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Анотація. Виконано регіональний прогноз пластових вуглеводневих систем для нафтових родовищ Внутріш-
ньої зони Передкарпатського прогину, територія якої була умовно розділена на 6 ділянок, що охоплюють 
окремі родовища та їх структурні блоки. Встановлено закономірності поширення різних типів вуглеводневих 
систем, що дає змогу прогнозувати їх на значних глибинах в областях високих температур і тисків на почат-
кових стадіях пошукових робіт. Особливість встановлення цих прогнозних показників полягає в тому, що 
термобаричні параметри залягання та фізичні параметри пластових нафт розглядаються як усереднені об'є-
днані величини в межах єдиної, цілісної Внутрішньої тектонічної зони. Специфіка зміни кожного з них також 
була єдиною і вимушено розповсюджувалася на всю територію зони. Глибини заміщення флюїдів оцінюва-
лися шляхом екстраполяції усереднених кривих Г = f (Н). При використовуванні на практиці подібних кривих, 
універсальних для великого регіону, певною мірою знижується достовірність пошуку значень конкретних 
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Вступ 
За останні 30 років у межах Бориславсько-

Покутської зони Передкарпатського прогину 
було виявлено низку нових родовищ нафти і 
газу. На старих родовищах накопичено знач-
ний обсяг даних про властивості пластових 
нафт, газів і газоконденсатів. Це створило пот-
ребу в упорядкуванні отриманих матеріалів та 
прогнозуванні властивостей вуглеводнів на 
великих глибинах окремих нафтогазоносних 
регіонів. Особливо актуальним є прогнозуван-
ня фазового стану вуглеводнів за умов високих 
температур і тисків на глибинах понад 5000 м.  

Прогнозування термодинамічної, термо-
баричної гідрогеологічної обстановки і фазо-
вого стану вуглеводнів у Передкарпатському 
прогині дасть можливість нарощення потен-
ційних ресурсів і запасів нафти і газу. 

 
Аналіз сучасних закордонних і вітчиз-

няних досліджень та публікацій  
Особливість наведених раніше прогнозів 

параметрів пластових вуглеводневих систем 
полягає в тому, що термобаричні параметри 
залягання і фізичні параметри пластових нафт 
розглядаються як об’єднані середні величини в 
єдиній, цілісній Внутрішній тектонічній зоні 
[1, 2].  

З метою вирішення згаданої проблеми на 
території зони було умовно виділено 6 ділянок, 
в межах яких розташовуються окремі родови-
ща та їх структурні блоки (рис. 1): 

Старосамбірська (Стрільбицьке, Півден-
номонастирецьке, Старосамбірське, Страше-
вицьке і Блажівське родовища); 

Бориславська (Східницьке, Новосхідниць-
ке, Бориславське та Іваниківське родовища); 

Заводівсько-Стинавська (Орів-Уличнян-
ське, Соколовецьке, Заводівське, Стинавське, 
Південностинавське, Мельничинське, Таняв-
ське, Семигинівське і Янківське родовища); 

Долинська (Долинське, Вигода-Витвицьке, 
Північнодолинське, родовища); 

Струтинсько-Дзвіняцька (Струтинське, 
Спаське, Підборівське, Чечвинське, Підлісів-
ське, Рожнятівське, Ріпнянське, Лицівське, Ру-
давецьке, Малахівське, Верхньолуквинське, 
Східнолуквинське, Росільнянське і Дзвіняцьке 
родовища); 

Битківська (Раковецьке, Гвізд-Старун-
ське, Південногвіздецьке, Битківське, Пнівсь-
ке, Бистрицьке, Довбушанське, Пасічнянське 
глибинне і Микуличинське родовища). 

Для кожної з шести ділянок Внутрішньої 
зони нами проведено оцінку зміни глибини 
густини дегазованої нафти нд та об’ємного 
коефіцієнта пл, які є складовими частинами 
формули для розрахунку запасів за об’ємним 
методом. Аналітичний аналіз здійснено для 
газовмісту Г пластових нафт. За величиною 
газовмісту можна визначити молярну масу ву-
глеводневої системи Мпл, а всі інші параметри, 
з урахуванням термобаричних умов, обчислю-
ються за запропонованим нами графо-
аналітичним методом [3, 4, 5]. 

У роботі дається характеристика щільнос-
ті зв’язку між досліджуваними ознаками плас-
тової густини і газовмісту нафт Передкарпат-
ського прогину:  

1) за газовмісту 600 м3/м3 значення пласто-
вої густини нафт будуть коливатись у межах 
500−560 кг/м3; 

2) за газовмісту 800 м3/м3 значення пласто-
вої густини нафт будуть коливатись у межах 
400−480 кг/м3; 

3) за газовмісту 1000 м3/м3 значення плас-
тової густини нафт будуть коливатись у межах 
300−410 кг/м3. 

І. В. Колодій та Ю. І. Петраш [6] дослі-
джували термобаричні умови формування вуг-
леводневих систем Внутрішньої зони Перед-
карпатського прогину та встановили їх зако-
номірності, зокрема звичайних нафт, нафт пе-
рехідного стану та газоконденсатних систем. 
Газовміст цих систем варіюється в досить об-
меженому діапазоні – від 329 до 450 м³/м³. 

параметрів. Для сучасного етапу фундаментального вивчення нафтогазоносності Карпатського регіону цього 
недостатньо. Високі пластові температури тільки підсилюють інтенсивність процесу розділення флюїдів. У 
кінцевому підсумку, коефіцієнт вилучення нафт звичайного типу з покладів залишається низьким, а у випад-
ках розробки нафт перехідного стану — дуже низьким. Крім того, виникає важлива і на даний час малови-
вчена проблема міцності структури колектора. Під час розробки нафтових покладів на будь-якому режимі 
(пружному чи розчиненого газу) пластовий тиск неминуче знижується. У роботі побудовано графіки залеж-
ності прогнозних параметрів, що входять у формулу підрахунку запасів вуглеводнів об’ємним методом, від-
носно глибин залягання покладів. Виведено рівняння регресії для прогнозування цих параметрів, які були 
використані в поєднанні з лабораторними дослідженнями термобаричних умов (тиску і температури) зале-
жно від глибини. Відомості про ці умови необхідні для обчислення окремих параметрів вуглеводневих сис-
тем.  
 
Ключові слова: вуглеводневі системи; термобаричні умови; склад нафти; коефіцієнт аномальності; газовміст. 
 



 
Умовні позначення: 1 – державні кордони; 2 – границі нафтогазоносного району; 3 – регіональні 

насуви, границі тектонічних зон; 4 – газові родовища з газоконденсатними покладами;  
5 – газоконденсатні родовища з покладами (облямівками) нафти; 6 – нафтові родовища 

Рисунок 1 – Оглядова карта Внутрішньої зони Передкарпатського прогину 
(Склав Чорний Е. О.) 
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допомогою екстраполяції середніх кривих  
Г = f (Н). Проте застосування таких універса-
льних кривих для великого регіону може приз-
вести до зниження точності визначення конк-
ретних параметрів. На поточному етапі ви-
вчення нафтогазоносності Карпатського регіо-
ну цього вже недостатньо [10]. Основні перс-
пективи відкриття нових покладів нафти і газу 
на великих глибинах (більше 3000 м) наразі 
зосереджені на Передкарпатському прогині. 

 
Висвітлення невирішених раніше час-

тин загальної проблеми 
На сьогодні вже досягнуто певних резуль-

татів у прогнозуванні надгідростатичних тис-
ків під час буріння свердловин. Однак, через 
різноманітність геологічної будови нафтогазо-
носних провінцій, областей та районів, засто-
сування різних методів і підходів до прогнозу-
вання пластових тисків у розкритих свердло-
винами пластах має свої специфічні особливо-
сті. Основною тенденцією в прогнозуванні 
надгідростатичних пластових тисків (НГПТ) 
останнім часом є використання різних мето-
дик, виявлення ефективних і оптимальних під-
ходів до прогнозування та кількісної оцінки 
НГПТ, враховуючи геологічні характеристики 
окремих районів та площ. Тому постає важли-
ве завдання розробки нового, більш точного 
прогнозу, щоб мати змогу передбачити основні 
характеристики та фазовий стан пластових 
нафт залежно від глибини залягання в різних 
маловивчених частинах Передкарпатського 
прогину. 

 
Мета та завдання досліджень 
Метою роботи є вдосконалення методів 

визначення та прогнозування вуглеводневих 
систем на прикладі Внурішньої зони Передка-
рпатського прогину. Для досягнення мети ро-
боти необхідно: 

1) провести регіональний прогноз параме-
трів вуглеводневих систем у межах Внутріш-
ньої зони Передкарпатського прогину;  

2) візуалізувати результати оцінки почат-
кових параметрів пластових нафтогазоконден-
сатних систем на основі результатів дослі-
джень свердловин на продуктивність (як у ста-
ціонарних, так і в нестаціонарних режимах  
фільтрації) в межах Внутрішньої зони Перед-
карпатського прогину. 

 
Висвітлення основного матеріалу дослі-

дження 
Для здійснення прогнозу параметрів плас-

тових вуглеводневих систем окремо розгляне-

мо умовно виділені ділянки, в межах яких  
розташовуються окремі родовища Передкар-
патського прогину та їх структурні блоки.  

Старосамбірська ділянка знаходиться на 
крайній північно-західній околиці Внутрішньої 
зони Передкарпатського прогину та межує з 
Польщею, де відкрито декілька родовищ нафти 
характеризується певними геологічними особ-
ливостями, які відрізняють її від інших частин 
прогину [3]. Дослідження властивостей плас-
тових нафт, проведене нами, показало, що змі-
ни фізичних параметрів у залежності від гли-
бини залягання відбуваються в дуже широкому 
діапазоні, що свідчить про відсутність чіткої 
кореляції між ними. Наприклад, густина дега-
зованих нафт нд варіюється в межах від 827,3 
до 877,6 кг/м3 (в одній пробі спостерігалась 
ρнд=950,3 кг/м³). Приблизно усереднену залеж-
ність цих значень від глибини Н (у км) можна 
виразити рівнянням прямої лінії (1): 

Н  3,75 - 965=  нд   .                 (1) 

Зміна безрозмірного об'ємного коефіцієн-
та пластової нафти пл до глибини 2 км можна 
приблизно описати рівнянням: 

2
пл Н  0,008 + Н  0,1 + 1,01 =    .       (2) 

Для більших глибин необхідно використо-
вувати рівняння прямої лінії 3: 

Н  0,04 + 1,1 = пл   .                 (3) 

Для визначення газовмісту Г в м³/м³ ми 
рекомендуємо використовувати наступні рів-
няння: 

до глибини 3 км:  
2Н  11,97 - Н  70,26 = Г  ;           (4) 

від  глибини 3 км:  

Н  5 + 88 = Г  .                       (5) 
Застосовуючи рівняння кореляції (1-5), 

можна розрахувати необхідні прогнозні пара-
метри для різних заданих глибин. 

Хоча властивості газів, розчинених в наф-
тах різних покладів, суттєво варіюються, в їх 
складі зазвичай переважає метан, вміст якого 
коливається від 51 до 84 мол. % (лише в одно-
му з покладів Блажівського родовища він ста-
новить 38 мол. %). Вміст інших компонентів у 
молярних відсотках змінюється в широких 
межах: С2 (7−26), С3 (3−22), С4 (1−11), С5+ 
(0,4−4), N2 (0,2−3,5), СО2 (0,8−5). В окремих 
випадках спостерігаються екстремально високі 
вмісти азоту – 19,1 мол. % (Стрільбицьке ро-
довище) і вуглекислого газу – 11,8 мол. %  
(Південномонастирецьке родовище). Густини 
газу за нормальних умов гн становлять 0,830 – 
1,322 кг/м3. Залежно від складу газів вихід 



Прогноз параметрів вуглеводневих систем … 

 

28 Нафтогазова енергетика, 2025, № 2(44)  
 

стабільного газоліну варіюється на порядок – 
від 0,015 до 0,157 кг/н.м3, складаючи 
переважно 0,07 – 0,1 кг/н.м3. 

На Бориславській ділянці досліджено фі-
зико-хімічні властивості 20 проб пластових 
нафт, серед яких 4 проби були взяті з Східни-
цького родовища Скибового НГР. Більшість 
проб (17  із 20)  відібрано з глибин до 3 км. 
Лише 3 проби отримані з глибин понад 4 км, з 
яких одна – це нафта перехідного стану, отри-
мана з покладу Новосхідницької складки. Роз-
біжності в значеннях фізичних параметрів пла-
стових нафт залежно від глибини залягання 
покладів є значними, тому проведені усеред-
нення слід вважати наближеними. 

Для нафт звичайного типу рекомендуємо 
прогнозувати їх густину в дегазованому стані 
нд у кг/м3, безрозмірний об'ємний коефіцієнт 
пл та газовміст Г у м3/м3 на різних глибинах Н 
у км за наступними рівняннями: 

Для нафт звичайного типу нами рекомен-
дується прогнозувати їх густину в дегазовано-
му стані нд в кг/м3, безрозмірний об’ємний 
коефіцієнт пл і газовміст Г в м3/м3 на різних 
глибинах Н в км можна за такими рівняннями: 

Н 2,5 - 860 =  нд  ,                    (6) 

до глибини 2,5 км 
2

пл Н  0,0472 - Н  0,262 + 1,024 =   ;   (7) 
2Н  22,936 - Н  119,502 = Г  ;        (8) 

на глибинах  2,5км 

Н  0,0389 + 1,287 =  пл  ;             (9) 

 Н  9,31 + 132,14 = Г  .             (10) 

Наявність нафт перехідного стану можна 
очікувати лише на глибинах понад 2,5−3 км. 
Прогнозні параметри цих нафт, оцінені нами за 
однією пробою, становлять: густина дегазова-
ної нафти нд = 830 кг/м3, об'ємний коефіцієнт 
пл = 2,120 і газовміст Г = 368 м³/м³. 

Склад газів, розчинених у нафтах, є схо-
жим (однотипним), а вміст компонентів у  
молярних відсотках є таким: метан 78 – 82, 
етан 8 – 9, пропан 4 – 6, бутани 2 – 3,5, пентани 
та вищі гомологи вуглеводнів 1,3 – 3,8, азот  
0,8 – 1,3 і вуглекислий газ 0,4 – 1,8. Густина 
газів коливається в межах від 0,848 до 
0,927 кг/м³, а вихід стандартного газоліну – від 
0,054 до 0,158 кг/м³. 

На Заводівсько-Стинавській ділянці дос-
ліджено значну кількість високонасичених га-
зом рідинних пластових флюїдів. Серед 19 
пластових нафт з дев’яти родовищ, для яких 
визначено фізико-хімічні властивості, 12  на-
лежать до звичайного типу з газовмістом мен-

ше 250 м3/м3, а 7 – до нафт перехідного стану, 
де газовміст перевищує 300 – 350 м3/м3. Ви-
вчені нафти залягають на глибинах від 3150 до 
5750 м. Остання з цих глибин є максимальною 
середньою глибиною залягання промислових 
покладів серед усіх виявлених у Внутрішній 
зоні Передкарпатського прогину (Соколовець-
ке родовище). 

Оскільки досліджені нами проби нафт 
звичайного типу зосереджені в вузькому діапа-
зоні глибин 3−4 км, характер рівнянь регресії 
за межами цього діапазону оцінено з ураху-
ванням тенденцій зміни параметрів на сусідніх 
ділянках. Для прогнозування залежностей (нд 
в кг/м3, пл безрозмірна величина, Г в м3/м3, Н в 
км) пропонуються такі рівняння: 

Н  3,5 - 862 =  нд  ;                (11) 

до глибини 3,5 км 
2

пл Н  0,032 - Н  0,253 + 1,058 =   ;   (12) 

2Н  14,341 - Н  118,318 = Г  ;          (13) 

на глибинах  3,5км 

Н  0,02 + 1,482 =  пл  ;              (14) 

Н  10,4 + 202 = Г   .                (15) 

Значення аналогічних параметрів нафт пе-
рехідного стану апроксимуються рівняннями 
прямих такого виду: 

Н  6 - 853 =  нд  ;                (16) 

Н  0,05 + 1,8 =  пл  ;               (17) 

Н  15 + 319 = Г  .                (18) 
Зміна газовмісту нафт з глибиною вказує 

на можливість заміщення перехідних систем 
газоконденсатними на глибинах, наближених 
до 6 км. На цих глибинах також спостеріга-
ються умови, особливо температурні, що спри-
яють трансформації нафт звичайного типу в 
нафти перехідного стану.  

Склад газів, розчинених у нафтах, є дуже 
різноманітним, з істотними варіаціями у вмісті 
окремих компонентів (у молярних відсотках): 
для метану (С1) в межах від 57 до 82%, етану 
(С2) — від 3,5 до 15%, пропану (С3) — від 3,5 
до 13%, бутану (С4) — від 2 до 7,5%, пентану 
та більш важких вуглеводнів (С5+) — від 1 до 
3%, азоту (N2) — від 0,1 до 5,5%, діоксиду вуг-
лецю (CO2) — від 1 до 30%. Густина газів ва-
ріюється від 0,862 до 1,169 кг/м3, а вихід стан-
дартного газоліну коливається в межах від 
0,054 до 0,158 кг/м3. 

Особливу увагу слід звернути на аномаль-
но високий вміст двооксиду вуглецю в розчи-
нених газах нафт різних типів, що залягають 
переважно в олігоценових відкладах меніліто-
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вої світи на глибинах 3150−5750 м. Вміст CO2 
у таких нафтах може бути в 3−7 разів вищим за 
фоновий (0,94 молярних %), досягаючи в 
окремих випадках значень 14,95; 15,27 і навіть 
30,24 молярних відсотків (наприклад, у Сти-
навському, Північностинавському і Танявсь-
кому родовищах). Цей феномен можна пояс-
нити з точки зору глибинного синтезу первин-
них вуглеводневих флюїдів, де основними 
шляхами міграції слугують глибинні розломи. 
Одним із таких розломів є Стрийський регіо-
нальний розлом., що перетинає Заводівсько-
Стинавську ділянку. 

Процес розвантаження глибинних осеред-
ків синтезу нафти та перенесення первинних 
флюїдів мав катастрофічний, вибуховий харак-
тер і відбувався надзвичайно швидко. Колек-
тори покладів заповнювалися вуглеводневими 
сполуками послідовно, знизу вгору, в межах 
осадового комплексу порід. Однак лише не-
значна частина продуктів синтезу потрапляла 
безпосередньо в колектори. Разом з уламками 
породи на поверхню виводилися величезні об-
сяги вуглеводнів, які згодом згоряли або роз-
сіювалися в атмосфері Землі. 

Процеси розвантаження глибинних флюї-
дів, ймовірно, відбувалися неодноразово, при-
чому термобаричні умови утворення первинної 
нафти змінювалися з часом. Це могло призво-
дити до суттєвих відмінностей у компонентних 
складах генерованих флюїдів. Таке явище сто-
сується й вмісту двооксиду вуглецю. Можли-
во, під час одного з останніх проривів продук-
ти синтезу були значно збагачені СО2, і саме ці 
флюїди заповнили колектори в осадових відк-
ладах менілітової світи олігоцену на ділянках, 
що безпосередньо прилягали до регіонального 
розлому. Надлишки двооксиду вуглецю могли 
легко мігрувати, розсіюватися або розчинятися 
в підземних водах. Звісно, не виключені й інші 
механізми, які могли призвести до утворення 
підвищених концентрацій СО2. 

Долинська ділянка, порівняно з іншими, є 
найменш вивченою щодо властивостей плас-
тових нафт: досліджено лише 7 проб із трьох 
родовищ.Пластові нафти, що залягають на се-
редніх глибинах (від 2300 до 3840м), є флюї-
дами звичайного типу із середнім та високим 
газовмістом. Була досліджена лише одна пере-
хідна система, яку відібрано з глибини 5650 м 
у Підберезівському блоці Північнодолинського 
родовища. Малий обсяг вибірки та значна роз-
біжність точок роблять зв’язок густини дегазо-
ваної нафти нд в кг/м3, безрозмірного 
об’ємного коефіцієнта пл та газовмісту Г в 

м3/м3  з глибиною залягання Н в км надто оріє-
нтовним. Це можна виразити рівняннями, які 
дають лише наближене уявлення про цю зале-
жність. Оскільки наведена вибірка є обмеже-
ною, точність цих рівнянь може бути низькою 
через варіацію даних.  

Н  30 - 850 =  нд  ;                (19) 

до глибини 4 км 
2

пл Н  0,023 - Н  0,255 + 1,01 =   ;   (20)  
2Н  13,44 - Н  123,474 = Г  ;        (22)  

на глибинах понад 4 км 

Н  0,06 + 1,422 =  пл  ;             (23) 

Н  6 + 242,86 = Г  .               (24) 

У єдиній дослідженій пробі нафти перехі-
дного стану були зафіксовані такі значення: 
густина дегазованої нафти нд = 827 кг/м3,  
пл = 2,250 і газовміст Г = 450 м3/м3.  

Подібно до Заводівсько-Стинавської діля-
нки, на великих глибинах (6 км і більше) ймо-
вірно відбувається заміщення нафт звичайного 
типу перехідними системами, а перехідні наф-
ти можуть бути заміщені газоконденсатними 
системами. Це підтверджує можливість утво-
рення більш складних вуглеводневих флюїдів 
під впливом високих температур та тисків на 
великих глибинах, де умови сприяють таким 
змінам у складі нафти. 

Проведені нами аналізи газів, розчинених 
у пластових нафтах, свідчать про їхню практи-
чну схожість як за складом, так і за фізичними 
властивостями. У компонентному складі цих 
газів (в молярних відсотках) містяться: метан 
(С1) — 71−76%, етан (С2) — 8−11%, пропан 
(С3) — близько 6%, бутан (С4) — 3−5%, пентан 
і більш важкі вуглеводні (С5+) — 1−4%, азот 
(N2) — 2−4%, діоксид вуглецю (CO2) — 1−2%. 
Густина газів коливається в межах 0,737−0,828 
кг/м3, а вихід стандартного газоліну — від 
0,037 до 0,176 кг/н.м3. 

На Струтинсько-Дзвіняцькій ділянці нами 
було вивчено найбільшу кількість проб — 29 
зразків пластових нафт з 12 родовищ. Ці проби 
були відібрані з глибинного інтервалу від 550 
до 3210 м, при цьому одна проба була отрима-
на на глибині 4627 м (Рожнятівське родовище). 
Завдяки наявній, досить чисельній вибірці, рі-
вняння кореляції для цього інтервалу глибин 
можна вважати більш імовірними порівняно з 
іншими ділянками, хоча розбіжність парамет-
рів, як і на інших ділянках, все ж залишається 
значною (рис. 2). Для глибин до 6 км, для про-
гнозування параметрів, які використовуються в 
формулі підрахунку запасів вуглеводнів об'єм-



 
Рисунок 2 – Зміна з глибиною густини дегазованої нафти (А), об'ємного коефіцієнта (Б) і  

газовмісту (В) на Бориславській ділянці Внутрішньої зони;  
    − нафти перехідного стану (Склав: Чорний Е. О.) 

 



 
Рисунок 3 – Зміна з глибиною густини дегазованої нафти (А), об'ємного коефіцієнта (Б) і  

газовмісту (В) на Заводівсько-Стинавській ділянці Внутрішньої зони;   
   − нафти перехідного стану (Склав: Чорний Е. О.) 

 



 
Рисунок 4 – Зміна з глибиною густини дегазованої нафти (А), об'ємного коефіцієнта (Б) і  

газовмісту (В) на Струтинсько-Дзвіняцькій ділянці Внутрішньої зони;   
   − нафти перехідного стану (Склав: Чорний Е. О.) 

 

 
Рисунок 5 – Зміна з глибиною густини дегазованої нафти (А), об'ємного коефіцієнта (Б) і  

газовмісту (В) на Битківській ділянці Внутрішньої зони;   
   − нафти перехідного стану (Склав: Чорний Е. О.) 



 
Рисунок 6 – Зміна з глибиною густини дегазованої нафти (А), об'ємного коефіцієнта (Б) і  

газовмісту (В) у надрах Внутрішньої зони Передкарпатського прогину;   
   − нафти перехідного стану (Склав: Чорний Е. О.) 
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За таких умов проникність гірських порід 
різко падає, а в пластах із надгідростатичними 
тисками вона може зменшитися до нуля, спри-
чиняючи повне закупорювання порового прос-
тору. Це не лише знижує нафтовіддачу, а й 
ускладнює подальшу розробку, оскільки  
зменшує ефективність дії вторинних методів 
видобутку. 

Таким чином, подальше освоєння глибо-
козалягаючих покладів у Передкарпатському 
прогині потребує комплексного підходу, який 
передбачає: 

– ретельне геомеханічне моделювання 
поведінки порід під час зміни тиску; 

– прогнозування стійкості колектора при 
різних режимах експлуатації; 

– розроблення адаптивних систем регу-
лювання тиску та оптимізації дренажу; 

– застосування методів підвищення наф-
товіддачі, враховуючи термобаричні особливо-
сті глибоких горизонтів. 

Лише поєднання геомеханічних, термоди-
намічних і технологічних рішень дозволить 
мінімізувати негативні наслідки режиму роз-
чиненого газу, зберегти цілісність колекторів 
та забезпечити більш ефективне вилучення 
вуглеводнів із глибоких пластів Передкарпат-
ського прогину. 
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Abstract. A regional forecast of formation hydrocarbon systems for the gas fields of the Inner Zone of the Pre-
Carpathian Depression has been produced. The company has conditionally allocated six areas, within which the 
individual fields and their structural blocks are located. The distribution of different types of hydrocarbon system 
has been modelled, enabling prediction at great depths in regions of high temperature and pressure in the initial 
stages of exploration. The peculiarity of establishing the forecast indicators lies in the fact that the thermobaric 
and physical parameters of the reservoir and reservoir oil are considered as combined average values within a sin-
gle, integral Inner Tectonic Zone. Changes to each of these parameters were uniform and extended over the entire 
zone. The depths of fluid replacement were estimated by extrapolating the averaged G = f (H) curves. However, 
when such universal curves are used in practice, the reliability of finding the values of specific parameters is re-
duced to a certain extent. This is insufficient for the current stage of the fundamental study of the oil and gas po-
tential of the Carpathian region. High reservoir temperatures only increase the intensity of the fluid separation 
process. Consequently, the recovery of conventional oils from deposits remains low and is very low in cases involv-
ing the development of transitional oils. Additionally, the issue of reservoir structure strength is important and 
currently poorly understood. When developing oil deposits in any mode (elastic or dissolved gas), reservoir pres-
sure inevitably decreases. Graphs were built and the regression equations for the forecast parameters were de-
rived. These are included in the formula for calculating hydrocarbon reserves by the volumetric method relative to 
the depths of the deposits. The regression equations for prediction in combination with laboratory studies of 
thermobaric conditions (pressure and temperature) with depth was derived, because information about them is 
needed to calculate individual parameters of hydrocarbon systems. 
 
Keywords: Hydrocarbon systems, thermobaric conditions, oil content, anomaly coefficient, gas-filled. 
 


