Wartoœci modu³ów K i : oraz gêstoœci D dla szkieletu piaskowca, wapienia i dolomitu, materia³u ilastego oraz mediów
z³o¿owych przyjête do obliczeñ
Table 2. Bulk and shear moduli and densities for the matrix of sandstone, limestone and dolomite and shale and pore fluid



bardzo silnie na przepuszczalnoœæ ska³y. Obecnoœæ mate-
ria³u ilastego ma równie¿ silny wp³yw na w³asnoœci aku-
mulacyjne i filtracyjne ska³, co w sposób ewidentny
zmienia ich parametry sprê¿yste.

Modelowanie przestrzeni porowej ska³ i dobór parame-
trów modelu. Dla wytypowanych warstw — modeli
wykonano, w pierwszej kolejnoœci, obliczenia zwi¹zane z
doborem odpowiednich „rozk³adów” przestrzeni porowej :
wspó³czynnika kszta³tu porów "m i ich koncentracji c ("m).
Wspó³czynnik kszta³tu porów "m okreœla w modelu K-T
pory elipsoidalne o pewnym sp³aszczeniu wyra¿onym jako
stosunek pó³osi mniejszej do wiêkszej (a/b), natomiast
koncentracja porów C("m) jest zwi¹zana z porowatoœci¹
ska³y w nastêpuj¹cy sposób:

C m
m

M

( )α =
=

∑ Φ
1

(m= 1 .....M)

gdzie:
M — iloœæ ró¿nych wspó³czynników kszta³tu porów.
Przy modelowaniu przestrzeni porowej w poszczegól-

nych warstwach uwzglêdniano zarówno wyniki pomiarów
laboratoryjnych, jak i danych geofizycznych. Oparto siê na:

� szczegó³owej analizie wyników porozymetrycznych
wykonanych na rdzeniach pochodz¹cych z otworów danej
struktury, stratygrafii i litologii oraz zastosowania analizy
fraktalnej do wyra¿enia wymiarów „fraktalnych”, charak-
teryzuj¹cych w sposób syntetyczny wykszta³cenie prze-
strzeni porowej (Such, 1998),

� badaniu relacji pomiêdzy wielkoœci¹ przestrzeni
porowej (M), a obecnoœci¹ materia³u ilastego okreœlonego
na podstawie profilowania gamma. Próbowano znaleŸæ
relacjê miêdzy wielkoœci¹ porów i zawartoœci¹ materia³u
ilastego, bowiem obecnoœæ frakcji ilastej powoduje
zmniejszanie siê przestrzeni porowej,

� dopasowaniu iteracyjnym spektrów porowych C("m)
i "m okreœlonych dla poszczególnych modeli, dla których
uzyskano najlepsz¹ zgodnoœæ obliczonej prêdkoœci fali
pod³u¿nej VP z wartoœci¹ pomierzon¹ z profilowania aku-
stycznego, przy zadanych parametrach wyinterpretowa-
nych z profilowañ geofizyki otworowej (Vsh, M).

Na koñcu spektrum porowe okreœlano korzystaj¹c z
relacji Kustera i Toksöza (model K-T), wykonuj¹c kolejne
iteracje obliczeniowe. W pierwszej iteracji przyjmowano
najprostszy rozk³ad porów C("m) równy ca³kowitej
porowatoœci. Za kryterium poprawnoœci doboru „rozk³adu”
("m) oraz C("m) przyjêto zgodnoœæ obliczonej prêdkoœci
fali pod³u¿nej VP, przy zadanym nasyceniu porów wod¹
z³o¿ow¹ i minimalnym nasyceniu gazem, z wartoœciami
wyinterpretowanymi z profilowania akustycznego, dla
danych uœrednionych parametrów warstw. Najdrobniejsze
pory (<5 mm) wystêpuj¹ce w modelach s¹ zwi¹zane z
frakcj¹ ilast¹. Obecnoœæ minimalnych nasyceñ gazem
przyjêto, jako mo¿liwe, przy jego ewentualnej migracji z
dolnych poziomów dolomitu g³ównego.

Warianty obliczeniowe uwzglêdnia³y obecnoœæ mate-
ria³u ilastego (Vsh) w warstwach modelach. Przy oblicze-
niach wstêpnych zak³adano, ¿e materia³ ilasty wystêpuje
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Horyzonty
Modele

Parametry otrzymane z profilowañ
geofizyki wiertniczej

Parametry szkieletowe
wprowadzane do modelu KT

Spektrum porowe

M
wart. œred.
min.-maks.

Vsh
wart. œred.
min.-maks.

VP

[m/s]
Kma

[GPa]
:ma

[GPa]
Dma

[g/cm3]
Dsh

[g/cm3]

"m

"(sh)
C["(m)]
C"(sh)

Model 1
Tr — piaski zailone

0,197
0,95–0,27

0,253
0,16–0,50

1900 30,35 31,022 2600 0,3
0,05
0,5

0,09
0,007
0,253

Model 2
J3 — wapienie,
wap. margl. ilowce

0,122
0,02–0,238

0,275
0,15–0,33

2840
2195–5210

64,85 24,93 26399
245
0

0,1
0,05
0,001

0,04
0,002
0,001

Model 3
J1 — piaskowce

0,208
0,147–0,238

0,08
0,05–0,12

3125
2675–3970

33,42 37,039 2634
245
0

0,2
0,0095

0,22
0,008

Model 4
J1 — piaskowce,
p-ce z wk³. i³owców

0,21
0,127–0,24

0,146
0,11–0,21

2940
2770–3095

32,24 34,88 2620
245
0

0,185
0,04
0,01

0,185
0,024
0,001

Model 5
T3Tk3T —
piaskowiec

0,105
0,02–0,183

0,282
0,20–0,47

3580
3205–3905

29,82 30,42 2594
2450

0,1
0,01

0,104
0,001

Model 6
T1r (ret) —
wapienie z wk³.
i³owca

0,05
0,0–0,11

0,20
0,09–0,32

4505
3095–5210

64,264 26,80 2698
265
0

0,15
0,0175

0,04
0,01

Model 7
T1Tp2 —
piaskowce,
mu³owce

0,0316
0,0–0,103

0,323
0,22–0,38

4365
3400–6060

29,093 29,79 2650
265
0

0,08
0,006

0,0303
0,0011

Model 8
P3Z2Ca2 —
dolomit

0,085
0,01–0,159

0,273
0,08–0,58
za³: 0.1

5130
4000–5990

76,41 38,58 2848
265
0

0,22
0,02

0,08
0,005

Model 9
P1 — piaskowce

0,071
0,02–0,167

0,264
0,12–0,53

3905
3390–4200

33,13 31,011 2650
265
0

0,1
0,035

0,06
0,011

Tab. 3. Tabelaryczne zestawienie parametrów stosowanych do obliczeñ dla wybranych horyzontów przy wykorzystaniu mode-
lu KT
Table 3. Parameters used to calculation for the chosen horizons using KT theoretical model



obok matrycy skalnej. W drugim wariancie zailenia, cha-
rakterystycznym najczêœciej przy du¿ej zawartoœci mate-
ria³u ilastego, uwzglêdniano obecnoœæ frakcji ilastej w
przestrzeniach porowych (Ba³a, 1989).

Wartoœci sta³ych szkieletowych — modu³u odkszta³cenia
objêtoœci (Kma), modu³u odkszta³cenia postaci (:ma) oraz
gêstoœci (Dma) dla szkieletu (matrycy) piaskowca, wapienia
i dolomitu oraz materia³u ilastego (Ksh, :sh, rsh) i mediów
z³o¿owych ( solanka — Kw, :w, rw), gaz — Kg, :g, rg) przy-
jêto zgodnie z pracami (Toksöz i in., 1976; Ba³a, 1989;
Eastwood & Castagna, 1983; Krief i in., 1989) i zamiesz-
czono w tabeli 2. Przy wprowadzaniu parametrów wejœcio-
wych dotycz¹cych faz — mediów z³o¿owych
uwzglêdniano sugestie zawarte w rozdziale 2.

Zmiany prêdkoœci fali pod³u¿nej P jako funkcjê ró¿ne-
go nasycenia gazem i solank¹ modelowano uwzglêdniaj¹c
wariant nasycenia, który zak³ada ¿e dwie fazy (solanka i
gaz) nie mieszaj¹ siê wzajemnie, a mog¹ wystêpowaæ

obok siebie np. gaz w postaci pêcherzyków w cieczy. W
tym wariancie, obserwuje siê doœæ gwa³towne zmiany Vp

przy ma³ym nasyceniu gazem. Poprawnoœæ przyjêtego
rozk³adu parametrów (" m) oraz C(" m) by³a uwarunkowa-
na dodatnimi wartoœciami wspó³czynnika Poissona <, uzy-
skanymi przy za³o¿eniu nawet ca³kowitego nasycenia
porów modelu gazem (Sg = 100%). W kolejnej tabeli 3
przedstawiono, dla poszczególnych warstw — modeli,
parametry uwzglêdniane przy obliczeniach zale¿noœci VP =
f (M, Vsh, Sw, Sg) przy wykorzystaniu relacji Kustera i
Toksöza. Podano uzyskane spektra przestrzeni porowej dla
("m) oraz C("m), dla których otrzymano najlepsz¹ zgod-
noœæ obliczonej prêdkoœci fali P z wartoœci¹ wyinterpreto-
wan¹ z profilowania akustycznego. Poprawnoœæ
przyjêtego rozk³adu parametrów ("m ) oraz C("m) by³a
uwarunkowana dodatnimi wartoœciami wspó³czynnika
Poissona <, uzyskanymi przy za³o¿eniu nawet ca³kowitego
nasycenia porów modelu gazem (Sg = 100%), oraz warto-
œciami prêdkoœci VP, przy nasyceniu wod¹ w 90%–95%.
Za³o¿ono, ¿e nasycenie gazem w strefie, któr¹ bada profi-
lowanie akustyczne mo¿e wynosiæ od 5–10%. W omawia-
nych tabelach zamieszczono równie¿ wartoœci parametrów
szkieletowych wynikaj¹cych z uwzglêdnienia frakcji ila-
stej w szkielecie matrycy skalnej.

Na rycinie 8 przedstawiono obliczone zale¿noœci VP = f
(Sw, Sg) dla dziewiêciu modeli. Charakter obni¿ania siê
prêdkoœci ze wzrostem nasycenia gazem jest podobny pra-
wie we wszystkich przypadkach. Obserwuje siê najpierw
doœæ znaczne obni¿enie VP przy wzroœcie nasycenia Sg od
u³amków % do mniej wiêcej 10%, potem VP maleje bardzo
nieznacznie przy wzroœcie nasycenia powy¿ej 10%. Naj-
wiêksze zmiany daj¹ siê zauwa¿yæ w modelach od 1 do 4,
których porowatoœci s¹ doœæ du¿e. Znaczn¹ trudnoœæ w
obliczeniach sprawi³ model 1, w którym nie dysponowano
rzeczywistymi wartoœciami prêdkoœci z profilowania aku-
stycznego (brak pomiarów PA w górnych odcinkach
wszystkich interpretowanych otworów) i któr¹ przyjêto
charakterystyczn¹ dla ska³ rozluŸnionych.

Aby uzyskaæ wyniki spe³niaj¹ce przyjête w modelowa-
niach kryteria nale¿a³o za³o¿yæ w niektórych warstwach
obecnoœæ frakcji ilastej w przestrzeni porowej ska³y
(modele 1, 2, 3). Dla modelu 8 — dolomitu g³ównego,
za³o¿ono nieco ni¿sze zailenie (Vsh = 0,1), a nie jak to
wynika³o ze œredniej arytmetycznej obliczonej dla pozio-
mów Ca2 ze wszystkich otworów. Równie¿, w odró¿nieniu
od innych warstw modelowych, obliczenia wykonano przy
nasyceniu gazem Sg = 0,2, uznaj¹c horyzont ten za nasyco-
ny wêglowodorami lotnymi, w którym w strefie przemytej
mo¿e wystêpowaæ a¿ 20–30% gazu i z którego mo¿liwa
jest ewentualna migracja gazu do wy¿szych poziomów.

Na ryc. 9 przedstawiono dla przyk³adu obliczone krzy-
we zale¿noœci VP, VS oraz VP/VS w funkcji nasycenia wod¹
i gazem dla modelu piaskowca odpowiadaj¹cego warstwie
J1 (model 3). Zmiany VP s¹ znacznie wiêksze w zakresie
nasycenia gazem Sg od 0,001 do 0,3 ni¿ dla VS, dla których
zmiany prêdkoœci ze wzrostem objêtoœci gazu w porach
ska³ s¹ bardzo nieznaczne. Powoduje to obni¿anie siê sto-
sunku obu prêdkoœci VP/VS ze wzrostem nasycenia gazem
od 1,71 przy pe³nym nasyceniu wod¹ do 1,36 przy 100%
nasyceniu gazem. Takie zachowanie siê VP/VS (jak rów-
nie¿ anomalnie niska wartoœæ wspó³czynnika Poissona
zale¿na od tego stosunku) mo¿e byæ potraktowane jako
istotny wskaŸnik nasycenia gazem formacji skalnych
(Tatham & Stoffa, 1976; Ba³a, 1988).
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Ryc. 8. Wykres zmian prêdkoœci fali pod³u¿nej w funkcji nasy-
cenia przestrzeni porowej gazem i solank¹ dla wybranych warstw
z rejonu „R”przy wykorzystaniu modelu KT
Fig. 8. Compressional velocities as a function of gas and water
saturation of pore space of rocks for the chosen horizons in region
”R” using KT model
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the horizon J1



Podsumowanie wyników i wnioski koñcowe

Wyniki modelowañ przedstawione powy¿ej potwier-
dzaj¹, ¿e obecnoœæ gazu w przestrzeni porowej wp³ywa
zasadniczo na zmianê parametrów sprê¿ystych oœrodków
porowatych, a w szczególnoœci na prêdkoœci propagacji fal
pod³u¿nych, znacznie mniej wp³ywa na VS.

� Niewielkie zawartoœci gazu w przestrzeniach poro-
wych horyzontów zbiornikowych mog¹ w znacznym stop-
niu obni¿yæ prêdkoœci fal P, a tym samym zaburzyæ obraz
falowy rejestrowany w pomiarach sejsmicznych. Prêdko-
œci fali pod³u¿nej w zale¿noœci od nasycenia porów gazem i
wod¹ dla zró¿nicowanych wspó³czynników porowatoœci
ska³ i zmiennego zailenia potwierdzaj¹ przypuszczenie o
du¿ym wp³ywie nawet niewielkiej obecnoœci gazu. Znacz-
nie mniejszy wp³yw wywiera natomiast na prêdkoœæ fali
poprzecznej (VS).W przypadku nasycenia porów gazem
stosunek VP/VS obni¿a siê doœæ znacznie i mo¿e byæ trakto-
wany jako istotny wskaŸnik obecnoœci lotnych wêglowo-
dorów.

� Czynnikiem, bardzo istotnie wp³ywaj¹cym na prêd-
koœci fal, jest sposób rozmieszczenia fazy gazowej w
porach skalnych. Model Kustera i Toksöza z wariantem
zmiennego nasycenia porów dwoma fazami (wodn¹ i
gazow¹) nie mieszaj¹cymi siê wzajemnie daje najbardziej
prawdopodobne wyniki przy modelowaniach z³ó¿ wêglo-
wodorów.

� Uwzglêdnianie realnych w³asnoœci mediów poro-
wych (gazów, rop, wód) w obliczeniach modelowych ma
zasadnicze znaczenie w okreœlaniu parametrów sprê¿ys-
tych ska³, a w efekcie koñcowym mo¿e zadecydowaæ o
poprawnoœci interpretacji sejsmicznych obrazów falowych
ukierunkowanej na wykrywanie wêglowodorów. Podobny
wniosek przedstawiono w pracy Castagna i in. (1995).

Praca by³a finansowana przez KBN w ramach projektów
badawczych nr 9 T12B010 11 i nr 8 T12B046 20.
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