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Trong bối cảnh các mỏ dầu khí chủ lực của Việt Nam bước vào giai đoạn 
suy giảm sản lượng tự nhiên, cùng áp lực từ xu hướng chuyển dịch năng lượng 
và kinh tế carbon thấp, việc đẩy mạnh nghiên cứu khoa học công nghệ nhằm 
gia tăng hệ số thu hồi dầu, nâng cao hiệu quả khoan và hoàn thiện thể chế, 
chính sách tiếp tục là hướng đi then chốt để Tập đoàn Công nghiệp - Năng 
lượng Quốc gia Việt Nam (PETROVIETNAM) duy trì và phát triển lĩnh vực tìm 
kiếm, thăm dò, khai thác dầu khí.

Trong số này, Đặc san Dầu khí - Khoa học, Công nghệ và Đổi mới sáng tạo 
giới thiệu các giải pháp nâng cao hệ số thu hồi dầu (EOR) cho đối tượng cát kết 
Miocene bể Cửu Long, đánh giá khả năng áp dụng bơm ép nước có độ khoáng 
hóa thấp (LSWF). Kết quả thí nghiệm trên mô hình vật lý vỉa cho thấy khi giảm 
độ khoáng hóa nước ép xuống còn khoảng 3.000 ppm sau giai đoạn bơm ép 
nước có độ khoáng hóa cao, hệ số thu hồi dầu tăng thêm 3,8 - 7,3% thể tích lỗ 
rỗng, tương đương 4,5 - 14,3% trữ lượng dầu tại chỗ. Đối với đối tượng đá chứa 
carbonate mỏ Bắc Khosedayu (Liên bang Nga), Đặc san Dầu khí - Khoa học, 
Công nghệ và Đổi mới sáng tạo giới thiệu kết quả đánh giá tiềm năng bơm 
ép CO₂ liên tục và bơm ép khí nước luân phiên (CO₂-WAG) dựa trên thí nghiệm 
slim-tube, mô hình 1D và mô hình mô phỏng khai thác. 

Cũng trong số này, Ban Biên tập giới thiệu giải pháp gia cố thành giếng 
khi khoan qua các vỉa suy giảm áp suất cho một số mỏ ngoài khơi Việt Nam, đề 
xuất phân loại vỉa theo mức độ suy giảm áp suất, xây dựng quy trình thiết kế 
7 bước và khung giải pháp lựa chọn vật liệu gia cố thành giếng khoan cho các 
mỏ Bạch Hổ, Sư Tử Đen, Đại Hùng. Kết quả thử nghiệm công nghiệp hệ dung 
dịch khoan gốc nước ức chế, bền nhiệt tại mỏ Bạch Hổ cho thấy có khả năng 
làm việc ổn định ở nhiệt độ lên đến 165°C. 

Ban Biên tập cũng giới thiệu các nghiên cứu về quản lý, chính sách và 
định hướng chiến lược cho lĩnh vực E&P: Định hướng phát triển hoạt động 
khoan của PETROVIETNAM đến năm 2030, với kế hoạch khoan khoảng 300 
giếng, tổng vốn đầu tư trên 7 tỷ USD trong giai đoạn 2026 - 2030; Xây dựng 
công cụ đánh giá và áp dụng chính sách ưu đãi đầu tư cho mỏ cận biên theo 
phương pháp đánh giá tác động chính sách tích hợp (RIA hybrid); Hoàn thiện, 
chính sách ưu đãi đầu tư trong hoạt động dầu khí tại Việt Nam trên cơ sở kinh 
nghiệm quốc tế của Indonesia, Malaysia, Thái Lan, Ấn Độ, Canada và Mỹ.

Ban Biên tập hy vọng từ góc nhìn của các chuyên gia, nhà khoa học cùng 
các giải pháp về công nghệ, quản lý, chính sách được giới thiệu trong số này, 
sẽ góp phần phát triển lĩnh vực E&P, gia tăng trữ lượng và sản lượng khai thác 
dầu khí tại các khu vực tiềm năng, khẳng định vai trò lĩnh vực cốt lõi và ưu tiên 
đi trước trong thúc đẩy triển khai các hoạt động dầu khí.

  TRƯỞNG BAN BIÊN TẬP
Phó Tổng giám đốc 

Tập đoàn Công nghiệp - Năng lượng Quốc gia  Việt Nam

TS. Lê Xuân Huyên
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1. Giới thiệu

Mỏ Ruby (Lô 01&02, bể Cửu Long) được phát hiện và đưa vào 
khai thác sớm trong khu vực, đối tượng khai thác chủ lực là trầm 
tích Miocene. Sau gần 3 thập kỷ khai thác, sản lượng khai thác của 
mỏ Ruby giảm mạnh, độ ngập nước gia tăng... Do đó, việc nghiên 
cứu và đánh giá các giải pháp gia tăng thu hồi dầu trở thành yêu 
cầu cấp thiết nhằm duy trì sản lượng, tối ưu hóa giá trị khai thác 
lượng dầu còn lại trong tầng chứa Miocene. 

Về đặc điểm địa chất, đối tượng Miocene gồm các tập cát 
chính: MI-08, MI-09, MI-10, MI-20, MI-30 và MI-40, trong đó 
MI-09 và MI-10 chiếm khoảng 89% tổng tài nguyên dầu. Đây là 
đặc điểm quan trọng về mặt chiến lược EOR, cho phép tập trung 
nguồn lực vào 2 đối tượng chủ lực MI-09 và MI-10 thay vì dàn trải 
trên nhiều tập chứa nhỏ. Các thân cát có xu thế phát triển theo 

dạng kênh, tương đối liên tục theo phương ngang và có mức độ 
ổn định nhất định theo phương đứng (Hình 1). Độ rỗng đặc trưng 
của MI-09 và MI-10 vào khoảng 14 - 20%, trung bình xấp xỉ 17%, 
trong khi độ thấm biến thiên từ vài chục mD đến vài darcy, trung 
bình khoảng 300 mD. Đây là điều kiện thuận lợi cho các quá trình 
dịch chuyển do bơm ép nước. Dầu khai thác từ mỏ Ruby thuộc loại 
dầu nhẹ, có độ nhớt thấp. Dữ liệu PVT cho thấy độ nhớt dầu ở áp 
suất bão hòa nhỏ hơn 0,6 cP và kể cả ở điều kiện suy giảm áp suất 
mạnh cũng chỉ tăng lên xấp xỉ 1 cP. Áp suất bão hòa vào khoảng 
2.075 - 2.240 psia, trong khi áp suất vỉa ban đầu khoảng 2.484 - 
2.500 psia. Thành phần chất lưu có hàm lượng phần nhẹ C2 - C6 khá 
cao, vào khoảng 25 - 27 mol%.

Xét về động thái khai thác, đối tượng Miocene của mỏ Ruby 
mang đặc trưng của hệ suy giảm áp suất, chi phối bởi cơ chế năng 
lượng khí hòa tan, kết hợp với sự hỗ trợ từ yếu đến trung bình 

NGHIÊN CỨU KHẢ NĂNG ÁP DỤNG GIẢI PHÁP NÂNG CAO HỆ SỐ  
THU HỒI DẦU BẰNG BƠM ÉP NƯỚC CÓ ĐỘ KHOÁNG HÓA THẤP (LSWF) 
CHO ĐỐI TƯỢNG MIOCENE MỎ RUBY, BỂ CỬU LONG

Bài báo đánh giá khả năng áp dụng giải pháp gia tăng thu hồi dầu bằng bơm ép nước có độ khoáng hóa 
thấp (LSWF) cho đối tượng Miocene tại khu vực phía Đông mỏ Ruby, bể Cửu Long, trên cơ sở nghiên cứu 
lựa chọn giải pháp IOR/EOR, phân tích thí nghiệm và đánh giá hiệu quả trên mô hình mô phỏng khai thác. 

Thí nghiệm trên mô hình vật lý vỉa, sau giai đoạn bơm ép nước có độ khoáng hóa cao (HSWF), việc giảm 
độ khoáng hóa nước ép xuống khoảng 3.004 ppm giúp hệ số thu hồi dầu tăng thêm 3,8 - 7,3% trên thể 
tích lỗ rỗng (PV), tương đương 4,5 - 14,3% trữ lượng dầu tại chỗ. 

Kết quả đánh giá hiệu quả trên mô hình mô phỏng khai thác cho thấy việc chuyển đổi giếng RBA-8P từ 
khai thác sang bơm ép nước có độ khoáng hóa thấp giúp gia tăng khoảng 3,35 triệu thùng dầu ở khu vực 
nghiên cứu thử nghiệm. Ở quy mô toàn mỏ, việc khoan 3 giếng bơm ép được xác định là giải pháp tối ưu, 
với lượng dầu gia tăng ước tính đạt 8,6 triệu thùng so với kịch bản khai thác suy giảm tự nhiên.

Nâng cao hệ số thu hồi 
dầu, bơm ép nước có độ 
khoáng hóa thấp, đối 
tượng Miocene.

KHOA HỌC, CÔNG NGHỆ VÀ ĐỔI MỚI SÁNG TẠO

Tác giả liên hệ: Email: quytx.epc@vpi.pvn.vn
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của tầng nước đáy/biên trong điều kiện không có hệ thống bơm 
ép nước. Năng lượng vỉa tự nhiên của mỏ Ruby không còn mạnh, 
phản ánh bởi áp suất vỉa hiện tại đã giảm xuống khoảng 1.500 - 
1.700 psia, tương ứng với khoảng 60 - 70% áp suất vỉa ban đầu 
(Hình 2). Độ ngập nước tăng dần theo thời gian, trong khi hệ số 
khí - dầu (GOR) tăng sớm rồi giảm - một dấu hiệu điển hình của 
cơ chế khí hòa tan. Cơ chế hỗ trợ từ tầng nước đáy/biên hiện diện 
nhưng cường độ không đủ mạnh để duy trì áp suất vỉa và nhịp độ 
thu hồi ở mức mong muốn. Mặc dù kế hoạch phát triển cơ sở của 
mỏ vẫn xem xét khoan thêm các giếng đan dày để khai thác phần 
dầu còn lại, nhưng dự báo cho thấy chỉ riêng giải pháp này khó có 
thể duy trì sản lượng dài hạn nếu không đồng thời bổ sung giải 
pháp duy trì áp suất và cải thiện hiệu suất đẩy/quét. Giải pháp 
bơm ép nước để duy trì áp suất vỉa và cải thiện hiệu quả quét được 
xem là phương án khả thi lúc này. Trước hết, bơm ép nước biển có 
độ khoáng hóa cao (HSWF) là lựa chọn phù hợp do cơ chế chính 
là bổ sung năng lượng vỉa, cải thiện hiệu quả quét theo phương 
ngang và huy động phần dầu còn lại trong các vùng chưa được 
nước vỉa quét tới. Phương án bơm ép nước cũng đã được xem xét 
và đề xuất trong các phương án thiết kế của mỏ trước đây. Tuy 
nhiên, cũng như các dự án EOR trên thế giới, giải pháp bơm ép 
nước biển có độ khoáng hóa cao sẽ không giúp thu hồi lượng dầu 
tàn dư, đang chiếm khoảng 10 - 15% tài nguyên của đối tượng. 
Do đó, cần thiết nghiên cứu áp dụng kết hợp giải pháp bơm ép 
nước thông thường với giải pháp gia tăng thu hồi dầu tam cấp.

Để lựa chọn giải pháp EOR phù hợp áp dụng cho đối tượng 
Miocene, báo cáo đã sử dụng phần mềm Screening thương mại 
với các thông tin được đưa vào bao gồm API, độ sâu vỉa, nhiệt độ, 
độ rỗng, độ thấm, độ nhớt dầu, độ bão hòa dầu còn lại (Bảng 1). 
Ngoài ra, kết quả lựa chọn giải pháp cũng đã xem xét đến các yếu 
tố cơ sở thiết bị và khả năng cung cấp tác nhân ép.

Kết quả sàng lọc cho thấy tiềm năng áp dụng các giải pháp 
EOR cho đối tượng Miocene mỏ Ruby không đồng đều giữa các 
công nghệ. Trong số các phương án được xem xét, bơm ép khí 
- nước luân phiên trộn lẫn (MWAG), bơm ép nước có nồng độ 
khoáng hóa thấp (LSWF) và nâng cao hệ số thu hồi bằng phương 
pháp vi sinh (MEOR) là 3 giải pháp được đánh giá có triển vọng, 
do đáp ứng tương đối tốt các tiêu chí sàng lọc ban đầu về kỹ 
thuật và khả năng triển khai. Tuy nhiên, MWAG vẫn tồn tại hạn 
chế đáng kể về nguồn khí, trong khi MEOR mới chỉ được đánh 
giá như một lựa chọn có thể xem xét ở mức thử nghiệm quy mô 
nhỏ. Ngược lại, các phương pháp polymer, chất hoạt động bề 
mặt, ASP, phương pháp nhiệt đều không phù hợp với điều kiện 
của đối tượng nghiên cứu.

Giải pháp LSWF được đánh giá có triển vọng cao vì ngoài 
vai trò duy trì áp suất như bơm ép nước truyền thống, giải pháp 
này còn có thể tạo thêm hiệu ứng vi mô thông qua biến đổi tính 
thấm ướt theo hướng ưa nước hơn, chủ yếu liên quan đến cơ 
chế trao đổi ion giữa nước bơm ép và bề mặt khoáng sét trong 

Hình 1. Liên kết giếng khoan phản ánh đặc điểm đá chứa tập MI-09, MI-10.
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đá chứa [1, 2]. Các nghiên cứu gần đây cũng nhấn mạnh rằng 
hiệu quả của LSWF không mang tính phổ quát tuyệt đối, mà phụ 
thuộc đáng kể vào đặc điểm khoáng vật sét, thành phần ion của 
nước bơm ép và nước vỉa, cũng như trạng thái thấm ướt ban đầu 
của đá chứa [3]. Cơ chế này đặc biệt có ý nghĩa đối với đối tượng 
Miocene mỏ Ruby do đá chứa chứa kaolinite, illite, chlorite và 
smectite, tức là có cơ sở khoáng vật học để kỳ vọng khả năng đáp 
ứng với nước có độ khoáng hóa thấp. Bên cạnh đó, nguồn nước có 
độ khoáng hóa thấp sẵn có tại đối tượng Móng mỏ Ruby là một 
lợi thế quan trọng, giúp giảm đáng kể chi phí đầu tư hệ thống xử 
lý nước bơm ép.

Đối với các giải pháp khí, bơm ép khí nước luân phiên (WAG) 
không trộn lẫn hoặc trộn lẫn được đánh giá là công nghệ có tiềm 
năng đáng kể trong các mỏ dầu nhẹ. Công nghệ này có thể kết 
hợp ưu điểm của bơm ép nước và bơm ép khí: pha nước giúp 
kiểm soát độ linh động và mở rộng thể tích quét, trong khi pha 
khí có thể tăng hiệu quả dịch chuyển vi mô và hỗ trợ huy động 

dầu còn lại [4, 5]. Xét về bản chất, dầu nhẹ của mỏ Ruby là điều 
kiện thuận lợi cho quá trình bơm ép khí kết hợp nước. Tuy nhiên, 
hiệu quả của cơ chế này phụ thuộc đáng kể vào khả năng cung 
cấp khí, mức độ phân lớp và khả năng kiểm soát hiện tượng vọt 
khí sớm trong các tập cát mỏng xen kẹp sét. Ngược lại, bơm ép 
khí đơn thuần thường được đánh giá kém ưu tiên hơn WAG trong 
các tầng chứa cát kết mỏng và phân lớp. Nguyên nhân là độ linh 
động của khí cao, dễ gây vọt khí và phân dị trọng lực, từ đó làm 
giảm hiệu quả quét thể tích. Trên thực tế, một trong những lý do 
khiến công nghệ WAG được phát triển chính là để khắc phục các 
hạn chế cố hữu của bơm ép khí đơn lẻ thông qua việc cải thiện 
độ linh động. 

Tương tự, các giải pháp EOR hóa học như polymer, chất hoạt 
động bề mặt và tổ hợp kiềm - chất hoạt động bề mặt - polymer 
(ASP) về mặt lý thuyết có thể huy động dầu dư thông qua cơ chế 
giảm sức căng bề mặt và thay đổi trạng thái thấm ướt. Các nghiên 
cứu quốc tế cho thấy, các phương pháp này rất nhạy với hấp phụ 

Thông số 
Tiêu chí 

Thực tế tại Miocene - Ruby Bơm ép khí/khí nước  
luân phiên (WAG) 

Bơm ép hóa phẩm 

Tỷ trọng (API) > 25 > 22 33,5 
Độ sâu vỉa chứa (ft) > 2.000 < 9.000 5.600 
Nhiệt độ vỉa (oF) 60 - 300 < 200 183 
Độ bão hòa dầu (%) > 25 > 50 50 
Độ rỗng (%) > 8 > 10 17 
Độ thấm (mD) < 1 - 1.000 > 50 300 
Nồng độ khoáng hóa nước vỉa (ppm) NA < 20.000 30.000 
Độ nhớt dầu vỉa (cP) 0,1 - 500 < 100 0,6 

Bảng 1. Các thông số lựa chọn điển hình đối với các giải pháp EOR và thực tế tại đối tượng Miocene

Hình 2. Động thái áp suất vỉa tại đối tượng Miocene mỏ Ruby.
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hóa phẩm lên bề mặt đá, nồng độ khoáng hóa, nhiệt độ, pH và độ 
cứng của nước [6]. Theo các đánh giá sơ bộ, việc bơm ép hóa phẩm 
tại đối tượng Miocene chưa phải là tiềm năng lớn, vì dầu vỉa nhẹ, 
điều kiện nhiệt độ - độ khoáng hóa nước biển và bối cảnh triển 
khai ngoài khơi làm giảm tính khả thi kỹ thuật và vận hành. Tương 
tự, các phương pháp nhiệt hoàn toàn không phù hợp do không có 
nhu cầu giảm độ nhớt đối với dầu nhẹ [7]. Nhìn chung, xét theo 
mức độ phù hợp giữa cơ chế tác động và điều kiện thực tế của đối 
tượng Miocene mỏ Ruby, bơm ép nước biển nồng độ khoáng hóa 
cao là giải pháp nền tảng và phù hợp nhất về mặt cơ chế. Trong đó 
LSWF là bước phát triển có triển vọng cao nhờ bổ sung hiệu ứng vi 
mô trong đá chứa cát kết, còn WAG nên được xem như hướng phát 
triển tiềm năng ở giai đoạn tiếp theo. Ngược lại, polymer, chất 
hoạt động bề mặt, ASP và EOR nhiệt có mức độ phù hợp thấp hơn 
đối với bài toán cụ thể của đối tượng Miocene mỏ Ruby.

Để bơm ép LSWF từ mức có tiềm năng sang mức có đủ cơ sở 
kỹ thuật cho việc xem xét áp dụng, nghiên cứu đã triển khai các 
chương trình nghiên cứu trong phòng thí nghiệm, mô hình hóa 
kết quả thí nghiệm bằng mô hình 1D, nghiên cứu hiệu quả gia 
tăng trong quy mô khu vực đại diện và quy mô toàn mỏ.

2. Kết quả thí nghiệm bơm ép LSWF và cơ chế tăng cường 
thu hồi dầu

Nghiên cứu đã triển khai chương trình bơm ép trên 5 mẫu 
lõi của 2 giếng RB-3P và RB-4X. Sau khi đo đạc các thông số tiêu 
chuẩn và chụp cắt lớp, các mẫu đại diện được lựa chọn cho đối 

tượng nghiên cứu, từ các mẫu có độ thấm thấp đến các mẫu có 
độ thấm cao. Mẫu dầu sử dụng trong thí nghiệm là dầu tái tạo, 
được chuẩn bị từ mẫu dầu và mẫu khí thu tại bình tách, sau đó tái 
tạo để đạt các thông số PVT đại diện cho điều kiện vỉa, gồm GOR 
khoảng 416 scf/stb, hệ số thể tích dầu Bo khoảng 1,214 rb/thùng 
và độ nhớt dầu 0,774 cP tại điều kiện vỉa. Việc sử dụng dầu tái tạo 
theo điều kiện vỉa cho phép mô phỏng xác thực hơn hệ tương tác 
đá - dầu - nước, nâng cao độ tin cậy của kết quả thí nghiệm so với 
trường hợp sử dụng dầu tách khí thông thường.

Phân tích khoáng vật cho thấy đá chứa thuộc nhóm arkosic 
sandstone, với thành phần khung đá chủ yếu là quartz và feldspar. 
Kết quả XRD cho thấy quartz chiếm khoảng 31,4 - 56,9%, 
plagioclase khoảng 33,2 - 41,7%, trong khi K-feldspar chỉ dao 
động 1,6 - 8,5%. Đáng chú ý, hệ khoáng vật sét hiện diện với hàm 
lượng đáng kể. Trong đó, kaolinite là khoáng vật ưu thế, chiếm 
28,9 - 70,7%, tiếp theo là illite (12,0 - 37,8%), chlorite (4,9 - 
10,1%), smectite (6,9 - 16,7%) và một lượng nhỏ illite-smectite 
hỗn hợp (1,8 - 6,5%) (Hình 3). Tổ hợp khoáng vật này cho thấy 
đối tượng có đặc trưng thuận lợi cho LSWF, do bề mặt khoáng sét, 
đặc biệt là kaolinite, illite và smectite, có khả năng trao đổi ion và 
tham gia vào quá trình thay đổi tính thấm ướt theo hướng thuận 
lợi cho dịch chuyển dầu. Tuy nhiên, hệ khoáng vật này cũng tiềm 
ẩn rủi ro suy giảm độ thấm của vỉa chứa, nhất là khi smectite hiện 
diện tới 16,7%, làm tăng độ nhạy với hiện tượng trương nở, trong 
khi illite và illite-smectite có thể thúc đẩy di chuyển hạt mịn và bít 
lấp cổ họng lỗ rỗng khi nồng độ khoáng hóa nước bơm ép giảm 

Bảng 2. Kết quả lựa chọn các giải pháp EOR cho đối tượng Miocene mỏ Ruby

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-01

Giải pháp Phân loại Mức đánh giá Cơ chế chính Nhận định

Bơm ép nước có độ
khoáng hóa cao (HSWF)

Nâng cao hệ
số thu hồi
dầu thứ cấp

Mức độ phù
hợp cao

Duy trì áp suất vỉa, cải thiện hiệu quả
quét, huy động dầu còn lại trong vùng
chưa quét

Là giải pháp nền tảng giúp duy trì áp
suất vỉa

Bơm ép nước có độ
khoáng hóa thấp
(LSWF)

Nâng cao hệ
số thu hồi
dầu tam cấp

Tiềm năng cao
Duy trì áp suất kết hợp biến đổi tính
thấm ướt, trao đổi ion đa thành phần,
giảm dầu dư vi mô

Phù hợp với đối tượng Miocene mỏ
Ruby nhờ đặc tính dầu nhẹ và sự hiện
diện của thành phần khoáng sét
Nguồn nước bơm ép có sẵn từ đối
tượng móng

Bơm ép khí nước luân
phiên (WAG) không
trộn lẫn/trộn lẫn

Tiềm năng
trung bình

Kết hợp ưu điểm của khí và nước, cải
thiện dịch chuyển vi mô và kiểm soát độ
linh động tốt hơn bơm khí đơn thuần

Có tiềm năng nhưng phụ thuộc lớn
vào nguồn khí, cấu hình bơm ép và
khả năng kiểm soát độ linh động của
khíBơm ép khí

Tiềm năng
trung bình

Hỗ trợ duy trì áp suất, dịch chuyển dầu
bằng pha khí

Polymer/chất hoạt
động bề mặt/ASP

Tiềm năng
trung bình

Cải thiện độ linh động, giảm sức căng
bề mặt, tăng hiệu quả đẩy quét

Chưa phù hợp do các ràng buộc về
hóa phẩm, độ khoáng hóa nước vỉa,
dầu vỉa và điều kiện triển khai ngoài
khơi kém thuận lợi

Nhiệt Không áp dụng Giảm độ nhớt dầu Không phù hợp với dầu nhẹ
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mạnh [8, 9]. Như vậy, phản ứng của đá chứa đối với nước nồng độ 
khoáng hóa thấp là kết quả tổng hợp giữa 2 quá trình đồng thời: 
cải thiện thu hồi dầu nhờ thay đổi tính thấm ướt đá chứa và nguy 
cơ suy giảm độ thấm do hiện tượng sét trương nở. 

 Kết quả bơm ép tại 5 mẫu trong phòng thí nghiệm cho thấy 
nước vỉa có độ khoáng hóa cao (HiSal) vẫn duy trì khả năng quét 
dầu tương đối tốt, với hệ số thu hồi dầu đạt từ 30,9 - 52,4% PV, 
tương đương 56,7 - 62,9% OOIP, và trung bình đạt 43% PV hay 
60,5% OOIP. Sau giai đoạn bơm ép nước vỉa, nước có độ khoáng 
hóa thấp hơn (3.004 ppm) từ tầng móng tiếp tục được bơm qua 
các mẫu lõi và cho thấy hiệu quả thu hồi dầu gia tăng rõ rệt. Mức 
dầu gia tăng nhờ bơm ép nước có độ khoáng hóa thấp dao động 
từ 3,8 - 7,3% PV, tương đương 4,5 - 14,3% OOIP, với giá trị trung 
bình đạt 5,3% PV hay 8,1% OOIP. Đồng thời, độ bão hòa dầu dư 
trung bình giảm từ 27,8% PV (sau khi bơm ép nước vỉa) xuống còn 
22,5% PV (sau khi bơm ép nước có độ khoáng hóa thấp), khẳng 
định cơ chế thu hồi dầu bổ sung đã thực sự xảy ra trong điều kiện 
thí nghiệm. 

Để đánh giá thêm ảnh hưởng của việc tiếp tục hạ thấp độ 

khoáng hóa nước ép, mẫu lõi RB-3P (17H1) được bơm tiếp bằng 
nước có độ khoáng hóa 1.000 ppm sau giai đoạn bơm ép bằng 
nước tầng móng. Kết quả cho thấy phần dầu gia tăng bổ sung 
chỉ đạt 0,87% PV, tương đương 1,39% OOIP, tức là không đáng kể 
so với mức gia tăng đã đạt được ở độ khoáng hóa của nước tầng 
móng (Hình 4). Kết quả này cho thấy hiệu quả của LSWF trong đối 
tượng nghiên cứu chủ yếu đạt được khi giảm độ khoáng hóa từ 
nước vỉa xuống mức nước tầng móng, trong khi việc tiếp tục giảm 
sâu xuống 1.000 ppm không mang lại thêm lợi ích rõ rệt về mặt 
thu hồi dầu.

 Giải thích cho kết quả trên, nghiên cứu cho thấy cơ chế chi 
phối chủ yếu là sự thay đổi tính thấm ướt của bề mặt đá theo 
hướng ưa nước hơn. Quá trình này chủ yếu liên quan đến trao đổi 
ion giữa nước bơm ép có độ khoáng hóa thấp và bề mặt khoáng 
vật sét. Cụ thể, các ion có hóa trị thấp trong nước có độ khoáng hóa 
thấp tham gia trao đổi với các ion calcium đang hấp phụ trên bề 
mặt khoáng sét, làm gia tăng độ kiềm cục bộ tại bề mặt đá. Môi 
trường này tạo điều kiện thuận lợi cho quá trình tách các thành 
phần dầu có tính phân cực - vốn đang bám dính trên bề mặt 
khoáng vật. Khi lớp dầu hấp phụ bị giải phóng, phần dầu bị giữ lại 
trong các cổ họng lỗ rỗng và trên bề mặt hạt đá sẽ dễ dàng được 
huy động hơn dưới tác động của dòng nước bơm ép. Sự suy giảm 
độ bão hòa dầu dư ghi nhận trong thí nghiệm là bằng chứng phù 
hợp với cơ chế này. Kết quả phân tích cho thấy thành phần hóa 
học của nước tại đầu ra thay đổi rõ rệt khi chuyển từ bơm ép nước 
vỉa khoáng hóa cao sang nước có độ khoáng hóa thấp. Tại đầu ra 
của quá trình bơm HSWF, hàm lượng cation ít có sự thay đổi và vẫn 
duy trì độ khoáng hóa cao trong khi tại đầu ra của quá trình bơm 
nước độ khoáng hóa thấp, mặc dù nước nước độ khoáng hóa thấp 
bơm vào vốn nghèo ion, nhưng nước đi ra lại giàu ion hơn hẳn, đặc 
biệt là Ca2+ và Mg2+. Điều này cho thấy trong quá trình LSWF đã 
xảy ra trao đổi ion giữa nước và bề mặt đá, tức là các cation trên bề 
mặt khoáng sét bị giải phóng vào pha nước. Hiện tượng này cũng 

Hình 3. Ảnh chụp tinh thể kaolinite riêng lẻ (K) mẫu 17H1.

Số hiệu 
mẫu 

Bơm ép HSWF Bơm ép LSWF 

Độ bão hòa  
dầu dư (S   )or 

Hệ số thu hồi 
Độ thấm  

pha nước tại Sor 
Độ bão hòa  

dầu dư 
Hệ số thu hồi 

Độ thấm  
pha nước tại Sor 

% 
% thể tích  

lỗ rỗng 
% lượng dầu 

(OIIP) 
mD % 

% thể tích  
lỗ rỗng 

 % trữ lượng 
dầu tại chỗ (OIIP)  

mD 

RB-3P(7H) 20,4 30,9 60,2 0,0389 13,1 38,2 74,5 0,015 
RB-3P(17H1) 27,1 35,5 56,7 4,32 21,7 41 65,4 4,26 
RB-3P(29H) 29,9 46,8 61 17,3 24,7 52 67,9 9,74 
RB-4X(12H) 30,7 49,3 61,6 154 25,8 54,2 67,8 90,5 
RB-4X(14H) 30,9 52,4 62,9 343 27,1 56,1 67,4 204 

Bảng 3. Kết quả bơm ép LSWF trong phòng thí nghiệm
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được phản ánh qua sự gia tăng pH cục bộ, từ đó sẽ thúc đẩy phản 
ứng acid-base giữa bề mặt đá và các cấu tử dầu phân cực đang 
hấp phụ trên đó, làm cho các cấu tử này bị giải hấp và bề mặt đá 
chuyển sang trạng thái ưa nước hơn. Một số nghiên cứu quốc tế 
trên mẫu trầm tích cho thấy, khi chuyển từ nước độ khoáng hóa 
cao sang nước độ khoáng hóa thấp, mặc dù nước bơm ép đầu vào 
nghèo ion hơn, nước đầu ra vẫn có thể giàu hơn về các cation hóa 
trị 2 và đồng thời xuất hiện xu hướng tăng pH. Al-Saedi và cộng 
sự ghi nhận pH tăng từ khoảng 7 lên 8,27 sau khi chuyển sang 
nước độ khoáng hóa thấp và diễn giải đây là hệ quả của quá trình 
trao đổi ion giữa Ca2+ và H+, làm các cấu tử dầu phân cực bị giải 
hấp khỏi bề mặt khoáng vật và bề mặt đá chuyển sang trạng thái 
ưa nước hơn [10]. Các nghiên cứu khác của Austad, Rezaeidoust 
và cộng sự, cũng như các bài gần đây, đều xem biến động thành 
phần ion và pH là bằng chứng quan trọng ủng hộ cơ chế trao đổi 
ion và thay đổi tính dính ướt [11 - 13].

Song song với đó, một cơ chế thứ cấp là sự di chuyển các hạt 
mịn cũng được ghi nhận. Trong môi trường có độ khoáng hóa 
thấp, sự giãn lớp điện kép và thay đổi tương tác bề mặt có thể 
làm tách các hạt sét mịn, gây tắc nghẽn cục bộ một số cổ họng lỗ 
rỗng. Trong một số trường hợp, hiệu ứng này có thể góp phần điều 
chỉnh đường đi của pha nước và cải thiện hệ số quét. Nhưng đối 
với bài toán triển khai thực địa, đây trước hết là một rủi ro. Kết quả 
thí nghiệm cho thấy độ thấm có thể suy giảm khoảng 21 - 34% 
trong giai đoạn bơm ép nước có độ khoáng hóa thấp (Bảng 3). 
Đặc biệt, ở các mẫu chứa hàm lượng smectite và illite-smectite 

cao hơn, chênh áp gia tăng rõ rệt khi chuyển từ bơm nước có độ 
khoáng hóa cao sang bơm nước có độ khoáng hóa thấp, phản ánh 
mức độ nhạy nước của hệ đá.

3. Xây dựng mô hình 1D mô phỏng kết quả thực nghiệm

Mô hình 1D tuyến tính được xây dựng nhằm mô phỏng kết 
quả thí nghiệm, qua đó hiệu chỉnh cơ chế tác động của nước có 
độ khoáng hóa thấp và thiết lập bộ tham số chuyển giao cho mô 
hình khu vực. Khác với mô hình dự báo ở quy mô mỏ, mô hình 1D 
trong nghiên cứu này chủ yếu được sử dụng như công cụ khớp 
lịch sử thí nghiệm và hiệu chỉnh cơ chế LSWF. Quy trình xây dựng 
mô hình gồm các bước chính: lựa chọn mẫu lõi đại diện, thiết lập 
lưới 1 chiều theo chiều dài mẫu, thiết lập các điều kiện ban đầu 
cho mô hình 1D như thông số rỗng - thấm, độ bão hòa ban đầu, 
tính chất lưu thể và các đường cong độ thấm tương đối, sau đó 
hiệu chỉnh mô hình theo kết quả dầu tích lũy và chênh áp đo được 
trong phòng thí nghiệm. Về thông số dầu đầu vào, 5 mô hình 1D 
sử dụng dầu tái tạo theo điều kiện vỉa, bảo đảm phản ánh sát hơn 
tương tác đá - dầu - nước trong quá trình bơm ép. Cách lựa chọn 
này giúp mô hình 1D không chỉ tái hiện lượng dầu thu hồi mà còn 
phản ánh hợp lý hơn phản ứng của hệ lưu thể khi chuyển từ bơm 
ép nước có độ khoáng hóa cao sang bơm ép nước độ khoáng hóa 
thấp. Các thông số đầu vào chính của mô hình 1D được tổng hợp 
trong Bảng 6.

Sau khi hoàn tất bước kiểm tra thể tích ban đầu của dầu, tất 
cả mô hình 1D được hiệu chỉnh để tái hiện quá trình bơm ép trên 

Hình 4. Kết quả bơm ép nước có độ khoáng hóa thấp qua mẫu RB-3P (17H1).
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các mẫu lõi đại diện. Quá trình khớp lịch sử tập trung vào 2 chỉ 
tiêu chính là sản lượng dầu cộng dồn và chênh áp qua mẫu lõi. Các 
tham số hiệu chỉnh chủ yếu gồm số mũ Corey và sự dịch chuyển 

các đường cong độ thấm tương đối khi chuyển từ bơm ép nước độ 
khoáng hóa cao sang bơm ép nước độ khoáng hóa thấp. Kết quả 
cho thấy mô hình 1D khớp tốt với dữ liệu thí nghiệm trên cả 5 mẫu 

Hình 5. Cơ chế trao đổi ion trong bơm ép nước có độ khoáng hóa thấp.

Bơm ép nước độ mặn thấp 
(LSWF - giàu H+, nghèo ion đa hóa trị)

Tăng pH cục bộ 
và giải hấp dầu phân cực

CƠ CHẾ TRAO ĐỔI ION TRONG BƠM ÉP NƯỚC ĐỘ MẶN THẤP (LSWF)
Huy động dầu 

và giảm Sor

Trạng thái ban đầu 
(Nước vỉa độ mặn cao)

Khoáng sét 
Bề mặt khoáng sét mang điện âm

Chú thích Tóm tắt cơ chế
Hạt đá (thạch anh, feldspar) 
Khoáng sét (bề mặt mang điện âm) 
Dầu và các thành phần dầu phân cực 
lon calcium hấp phụ 
lon hydrogen (trong LSWF) 
lon natri 
lon clorua 
Điện tích âm trên bề mặt khoáng sét 
Hướng dòng chảy

Nước độ mặn thấp chứa nhiều H+ và ít ion đa hóa trị (Ca2+, Mg2+) hơn so với nước vỉa. 

H+ trao đồi với Ca2+ (và các ion đa hóa trị khác) đang hấp phụ trên bề mặt khoáng sét (trao đổi đa ion). 

Quá trình trao đổi làm tăng pH cục bộ tại bề mặt đá. 

pH tăng thúc đẩy tách (giải hấp) các thành phần dầu phân cực bám dính trên bề mặt khoáng vật. 

Tính thấm ướt thay đổi theo hướng ưa nước hơn, dầu bị giữ trong cổ họng lỗ rỗng dễ dàng được huy động 
→ giảm độ bão hòa dầu dư (Sor) và tăng thu hồi dầu.

H+ trong nước độ mặn thấp 
trao đổi với Ca2+ hấp phụ 
trên bề mặt khoáng sét

pH tăng cục bộ thúc đầy tách các 
thành phần dầu phân cực bám dính 

trên bề mặt khoáng vật

Tính thấm ướt chuyển dần sang ưa nước hơn
→ Dầu được huy động dễ hơn 
→ Giảm độ bão hòa dầu dư (Sor)

Dầu bị giữ trong 
cổ họng lỗ rỗng 
dễ dàng được 
huy động hơn

(Cục bộ)

Các thành phần dầu phân cực 
bị giải hấp

Thành cổ họng 
lỗ rỗng

Hạt đá (thạch anh, feldspar)

Dầu

Bảng 4. Kết quả phân tích mẫu nước sau quá trình bơm HSWF

Hàm lượng cation 
(mg/L) 

Nước bơm ép 
(HSWF) 

RB-3P 
(7H) 

RB-3P 
(17H1) 

RB-3P 
(29H)  

RB-4X 
(12H)  

RB-4X 
(14H)  

Sodium Na+ 14.637 13.723 14.420 14.600 14.743 14.466 
Calcium Ca2+ 1.988 1.534 1.796 1.740 1.827 1.795 

Magnesium Mg2+ 281 283 281 250 245 230 
Potassium K+ 136 487 359 414 320 300 

Độ pH 6,95 7,36 7,50 7,14 6,04 7,23 

Bảng 5. Kết quả phân tích mẫu nước sau quá trình bơm LSWF

Hàm lượng cation 
(mg/L) 

Nước bơm ép 
(LSWF) 

RB-3P 
(7H) 

RB-3P 
(17H1) 

RB-3P 
(29H) 

RB-4X 
(12H) 

RB-4X 
(14H) 

Sodium Na+ 964 6.564 4.881 5.974 6.706 7.632 
Calcium Ca2+ 136 622 436 583 711 879 

Magnesium Mg2+ 2,1 100 74,6 83,8 96,7 128 
Potassium K+ 45 130 119 94,7 78,6 87,6 

Độ pH 7,63 7,73 7,70 7,92 8,46 6,95 
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lõi. Sai khác giữa sản lượng dầu cộng dồn của mô hình và thực 
nghiệm đều nhỏ hơn 2%, lần lượt khoảng 0,1% với mẫu RB-4X 
14H, 0,3% với RB-4X 12H, 0,1% với RB-3P 29H, 1,4% với RB-3P 
17H1 và 1,5% với RB-3P 7H. Bên cạnh khả năng khớp về sản lượng 
dầu, mô hình cũng tái hiện hợp lý xu hướng biến đổi chênh áp 
trong quá trình bơm ép. Nhìn chung, chênh áp có xu hướng tăng 
khi chuyển sang bơm ép nước độ khoáng hóa thấp, phù hợp với 
quan sát thực nghiệm về suy giảm độ thấm do tương tác đá - nước 
ép. Tuy nhiên, mẫu RB-3P 17H1 thể hiện xu thế khác biệt hơn khi 
chênh áp không tăng rõ như các mẫu còn lại. Điều này được giải 
thích bởi mẫu này có hàm lượng smectite và illite-smectite thấp 
hơn, nên mức độ nhạy cảm với nước có độ khoáng hóa thấp giảm, 
hiện tượng di chuyển hạt mịn không đủ mạnh để gây bít nhét 
họng lỗ rỗng. 

Mô hình 1D là công cụ đơn giản, chủ yếu được sử dụng để 
tích hợp kết quả bơm ép qua mẫu lõi và hiệu chỉnh sơ bộ cơ chế 
tác động của LSWF. Khi mở rộng lên quy mô lớn hơn, mô hình này 
tồn tại một số rủi ro đáng kể do giả thiết môi trường đồng nhất 
và dòng chảy một chiều, chưa phản ánh đầy đủ tính không đồng 
nhất của đá chứa, dòng chảy đa chiều và tương tác giữa các giếng. 
Bên cạnh đó, cơ chế thay đổi tính thấm ướt trong mô hình được 
biểu diễn thông qua các hàm nội suy trung bình, nên vẫn tiềm ẩn 
rủi ro sai lệch khi dự báo mức giảm độ bão hòa dầu dư và phần 
dầu gia tăng.

Kết quả thí nghiệm cũng cho thấy rủi ro suy giảm khả năng 
tiếp nhận nước bơm ép là tương đối cao. Trong quá trình bơm 
ép nước nồng độ khoáng hóa thấp, độ thấm giảm khoảng 21 
- 34%, chủ yếu do sự di chuyển hạt mịn kaolinite và trương nở 
sét smectite. Hàm lượng smectite trong phần sét dao động 6,9 - 
16,7%, riêng mẫu lõi RB-3P(7H) ghi nhận mức trương nở khoảng 

9,19%, cho thấy nguy cơ bít lấp cổ họng lỗ rỗng dưới điều kiện 
nồng độ khoáng hóa thấp là đáng kể. Ngoài ra, mô hình 1D cũng 
chưa mô tả trực tiếp các rủi ro vận hành như yêu cầu xử lý nước 
ép, đóng cặn, chua hóa, ăn mòn và tương thích nước khi pha trộn 
nước ép nồng độ khoáng hóa thấp với nước vỉa có độ khoáng hóa 
cao. Do đó, mô hình 1D chỉ nên được sử dụng như công cụ sàng lọc 
và hiệu chỉnh cơ chế, không nên dùng trực tiếp cho thiết kế pilot 
hay dự báo quy mô mỏ. Để giảm rủi ro, các kết quả từ mô hình 1D 
cần tiếp tục được kiểm chứng bằng mô hình khu vực và mô hình 
toàn mỏ, đồng thời thực hiện phân tích độ nhạy đối với các tham 
số chi phối quá trình thay đổi tính thấm ướt. 

4. Lựa chọn khu vực thử nghiệm và tối ưu cấu hình bơm 
ép LSWF

Khu vực phía Đông của mỏ Ruby được lựa chọn để xây dựng 
mô hình khu vực phục vụ đánh giá chi tiết hiệu quả LSWF. Việc 
lựa chọn khu vực này không mang tính ngẫu nhiên mà dựa trên 
bộ tiêu chí chặt chẽ: tính đại diện về đặc điểm địa chất, đặc điểm 
cấu trúc, mức độ độc lập thủy động đủ tốt để thuận tiện cho việc 
đánh giá hiệu quả EOR, lịch sử khai thác ổn định và khoảng cách 
giếng phù hợp cho thiết kế mô hình bơm ép. Mô hình khu vực 
được xây dựng từ mô hình toàn mỏ hiện tại với kích thước khu 
vực mô phỏng khoảng 3 × 3 km, với tổng số 144.329 ô lưới hoạt 
động. Mô hình bao gồm 4 giếng khai thác hiện có, đã được phục 
hồi lịch sử đến thời điểm 2025 theo các chỉ tiêu sản lượng dầu, 
tổng chất lưu, độ ngập nước, GOR, áp suất đầu giếng và áp suất 
đáy giếng.

Về tham số đá chứa, mô hình khu vực sử dụng cùng hệ thống 
7 phân loại tướng như mô hình toàn mỏ, đại diện cho các khoảng 
biến thiên khác nhau của độ bão hòa nước tới hạn (Swcr). Các giá 

Dữ liệu đầu vào RB-4X 14H RB-4X 12H RB-3P 29H RB-3P 17H1 RB-3P 7H Ghi chú 
Kích thước ô lưới 50×1×1 50×1×1 50×1×1 50×1×1 50×1×1 Đã được tối ưu 
Loại mô hình E100 E100 E100 E100 E100  
Độ rỗng (%) 25,2 22,9 19,2 18,7 14,0 Kết quả RCA 
Độ thấm (mD) 1013 553 93,1 38,6 5,56 Kết quả RCA 
Độ bão hòa nước ban đầu (Swi) 0,17 0,20 0,23 0,37 0,487 Kết quả thí nghiệm 
Bán kính giếng (cm) 0,176 0,176 0,176 0,176 0,176 Bán kính ống mẫu 
Sor1 (HSWF) 0,309 0,307 0,233 0,271 0,204 Kết quả thí nghiệm 
Sor2 (LSWF) 0,271 0,258 0,247 0,217 0,131 Kết quả thí nghiệm 
Krw1 0,47 0,42 0,2967 0,315 0,27 Kết quả thí nghiệm 
Krw2 0,32 0,29 0,167 0,31 0,12 Kết quả thí nghiệm 
Nw (tại Swi) 2,3 2,5 3,1 2,5 1,08 Kết quả SCAL của Miocene mỏ Ruby 
No (tại Swi) 2,4 2,3 2,6 1,97 2,37 Kết quả SCAL của Miocene mỏ Ruby 

Bảng 6. Thông số đầu vào cho 5 mô hình 1D

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-01
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trị đầu cuối của đường cong thấm tương đối trong trường hợp cơ 
sở lần lượt được xác định với độ bão hòa nước tới hạn (Swcr) thay 
đổi từ 0,2 - 0,65 và độ bão hòa dầu dư Sor thay đổi từ 0,18 - 0,3 cho 
các tướng đá từ 1 - 7. Trong mô hình này, số mũ Corey và giá trị độ 
thấm tương đối của nước (Krwr) tại Sor được giả thiết giống nhau 
trong từng nhóm tướng đá, còn sự khác biệt chủ yếu được phản 
ánh qua sự thay đổi của Swc và Sor.

Để mô phỏng quá trình bơm ép LSWF, kết quả từ mô hình 1D 
được chuyển giao sang mô hình khu vực thông qua việc điều chỉnh 
đường cong thấm pha tương đối và bảng tính chất nước bơm ép. 
Các bộ đường cong thấm pha tương đối được thiết lập tương ứng 
cho nước có độ khoáng hóa cao và nước có độ khoáng hóa thấp. 
Các tham số biến đổi chính gồm độ bão hòa dầu dư (Sor), độ thấm 
tương đối của nước tại Sor (Krwr) và số mũ Corey của pha nước. Kết 
quả từ mô hình 1D cho thấy trong điều kiện nước độ khoáng hóa 
thấp, Sor giảm khoảng 12 - 35%, trong khi Krwr giảm khoảng 30 - 
60%, phản ánh rõ xu thế biến đổi tính thấm ướt theo hướng thuận 

lợi hơn cho dòng dầu (Bảng 7). Đường cong thấm pha tương đối 
trong mô hình khu vực khi có mặt của nước độ khoáng hóa thấp 
được biểu diễn qua phương trình chuyển đổi:

Trong đó:

SorL: Độ bão hòa dầu dư sau khi bơm ép LSWF;

SorH: Độ bão hòa dầu dư sau bơm ép HSWF;

∆RF: Gia tăng thu hồi dầu giữa LSWF và HSWF;

krwrL: Độ thấm pha tương đối của nước tại SorL;

krwrH: Độ thấm pha tương đối của nước tại SorH;

kcoef: Hệ số hiệu chỉnh krwrL và krwrH đạt được từ thí nghiệm;

Hình 8. Mô hình mô phỏng khai thác khu vực được lựa chọn.Hình 7. Khu vực được lựa chọn để đánh giá EOR.

Hình 6. Kết quả khớp lịch sử mô hình 1D mẫu RB-3P-29H.
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fcoef: Hệ số hiệu chỉnh CoreywL và CoreywH đạt được từ mô 
hình 1D.

Kết quả thay đổi đường cong thấm pha tương đối được biểu 
diễn trong Hình 9. Đường cong thấm pha tương đối dầu - nước 

đạt được giá trị đề cập bên trên khi giả định ô lưới được quét hoàn 
toàn bởi nước độ khoáng hóa thấp. Tuy nhiên thực tế, sẽ có sự 
chuyển giao dần từ nước độ khoáng hóa cao sang nước độ khoáng 
hóa thấp, do đó mô hình sử dụng phương pháp nội suy tuyến tính 
để mô phỏng sự thay đổi của quá trình này. Do chưa có đủ dữ 

Bảng 7. Thông số đầu vào mô hình mô phỏng khai thác từ 5 mẫu thí nghiệm

Giếng 
Bơm ép HSWF Loại đá 

chứa 
Bơm ép LSWF 

KrwrH SorH Corey W SorL Krwr Corey W Delta RF Kcoef Fcoef 
RB-4X 0,47 0,309 2,3 

1 & 2 
0,271 0,32 2,5 4,5 0,68 0,92 

RB-4X 0,42 0,307 2,5 0,258 0,29 2,7 6,2 0,69 0,93 
RB-3P 0,29 0,299 5,5 0,247 0,16 6,1 6,9 0,85 0,90 
RB-3P 0,32 0,271 2,5 3 & 4 0,217 0,31 2,7 8,7 0,96 0,93 
RB-3P 0,31 0,204 1,2 5, 6, 7 0,131 0,11 1,4 14,3 0,35 0,86 

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-01

Hình 9. Sự thay đổi của đường cong thấm pha tương đối dầu - nước sau quá trình bơm ép LSWF.
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: Độ thấm tương đối của nước khi có mặt nước bơm ép 
HSWF;

: Độ thấm tương đối của dầu khi có mặt nước bơm ép 
LSWF;

: Độ thấm tương đối của dầu khi có mặt nước bơm ép 
HSWF;

: Độ bão hòa dầu dư khi có mặt nước bơm ép LSWF;

: Độ bão hòa dầu dư khi có mặt nước bơm ép HSWF.

Dưới kịch bản không bơm ép, dự báo cho thấy áp suất khu 
vực tiếp tục suy giảm nhanh, sản lượng dầu đi xuống mạnh và 
đến cuối thời điểm dự báo mức độ ngập nước rất cao. Điều đó 
củng cố nhận định rằng, việc duy trì áp suất vỉa là nhu cầu thực 
sự và cấp thiết. Trên phương án cơ sở, nhiều vị trí bơm ép được 
khảo sát, bao gồm các giếng bơm ép mới ở rìa/khu giữa thân cát 
và các phương án chuyển đổi giếng đang khai thác sang giếng 
bơm ép. Kết quả mô phỏng cho thấy việc chuyển đổi giếng RBA-
8P từ khai thác sang bơm ép là tối ưu. Phương án bơm ép nước có 
độ khoáng hóa cao với lưu lượng khoảng 1.600 thùng/ngày gia 
tăng khoảng 3,129 triệu thùng so với kịch bản không bơm ép. Khi 
thay thế bằng nước độ khoáng hóa thấp, lợi ích bổ sung nước độ 
khoáng hóa thấp là tương đối rõ ràng. Lượng dầu gia tăng khi bơm 
ép nước có độ khoáng hóa cao và không bơm ép lần lượt khoảng 
226.000 thùng và 3,355 triệu thùng đến năm 2060. 

 Điểm đáng chú ý là hiệu quả của LSWF không biểu hiện ngay 
lập tức. Trong những năm đầu, mức độ pha trộn giữa nước có độ 

liệu thí nghiệm cho nhiều mức nồng độ khoáng hóa khác nhau, 
mô hình sử dụng hệ số nội suy F1 để xác định sự chuyển tiếp của 
các tham số như độ nhớt, khối lượng riêng pha nước, đường cong 
thấm tương đối, áp suất mao dẫn và độ bão hòa dầu dư [14].

 

 

 

Trong đó:

F1: Hệ số nội suy;

: Độ thấm tương đối của nước khi có mặt nước bơm ép 
LSWF;

Hình 10. Vị trí bơm ép LSWF tại giếng RBA-8P.

Hình 11. Hiệu quả gia tăng sản lượng khi áp dụng giải pháp bơm ép LSWF và phương án cơ sở cho khu vực nghiên cứu.
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khoáng hóa thấp với nước vỉa còn lớn, đệm nước độ khoáng hóa 
thấp chưa đủ lớn để kích hoạt hoàn toàn các thay đổi hàm thấm 
tương đối, vì vậy phần dầu gia tăng còn hạn chế. Chỉ khi một thể 
tích lỗ rỗng đủ lớn được quét bởi nước độ khoáng hóa thấp , hiệu 
ứng thay thế tính dính ướt mới phản ảnh đầy đủ và hiệu quả thu 
hồi dầu mới gia tăng rõ rệt. Đây là đặc trưng quan trọng cần xem 
xét khi thiết kế thử nghiệm thực tế trên mỏ: nếu thời gian theo dõi 
quá ngắn, rất dễ đánh giá thấp hiệu quả của bơm ép LSWF. Theo 
kết quả đánh giá trên mô hình, sau khoảng 3 năm bơm ép, độ bão 
hòa nước độ khoáng hóa thấp mới đạt mức đủ lớn tại giếng khai 
thác lân cận gần nhất.

5. Đánh giá hiệu quả bơm ép LSWF trên quy mô toàn mỏ 
Ruby đối tượng Miocene

Sau khi các tham số bơm ép LSWF đã được chuẩn hóa từ mô 
hình 1D và kiểm chứng ở quy mô khu vực, nghiên cứu đánh giá 
khả năng triển khai giải pháp này ở quy mô toàn mỏ đối tượng 
Miocene. Mô hình toàn mỏ được cập nhật trên cơ sở lịch sử khai 
thác đến năm 2025 và dự báo đến năm 2060 với hệ số thu hồi 
phương án cơ sở (không bơm ép) đạt khoảng 44%. Bằng quy trình 
thực hiện tương tự như mô hình khu vực, nghiên cứu đã đề xuất 3 
vị trí bơm ép mới kết hợp việc chuyển đổi RBA-8P sang giếng bơm 
ép để đánh giá khả năng gia tăng thu hồi dầu. Với tổng lưu lượng 

nước bơm ép LSWF gần 10.000 thùng/ngày từ 4 giếng bơm ép, 
tổng sản lượng khai thác dầu cộng dồn đến năm 2060 đạt khoảng 
148 triệu thùng, cao hơn 8,6 triệu thùng so với phương án cơ sở. 
Nếu so sánh với bơm ép nước thông thường, phương án bơm ép 
LSWF cao hơn khoảng 1,2 triệu thùng.

Chênh lệch về sản lượng khai thác dầu trong giai đoạn 2029 - 
2060 khi áp dụng giải pháp HSWF và LSWF trên phạm vi toàn mỏ 
đối tượng Miocene  không quá lớn, chỉ dao động từ 1 - 1,4 triệu 
thùng. HSWF giúp duy trì áp suất vỉa và cải thiện hiệu suất quét. 
Trong khi đó, LSWF tác động bổ sung thông qua cơ chế cải thiện 
hệ số đẩy và huy động phần dầu dư. Do đó, gia tăng thu hồi bằng 
HSWF thường thấp hơn so với gia tăng trên nền khai thác tự nhiên. 
Tuy nhiên, chính lượng dầu gia tăng này lại có giá trị kinh tế đáng 
kể do có thể tận dụng được nguồn nước có độ khoáng hóa thấp 
sẵn có từ tầng móng mỏ Ruby mà không cần qua xử lý phức tạp.

Kết quả nghiên cứu cho thấy việc bơm ép LSWF vào lần lượt 
từng tầng chứa (MI-09 hoặc MI-10) kém hiệu quả hơn so với bơm 
ép đồng thời vào cả 2 tầng chứa. Vì vậy, khi triển khai giải pháp này 
trên phạm vi khu vực hay toàn mỏ, cần lưu ý bơm ép LSWF đồng 
thời vào MI-09 và MI-10.

Hiệu quả gia tăng thu hồi dầu của LSWF so với HSWF thường 
xuất hiện muộn hơn trong vòng đời khai thác và tăng dần theo 

Hình 12. Sự thay đổi nồng độ nước bơm ép tại các thời điểm 2029, 2032, 2038, 2050.
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mô toàn mỏ, bơm ép LSWF cần được duy trì trong suốt thời gian 
dự án còn hiệu quả về mặt kinh tế.

Do cơ chế dịch chuyển của LSWF khác biệt về bản chất so với 
HSWF, chế độ lưu lượng bơm ép tối ưu của HSWF không thể áp 
dụng trực tiếp cho LSWF. Vì vậy, trong thiết kế triển khai toàn mỏ, 
cần phân tích độ nhạy lưu lượng bơm ép để xác định chế độ vận 
hành phù hợp cho từng kịch bản.

Hình 13. Vị trí các giếng bơm ép trên phạm vi toàn mỏ đối tượng Miocene.

Hình 14. So sánh hiệu quả gia tăng sản lượng giữa phương án bơm ép LSWF với phương án cơ sở cho toàn mỏ đối tượng Miocene.
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khai càng sớm càng tốt và không nhất thiết phải trải qua giai đoạn 
bơm ép HSWF trước đó. Theo kết quả mô phỏng, cần khoảng 3 
năm để nước có độ khoáng hóa thấp đạt nồng độ đủ lớn tại giếng 
khai thác gần nhất. Do đó, nghiên cứu khuyến nghị thời gian bơm 
ép trong giai đoạn thí điểm tối thiểu 3 năm để quan sát đầy đủ 
khả năng đáp ứng của vỉa và hiệu quả gia tăng thu hồi dầu. Ở quy 
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Về tính khả khi, bơm ép nước biển là nền tảng cơ sở, đã được 
vận hành ổn định. Phương pháp bơm ép khí nước luân phiên có 
tiềm năng gia tăng thu hồi dầu dài hạn nhưng đòi hỏi nguồn khí 
ổn định và tiềm ẩn rủi ro kỹ thuật. LSWF là giải pháp khả thi nhất 
ở thời điểm hiện tại nhờ khả năng tận dụng cơ sở hạ tầng bơm ép 
nước hiện hữu, có bằng chứng thí nghiệm thuyết phục về hiệu quả 
gia tăng thu hồi ở cả quy mô khu vực và toàn mỏ, đồng thời cho 
phép triển khai theo từng giai đoạn. Nghiên cứu đề xuất sử dụng 
nước khai thác từ tầng móng làm LSWF, với nồng độ khoáng hóa 
tự nhiên khoảng 3.000 ppm, đảm bảo ngưỡng tối ưu được xác 
định trong thí nghiệm, do đó không cần đến công nghệ xử lý hạ 
nồng độ phức tạp và tốn kém.

Từ kết quả nghiên cứu, nhóm tác giả đề xuất triển khai thí 
điểm giải pháp bơm ép LSWF tại khu vực phía Đông mỏ Ruby, khu 
vực có tính độc lập thủy động học tương đối, đặc điểm địa chất 
mang tính đại diện, lịch sử khai thác ổn định và điều kiện giếng 
phù hợp. Phương án thí điểm được khuyến nghị là chuyển đổi 
giếng khai thác RBA-8P sang giếng ép nước LSWF, bắt đầu từ năm 
2029, với thời gian ép tối thiểu 3 năm, nồng độ khoảng 3.000 ppm 
và lưu lượng khoảng 1.600 thùng/ngày. Trước khi triển khai, cần 
rà soát chi tiết hiện trạng thiết bị và không gian công nghệ trên 
giàn để xác định phương án cải hoán, xây mới hoặc bổ sung công 
trình phù hợp, đồng thời nghiên cứu thiết kế công nghệ thu gom 
và xử lý nước tầng móng phục vụ bơm ép LSWF. Nhà điều hành 
cần đánh giá toàn diện năng lực cung cấp nước từ tầng móng và 
hiệu quả kinh tế của hệ thống thu gom - lưu chứa - vận hành nước 
khai thác phục vụ bơm ép LSWF trước khi ra quyết định đầu tư.

6. Kết luận

Đối tượng Miocene tại mỏ Ruby, đặc biệt là các tập MI-09 và 
MI-10, có chất lượng đá chứa tốt, tính chất dầu nhẹ, do đó còn 
nhiều tiềm năng cho các giải pháp IOR/EOR. Kết quả phân tích cho 
thấy bơm ép nước biển là giải pháp IOR ưu tiên và LSWF là giải 
pháp EOR có tiềm năng lớn nhất trong giai đoạn hiện tại.

Thí nghiệm trên mô hình vật lý vỉa cho thấy việc giảm độ 
khoáng hóa nước bơm ép xuống khoảng 3.004 ppm có thể gia 
tăng hệ số thu hồi dầu thêm trung bình khoảng 8,1% trữ lượng 
dầu tại chỗ. Cơ chế chính là thay đổi tính dính ướt theo hướng ưa 
nước thông qua trao đổi ion đa hóa trị, trong đó ion H+ trong nước 
bơm ép trao đổi với ion Ca2+ hấp phụ trên bề mặt khoáng sét. Các 
thí nghiệm mô phỏng lại bằng mô hình tuyến tính 1D nhằm tích 
hợp kết quả thí nghiệm vào các mô hình mô phỏng quy mô lớn 
hơn. Cách tiếp cận sử dụng đường cong thấm pha tương đối phụ 
thuộc độ khoáng hóa của nước bơm ép cho phép mô tả các cơ chế 
chi phối quá trình gia tăng thu hồi dầu.

Kết quả mô phỏng ở quy mô khu vực thí điểm và quy mô toàn 
mỏ đều xác nhận hiệu quả gia tăng thu hồi dầu cao hơn đáng kể 
của LSWF so với phương án khai thác suy giảm tự nhiên và bơm ép 
nước biển thông thường. Đây là cơ sở khoa học quan trọng để tiếp 
tục triển khai các nghiên cứu chuyên sâu về hiện trạng công nghệ, 
phương án thiết kế hệ thống bơm ép và đánh giá hiệu quả kinh tế 
trước khi đưa vào thử nghiệm thực tế.
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ASSESSMENT OF LOW-SALINITY WATERFLOODING (LSWF) FOR 
ENHANCED OIL RECOVERY IN THE MIOCENE RESERVOIR OF  
THE RUBY FIELD, CUU LONG BASIN 

The paper evaluates the applicability of low-salinity waterflooding (LSWF) as an enhanced oil recovery 
method for the Miocene reservoir in the eastern area of the Ruby Field, Cuu Long Basin. The study is based 
on IOR/EOR screening, laboratory experiments, and performance assessment using reservoir simulation 
models. 

Coreflood experiments conducted on physical reservoir models show that, following the high-salinity 
waterflooding (HSWF) stage, reducing the injection-water salinity to approximately 3,004 ppm increases 
the oil recovery factor by an additional 3.8 - 7.3% of pore volume (PV), equivalent to 4.5 - 14.3% of the 
original oil in place (OOIP). 

Reservoir simulation results indicate that converting well RBA-8P from production to low-salinity water 
injection could yield approximately 3.35 million barrels of incremental oil in the pilot area. At the full-field 
scale, drilling three injection wells was identified as the optimal development option, with an estimated 
incremental oil recovery of 8.6 million barrels compared with the natural depletion scenario.

Enhanced oil recovery, 
low-salinity water, 
Miocene reservoir.
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1. Giới thiệu

Bơm ép CO₂ là công nghệ gia tăng thu hồi dầu (EOR) được 
triển khai rộng rãi trên thế giới, đặc biệt tại các mỏ trưởng thành 
sau giai đoạn khai thác sơ cấp và bơm ép nước. Cơ chế chính của 
quá trình này là sự hòa tan CO₂ vào dầu vỉa, làm dầu trương nở, 
giảm độ nhớt, giảm sức căng liên pha và trong điều kiện áp suất 
phù hợp, tạo ra cơ chế dịch chuyển gần trộn lẫn (near-miscible) 
hoặc trộn lẫn hoàn toàn (miscible) [1]. Tuy nhiên, CO₂ có độ linh 
động cao hơn nước, bơm ép khí liên tục thường đối mặt với nguy 
cơ xảy ra hiện tượng vọt khí sớm, làm giảm hiệu suất quét và hiệu 
quả khai thác. Để khắc phục hạn chế này, phương pháp CO₂-WAG 
đã được phát triển, trong đó nước và CO₂ được bơm ép luân phiên 
nhằm cải thiện hiệu suất quét và kiểm soát sự phân bố dòng chảy 
trong vỉa [2]. 

Theo thống kê, sản lượng khai thác của 166 dự án EOR bằng 

bơm ép CO2 và CO2-WAG đã đạt khoảng 450.000 thùng dầu mỗi 
ngày, với mức gia tăng hệ số thu hồi từ vài % đến trên 10% trữ 
lượng dầu tại chỗ (OOIP) [3]. Vỉa chứa carbonate được xem là đối 
tượng phù hợp để áp dụng bơm ép CO₂ và CO₂-WAG, song cũng 
đặt ra thách thức kỹ thuật. Đặc trưng của loại vỉa chứa này là mức 
độ bất đồng nhất cao với hệ thống hang hốc nứt nẻ, xu hướng 
đá chứa ưa dầu hoặc đá chứa ưa dầu - nước, khiến bơm ép nước 
thông thường cho hiệu suất quét thấp và để lại lượng dầu dư đáng 
kể. Trong khi đó, CO₂ có ưu thế trong việc cải thiện hiệu suất dịch 
chuyển vi mô, còn WAG giúp hạn chế kênh dẫn ưu tiên của khí và 
nâng cao hiệu suất quét vĩ mô [4].

Mỏ Bắc Khosedayu (Liên bang Nga) do Rusvietpetro điều 
hành là mỏ dầu carbonate với các đối tượng khai thác chính 
thuộc tập D3fmIV và D3fmIII. Đá chứa phân bố trong thành hệ 
carbonate, chủ yếu là boundstone, với thành phần khoáng vật ưu 
thế là calcite, đồng thời xuất hiện lượng nhỏ dolomite, siderite, 

NGHIÊN CỨU GIA TĂNG THU HỒI DẦU BẰNG PHƯƠNG PHÁP BƠM ÉP CO2 
LIÊN TỤC VÀ BƠM ÉP KHÍ NƯỚC LUÂN PHIÊN (CO2-WAG) CHO ĐỐI TƯỢNG 
ĐÁ CHỨA CARBONATE TẠI MỎ BẮC KHOSEDAYU, LIÊN BANG NGA

Bài viết đánh giá tiềm năng gia tăng thu hồi dầu phương pháp bơm ép CO₂ liên tục và bơm ép khí nước 
luân phiên CO₂-WAG tại mỏ Bắc Khosedayu, Liên bang Nga, dựa trên kết quả thí nghiệm slim-tube, mô 
hình 1D và mô hình mô phỏng khai thác. Kết quả cho thấy hiệu quả đẩy dầu gia tăng rõ rệt theo áp suất 
bơm ép, phản ánh quá trình chuyển tiếp từ chế độ không trộn lẫn (immiscible) sang gần trộn lẫn (near-
miscible) và trộn lẫn hoàn toàn (miscible). 

Mô hình mô phỏng khai thác được xây dựng cho khu vực đại diện nhằm so sánh 4 kịch bản khai thác gồm: 
suy giảm tự nhiên, bơm ép nước, bơm ép CO₂ liên tục và bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG. Kết quả 
nghiên cứu cho thấy bơm ép nước không cải thiện hệ số thu hồi dầu, trong khi đó bơm ép CO₂ liên tục và 
bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG giúp gia tăng thu hồi dầu đáng kể so với khai thác tự nhiên. 

Nâng cao hệ số thu hồi 
dầu, CO₂-EOR, CO₂-WAG, 
mô hình khai thác, mỏ 
Bắc Khosedayu.
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thạch anh (quartz) và albite. Chiều sâu vỉa thay đổi theo khu vực, 
trong đó khu vực phía Nam của mỏ có xu hướng phát triển tốt hơn 
với chiều dày vỉa lớn hơn và chất lượng đá chứa tốt hơn so với khu 
vực phía Bắc. 

Tầng D3fmIV phân bố tương đối rộng trên phạm vi toàn mỏ 
với chiều dày hiệu dụng khoảng 10 - 20 m, trong khi tầng D3fm-
III phát triển rõ hơn tại khu vực trung tâm và phía Nam, với chiều 
dày hiệu dụng có thể lớn gấp 2 -  3 lần so với D3fmIV. Độ rỗng vỉa 
ở mức trung bình, phổ biến trong khoảng 5 - 15%, trung bình 
khoảng 8 - 12%. Độ thấm biến đổi từ vài mD đến hàng trăm mD, 
thậm chí cao hơn tại một số khu vực cục bộ, phản ánh mức độ 
không đồng nhất đặc trưng của vỉa chứa carbonate. Dầu vỉa có tỷ 
trọng trung bình khoảng 29o API, độ nhớt khoảng 5,88 cP, áp suất 
bão hòa khoảng 1.029 psi. Áp suất vỉa ban đầu khoảng 4.600 psi 
và nhiệt độ khoảng 65oC.

Cơ chế khai thác chủ yếu là sự kết hợp giữa giãn nở chất lưu 
và năng lượng nước đáy/nước biên mạnh. Sau khi đạt sản lượng 
đỉnh trong giai đoạn khai thác sơ cấp, sản lượng dầu của mỏ Bắc 
Khosedayu suy giảm đáng kể và độ ngập nước tăng nhanh. Từ 
sau năm 2017, độ ngập nước của mỏ duy trì ở mức cao, khoảng 
70 - 80%, cho thấy ảnh hưởng của chế độ nước đáy và hiệu suất 
quét chưa cao tại nhiều khu vực. Trong giai đoạn 2021 - 2022, 
Rusvietpetro đã triển khai kế hoạch khoan bổ sung, giúp cải thiện 
sản lượng tạm thời, lưu lượng khai thác tăng từ khoảng 1.000 m³/
ngày lên trên 2.000 m³/ngày. Tuy nhiên, lượng dầu còn lại vẫn tập 
trung tại các khu vực có chiều dày hiệu dụng lớn, độ bão hòa dầu 
còn lại cao và áp suất vỉa vẫn đủ để duy trì khả năng khai thác.

2. Kết quả thí nghiệm slim-tube và mô hình tuyến tính 1D

Chương trình slim-tube được thiết kế để xác định sự biến đổi 
hiệu quả dịch chuyển dầu theo áp suất và cung cấp cơ sở thực 
nghiệm cho việc ước tính áp suất trộn lẫn tối thiểu. Thí nghiệm 
này được thực hiện trên hệ thống ống xoắn dài 18 m, đường kính 
trong 6,2 mm, được nhồi cát thạch anh và vận hành tại nhiệt độ 
vỉa 65°C. Môi trường rỗng có độ thấm 12.000 mD, độ rỗng 38,33% 
và thể tích lỗ rỗng 208,3 cm3. Ban đầu, mẫu ở trạng thái 100% 
bão hòa dầu, không có nước và khí. Trong mỗi thí nghiệm, CO₂ 
được bơm với lưu lượng 10,5 cm3/giờ cho đến khi tổng thể tích 
bơm đạt 1,5 PV, tương ứng với thời gian bơm 31 giờ. Giảm áp và 
thể tích dầu - khí tại đầu ra được đo liên tục trong suốt quá trình 
thử nghiệm.

Nhóm tác giả đã khảo sát 6 mức áp suất gồm 7,8 Mpa, 11 
MPa, 13 MPa, 15 Mpa, 17 MPa và 22 MPa. Kết quả lượng dầu thu 
hồi tại đầu ra tăng dần theo áp suất bơm ép, lần lượt đạt 38,33% 
tại 7,8 MPa, 67,5% tại 11 MPa, 76% tại 13 MPa, 83,1% tại 15 MPa, 
88,3% tại 17 MPa và 91,6% tại 22 MPa (Bảng 1). Điển hình tại áp 
suất 22 MPa, quá trình đẩy dầu bằng CO₂ trong mô hình slim-tube 
đạt hiệu quả rất cao với hệ số đẩy dầu tăng nhanh theo thể tích 
bơm ép và đạt khoảng 0,91 - 0,92. Hiện tượng vọt khí xuất hiện ở 
khoảng 0,8 - 0,85 PV, thể hiện qua sự gia tăng đột ngột của tỷ số 
khí, đồng thời hệ số đẩy dầu tiến tới dần đến trạng thái ổn định 
(Hình 5). Kết quả này cho thấy ở điều kiện áp suất thí nghiệm, 
CO₂ đã tạo được cơ chế dịch chuyển trộn lẫn hoàn toàn (miscible 
displacement) với hiệu suất cao, trong đó phần lớn dầu có thể đã 
được thu hồi trước thời điểm xảy ra hiện tượng vọt khí. 
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Hình 1. Dự án EOR trên toàn cầu giai đoạn 1971 - 2017 [3].
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Kết quả này phản ánh quá trình chuyển từ chế độ không hòa 
tan ở áp suất 7,8 MPa sang chế độ gần trộn lẫn trong dải áp suất 
11 - 17 MPa và đạt trạng thái hòa tan hoàn toàn ở áp suất 22 MPa. 
Về mặt cơ chế, xu hướng này phù hợp với sự gia tăng độ hòa tan 
của CO₂ trong dầu, hiện tượng nở dầu, giảm độ nhớt dầu và tăng 
khả năng bay hơi của các cấu tử hydrocarbon trung gian khi áp 
suất tăng. Áp suất trộn lẫn tối thiểu được xác định ở khoảng 18,31 
MPa, tương ứng với ngưỡng hệ số thu hồi dầu đạt trên 90% trong 
thí nghiệm slim-tube (Hình 6). 

Để mô hình hóa kết quả thực nghiệm slim-tube, nghiên cứu 
đã sử dụng mô hình tuyến tính 1D dạng thành phần. Mẫu dầu 

được sử dụng trực tiếp từ mỏ với 15 cấu tử. Phương trình trạng 
thái được chọn là Soave-Redlich-Kwong. Quá trình hiệu chỉnh tập 
trung vào các tham số EOS như nhiệt độ tới hạn, áp suất tới hạn, 
hệ số acentric và hệ số tương tác nhị phân với CO₂ nhằm cải thiện 
khả năng mô phỏng độ hòa tan ở các mức áp suất khác nhau.

Mô hình tuyến tính 1D sử dụng cùng lưu lượng bơm như 
trong thí nghiệm slim-tube, khoảng 10,4 - 10,5 cm3/giờ tại điều 
kiện vỉa và áp dụng đường cong độ thấm tương đối dạng chữ 
X cho các trường hợp gần hòa tan và hòa tan, được hiệu chỉnh 
bằng số mũ Corey cho các trường hợp không hòa tan. Độ bão 
hòa dầu ban đầu là 100%, đồng thời giữ nguyên độ rỗng, độ 
thấm, thể tích lỗ rỗng và tổng thể tích bơm 1,5 PV như trong 
thí nghiệm. Sau khi tinh chỉnh EOS, kết quả mô hình tuyến tính 
1D phù hợp với thực nghiệm. Phép ngoại suy MMP lần đầu cho 
giá trị 17,89 MPa từ mô hình số, chỉ thấp hơn thực nghiệm 0,42 
MPa, tương ứng sai khác khoảng 2,29%. Đây là kết quả quan 
trọng đối với mỏ, vì áp suất hiện tại ở các vỉa thực tế khoảng 220 
- 300 bar (22 - 30 MPa), cao hơn đáng kể so với áp suất trộn lẫn 
tối thiểu. Nói cách khác, dưới điều kiện áp suất hiện tại của vỉa, 
quá trình bơm ép CO₂ có khả năng đạt trạng thái dịch chuyển 
hòa tan, tạo điều kiện thuận lợi về mặt nhiệt động để nâng cao 
hiệu quả thu hồi dầu.

Mô hình tuyến tính 1D được sử dụng như công cụ kiểm soát 
chất lượng cho EOS để giảm tối đa ảnh hưởng của các sai số trước 
khi chuyển sang các mô hình thành phần quy mô lớn hơn. Ý nghĩa 
của bước này là bảo đảm MMP và xu thế đẩy dầu quan sát được 

Hình 2. Thiết bị đo áp suất trộn lẫn tối thiểu. Hình 3. Sơ đồ thí nghiệm đo áp suất trộn lẫn tối thiểu.

Bảng 1. Tỷ lệ lượng dầu thu hồi theo áp suất trong thí nghiệm slim-tube

Áp suất (MPa) 7,8 11 13 15 17 22 
Tỷ lệ lượng dầu thu hồi 

(% PV) 
38,33 67,5 76,0 83,1 88,3 91,6 

Hình 4. Mẫu dầu bị đẩy ra trong quá trình bơm đẩy tại mức áp suất 22 MPa.

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-02
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trong thí nghiệm được phản ánh nhất quán trong mô hình số. Kết 
quả so sánh giữa slim-tube và mô hình tuyến tính 1D cũng chỉ ra 
yếu tố rủi ro khi kết quả thí nghiệm ở mức áp suất 11 MPa cũng 

được xem là có dạng đường cong bất thường so với xu thế chung. 
Dù vậy, mức độ phù hợp tổng thể giữa thực nghiệm và mô hình 
vẫn đủ mạnh để khẳng định mức độ tin cậy cho việc sử dụng EOS 
đã được tinh chỉnh trong mô hình.

3. Xây dựng mô hình mô phỏng khai thác dạng thành phần 
cho khu vực nghiên cứu tại mỏ Bắc Khosedayu  

Mục tiêu của mô hình mô phỏng khai thác khu vực là tạo ra 
mô hình con vừa đủ gọn để tính toán hiệu quả, vừa đủ đại diện 
về mặt địa chất để phục vụ đánh giá các kịch bản bơm ép CO2 và 
CO2-WAG. Nghiên cứu này đã sử dụng phương pháp tổng quát: lựa 
chọn khu vực đại diện, cắt tương ứng khu vực này từ mô hình mô 
phỏng khai thác toàn mỏ, bảo toàn hình thái cấu trúc và xu thế 
dị thể, tái xây dựng ô lưới ở độ phân giải mịn hơn, nội suy thuộc 
tính bằng cùng phương pháp địa thống kê như: mô hình gốc, khởi 
tạo điều kiện ban đầu phù hợp với mô hình động đã phục hồi lịch 
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Hình 5. Kết quả bơm ép CO2 tại mức áp suất 22 MPa.

Hình 6. Kết quả xác định áp suất trộn lẫn tối thiểu từ thực nghiệm  
slim-tube.

Hình 7. So sánh kết quả giữa mô hình và thực nghiệm.
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Hình 8. Kết quả xác định áp suất trộn lẫn tối thiểu từ mô hình.
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sử, chuyển đổi dạng mô hình thông thường (E100) sang mô hình 
thành phần (E300) từ đó thực hiện dự báo dưới các giả thiết biên 
và tầng chứa nước được kiểm soát. 

Khu vực được lựa chọn gồm tập D3fmIV và D3fmIII, với mặt 
trên và mặt đáy phẳng lần lượt tại khoảng 2.800 và 2.950 mTVD. 
Sau khi chạy độ nhạy cấu hình ô lưới, kích thước ô lưới 20 × 20 × 
1 m được lựa chọn vì phản ánh động thái tốt hơn rõ rệt so với ô 
lưới 40 × 40 × 1 m. Mô hình mô phỏng khai thác khu vực có kích 
thước khoảng 840 × 680 × 147 m, gồm 48 × 42 × 150 ô và hơn 
131.000 ô lưới tham gia hoạt động. So với mô hình mô phỏng khai 
thác ban đầu, mô hình mới được xây dựng có ô lưới mới mịn hơn 

đáng kể, cho phép biểu diễn tốt hơn đặc điểm địa chất và sự thay 
đổi pha trong quá trình bơm ép.

Việc chuyển các thuộc tính vỉa chứa từ mô hình mô phỏng 
khai thác toàn mỏ sang mô hình khu vực được thực hiện thông 
qua sự kết hợp giữa xu thế phân bố không gian và nội suy Kriging. 
Độ rỗng, độ thấm và các thuộc tính địa chất khác được tái mô hình 
hóa trên lưới bằng cách sử dụng cùng hàm cấu trúc Variogram và 
cùng phương pháp địa thống kê như trong mô hình gốc, nhằm 
duy trì tối đa mức độ bất đồng nhất và cấu trúc địa chất. Độ thấm 
được xác định thông qua hàm tương quan với độ rỗng, do đó sự sai 
lệch so với mô hình gốc không đáng kể. 

Hình 9. Khởi tạo mô hình mô phỏng khai thác khu vực với các kích thước ô lưới.

Kích thước ô lưới (20 × 20 × 1 m)

Kích thước ô lưới (10 × 10 × 0,75 m)

1204_2
1202 1214 14

1201Kích thước ô lưới (100 × 100 m)

Hình 10. Phân bố độ rỗng giữa mô hình mô phỏng khai thác ban đầu và mô hình sau làm mịn tại khu vực nghiên cứu.

Mô hình thô
ban đầu

Mô hình sau khi làm mịn

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-02



THĂM DÒ - KHAI THÁC DẦU KHÍ

Ι PETROVIETNAM Ι SỐ 1 - 2026   24

Khởi tạo mô hình khai thác đòi hỏi phải xác định áp suất vỉa, 
ranh giới dầu - nước, PVT, SCAL, độ bão hòa ban đầu và hỗ trợ 
từ tầng nước đáy/biên. Trong mô hình toàn mỏ, áp suất ban đầu 
được xác định ở mức 318 bar tại chiều sâu chuẩn 2.920 mTVDss. 
Tuy nhiên, sau khoảng 12 năm khai thác, áp suất vỉa trong khu 
vực nghiên cứu đã giảm còn khoảng 287 bar tại thời điểm 9/2022. 
Ranh giới dầu - nước tại khu vực phía Nam được xác định khoảng 
-2.904 mTVDss, trong khi phân bố bão hòa nước được điều chỉnh 
để phù hợp với trạng thái hiện tại của mô hình đã phục hồi lịch sử. 

Đối với các mô hình mô phỏng khu vực dạng thành phần 
được sử dụng để đánh giá ảnh hưởng của quá trình bơm ép CO2, 
các thông số đầu vào cho mô hình cần được đặc biệt lưu tâm.

Áp suất trộn lẫn tối thiểu: Vì áp suất hiện tại trong mô hình 
cao hơn rõ rệt áp suất trộn lẫn tối thiểu nên sẽ hình thành quá 
trình trộn lẫn khi tiến hành bơm ép CO2. Quá trình này sẽ dẫn đến 
sự thay đổi về độ thấm tương đối các pha trong mô hình:

Với 

Sức căng bề mặt tham chiếu σ được giả định vào khoảng 4 
mN/m tại áp suất tham chiếu 20 MPa và hệ số mũ N được khảo sát 
trong dải từ 0 - 1 thông qua phân tích độ nhạy với kết quả cho thấy 
hệ số thu hồi dầu giảm khi số mũ giảm.

Đường cong thấm pha tương đối (dạng 3 pha dầu - khí - 
nước) và độ trễ đường cong thấm pha/áp suất mao dẫn: Do chưa 
có đầy đủ số liệu SCAL 3 pha dầu - khí - nước trong phòng thí 
nghiệm, độ thấm tương đối 3 pha được xây dựng theo hướng lai 
giữa dữ liệu có sẵn và phương trình chuyển đổi. Hệ dầu - nước lấy 
trực tiếp từ mô hình toàn mỏ; hệ dầu - khí được tham chiếu từ 
tài liệu carbonate tương đồng. Trên cơ sở đó, các họ đường cong 

SWFN, SGFN và SOF3 được xây dựng cho mô phỏng 3 pha. Ba mô 
hình thấm 3 pha là Stone I, Stone II và Baker được chạy độ nhạy để 
đánh giá mức độ ảnh hưởng tới dự báo.

Trạng thái mất cân bằng (non-equilibrium) là yếu tố quan 
trọng khi mô phỏng các vỉa khí ngưng tụ hoặc mỏ dầu được bơm 
khí, trạng thái phản ánh sự tái hòa tan khí hoặc hiện tượng trễ 
pha trong quá trình dịch chuyển. Trong mô hình, hệ số phản ánh 
sự mất cân bằng λ cho phép Rs thay đổi có độ trễ thay vì nhảy ngay 
về giá trị cân bằng.

4. Đánh giá hiệu quả gia tăng thu hồi trên mô hình mô 
phỏng khu vực bằng bơm ép CO₂-EOR

Sau khi mô hình mô phỏng khai thác của khu vực nghiên 
cứu được xây dựng và hiệu chỉnh, các kịch bản khai thác đã được 
dự báo để so sánh giữa các phương án: khai thác suy giảm tự 
nhiên, bơm ép nước, bơm ép CO₂ liên tục và bơm ép khí nước 
luân phiên (CO₂-WAG). Mô hình khai thác phản ánh lịch sử khai 
thác tốt với sai số trong mức cho phép (< 5% về tổng sản lượng) 
và sai khác về tài nguyên dầu khí giữa mô hình địa chất và mô 
hình khai thác chỉ khoảng 0,4%. Kết quả này xác nhận rằng mô 
hình đủ tin cậy để sử dụng cho mục tiêu dự báo so sánh hiệu quả 
giữa các kịch bản. 

Phương án cơ sở: Trường hợp khai thác tự nhiên không có 
can thiệp bổ sung, 5 giếng (14, 1201, 1202, 1204_2 và 1214) tiếp 
tục được khai thác theo các điều kiện về lưu lượng chất lỏng, giới 
hạn độ ngập nước và áp suất đáy giếng theo mô hình thiết kế. 
Kết quả mô phỏng cho thấy đến năm 2045, sản lượng dầu tích 
lũy đạt khoảng 135.857 m3, tương ứng hệ số thu hồi đạt 10,18% 
trên lượng dầu tại chỗ (OIIP) của khu vực nghiên cứu. Đây là tham 
chiếu cơ sở để đánh giá hiệu quả gia tăng hệ số thu hồi dầu của 
các phương án EOR.

 Phương án bơm ép nước: Bơm ép nước được thử nghiệm 
bằng cách chuyển đổi giếng 1214 sang chế độ bơm ép, trong khi 
4 giếng còn lại tiếp tục khai thác. Các mức lưu lượng bơm ép nước 
từ 50 - 120 m3/ngày được xem xét và đánh giá. Kết quả cho thấy 
các trường hợp bơm ép nước đều cho hệ số thu hồi thấp hơn so 
với phương án khai thác suy giảm tự nhiên. Ngay cả trường hợp 
tối ưu nhất, hệ số thu hồi cũng chỉ đạt khoảng 9,77% trên lượng 
dầu tại chỗ, thấp hơn mức cơ sở (Bảng 2). Nguyên nhân chính là 
khu vực nghiên cứu đã được hỗ trợ áp suất mạnh bởi năng lượng 
tầng nước đáy, khiến việc bơm ép nước bổ sung không mang lại 
hiệu quả. Ngược lại, quá trình này còn có nguy cơ làm tăng độ 
ngập nước thông qua các kênh dẫn nước hiện có trong vỉa chứa 
carbonate. 

Hình 11. Mô hình mô phỏng khai thác khu vực nghiên cứu.
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Bơm ép CO2 liên tục: Với lưu lượng bơm ép CO2 liên tục từ 5.000 
- 200.000 m3/ngày, kết quả cho thấy sản lượng dầu tích lũy và hệ 
số thu hồi tăng gần tuyến tính theo lưu lượng bơm. Ví dụ, trường 
hợp 50.000 m3/ngày cho hệ số thu hồi 19,29%, cao hơn khai thác 
tự nhiên 9,11%; trường hợp 100.000 m3/ngày đạt 24,17%; còn 
200.000 m3/ngày đạt 30,08% (Bảng 3). Xu thế này phản ánh hiệu 
quả của việc tăng khả năng trộn lẫn CO₂ - dầu, giảm độ nhớt, làm 
trương nở dầu và tăng hiệu quả quét vi mô. Tuy nhiên, việc bơm ép 
CO2 với lưu lượng quá cao sẽ làm tăng yêu cầu về nguồn CO₂, công 
suất nén - bơm, có thể kéo theo rủi ro vận hành, tạo áp lực lên hệ 
thống thu gom, xử lý và tiêu thụ sản phẩm.

Bơm ép khí nước luân phiên: Các kịch bản bơm ép khí nước 
luân phiên CO2-WAG được xây dựng để cải thiện hiệu suất quét so 
với bơm ép CO2 liên tục. Bốn mức lưu lượng CO₂ là 30.000, 50.000, 
75.000 và 100.000 m3/ngày được kết hợp với tỷ số lưu lượng bơm 
ép giữa khí và nước là 0,5:1, 1:1 và 2:1, cùng độ dài chu kỳ theo 
tháng 3:3, 6:6 và 12:12. Kết quả cho thấy các trường hợp bơm ép 

khí nước luân phiên CO2-WAG đều tăng hệ số thu hồi đáng kể so 
với khai thác tự nhiên (Bảng 4). Trong nhiều trường hợp, CO2-WAG 
còn cho kết quả dài hạn tốt hơn bơm ép CO₂ liên tục ở cùng cấp lưu 
lượng khí. Kết quả nghiên cứu cho thấy, trường hợp tối ưu nhất 
là lưu lượng CO₂ 100.000 m3/ngày, tỷ số khí nước 2:1 và chu kỳ 
12:12 tháng, hệ số thu hồi đạt 23,84%. Những trường hợp hiệu 
quả khác gồm: lưu lượng CO₂ 75.000 m3/ngày, tỷ số khí nước 1:1, 
chu kỳ 12:12 tháng với hệ số thu hồi đạt 22,21% và lưu lượng CO₂ 
50.000 m3/ngày, tỷ số khí nước 2:1, chu kỳ 12:12 tháng với hệ số 
thu hồi đạt 19,73%. 

Một quan sát đáng chú ý từ các kịch bản là sự khác biệt giữa 
hiệu quả gia tăng thu hồi dầu trong giai đoạn ngắn hạn và dài 
hạn. Ở giai đoạn đầu sau khi bắt đầu bơm ép, CO₂ được bơm liên 
tục thường cho gia tăng thu hồi nhanh hơn so với phương án bơm 
ép khí nước luân phiên CO₂-WAG do đới khí mạnh và cơ chế hòa 
tan CO₂ diễn ra liên tục. Về lâu dài, WAG cải thiện tốt hơn khả năng 
kiểm soát độ linh động, hạn chế kênh dẫn và hiện tượng phân ly 

Hình 12. Biểu đồ dự báo sản lượng khai thác đến năm 2045 khi áp dụng phương án cơ sở.
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Bảng 2. Kết quả dự báo sản lượng khai thác khi áp dụng phương án bơm ép nước

Phương án Lưu lượng nước bơm ép 
(m3/ngày) 

Dầu tích lũy (m3) RF (%) 

Cơ sở - 135.857 10,18 

Bơm ép nước 

50 130.295 9,77 
80 127.309 9,54 

100 124.257 9,31 
120 120.949 9,07 
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do trọng lực, nhờ đó duy trì hiệu quả quét tốt hơn. Sản lượng dầu 
tích lũy của phương án bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG ở 
cuối kỳ mô phỏng đã cao hơn trường hợp bơm ép CO₂ liên tục ở 
cùng mức lưu lượng khí (Hình 16). 

Độ dài mỗi chu kỳ bơm ép khí và nước cũng ảnh hưởng rõ 
rệt đến kết quả. Nhìn chung, chu kỳ 12:12 tháng cho hệ số thu 
hồi cao nhất trong các trường hợp được thử nghiệm. Điều này cho 
thấy thời gian bơm CO₂ đủ dài trong mỗi nửa chu kỳ tạo điều kiện 
thuận lợi hơn cho quá trình dịch chuyển gần hòa tan/hòa tan phát 
triển trước khi pha nước được đưa vào để cải thiện hiệu quả quét 

và điều khiển độ linh động. Các chu kỳ ngắn hơn như 3:3 tháng 
hoặc 6:6 tháng vẫn có hiệu quả nhưng thường cho sản lượng tích 
lũy thấp hơn.

 Phân tích độ nhạy theo độ thấm tương đối 3 pha, độ trễ và 
các thông số trộn lẫn cho thấy mức độ ảnh hưởng của các yếu tố 
này tới kết quả mô phỏng bơm ép khí. Trường hợp có tính đến độ 
trễ của đường cong thấm pha và áp suất mao dẫn cho kết quả lạc 
quan hơn so với trường hợp không xét tới độ trễ, do khí bị giữ lại 
trong giai đoạn bơm nước dẫn tới giảm độ linh động pha khí ở giai 
đoạn tháo khô thứ cấp và qua đó cải thiện hiệu quả quét. Tương 

Hình 13. Biểu đồ dự báo sản lượng khai thác đến năm 2045 khi áp dụng phương án bơm ép nước.
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Bảng 3. Kết quả dự báo sản lượng khai thác khi áp dụng phương án bơm ép CO2 liên tục

Phương án Lưu lượng khí bơm ép (m3/ngày) Dầu tích lũy (m3) RF (%) 

Cơ sở - 135.857 10,18 

Bơm ép CO2 liên tục 

5.000 151.313 11,34 
10.000 164.929 12,36 
20.000 188.876 14,16 
30.000 215.550 16,16 
50.000 257.350 19,29 
75.000 296.600 22,23 

100.000 322.455 24,17 
120.000 345.709 25,92 
150.000 365.667 27,41 
200.000 401.261 30,08 
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Hình 14. Biểu đồ dự báo sản lượng khai thác đến năm 2045 khi áp dụng phương án bơm ép CO2 liên tục.
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Hình 15. Biểu đồ dự báo sản lượng khai thác đến năm 2045 khi áp dụng phương án bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG.
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tự, sự lựa chọn mô hình Baker, Stone I hay Stone II tạo ra chênh 
lệch đáng kể về hệ số thu hồi dự báo. Điều này chứng tỏ kết quả 
bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG không nên được xem là một 
con số tuyệt đối, mà là một dải kết quả có điều kiện phụ thuộc vào 
cách mô tả tương tác 3 pha.

 Từ góc độ phát triển mỏ, kết quả mô phỏng cho thấy: Khu 
vực nghiên cứu có điều kiện áp suất vỉa và độ bão hòa dầu còn lại 

đủ thuận lợi để đáp ứng yêu cầu bơm ép CO₂ trạng thái hòa tan. 
Bơm ép nước không phải là chiến lược ưu tiên tại khu vực này do 
ảnh hưởng của cơ chế nước đáy mạnh và độ ngập nước cao. Bơm 
ép CO₂ liên tục có tiềm năng gia tăng thu hồi đáng kể, tuy nhiên, 
bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG là chiến lược phù hợp hơn 
cho triển khai thực tế nhờ khả năng kiểm soát độ linh động và cải 
thiện hiệu suất quét trong dài hạn.

Bảng 4. Kết quả dự báo sản lượng khai thác khi áp dụng phương án bơm ép khí nước luân phiên CO2-WAG

Phương án Lưu lượng nước 
bơm ép (m3/ngày) 

Lưu lượng khí bơm ép 
(m3/ngày) 

Tỷ số lưu lượng 
WAG  

Chu kỳ WAG Dầu tích lũy  
(m3) 

Hệ số thu hồi  
(%) 

Cơ sở - 0   135.857 10,18 

WAG  

22,5 30.000 0,5:1 3:3 201.921 15,14 
22,5 30.000 0,5:1 6:6 205.787 15,43 
22,5 30.000 0,5:1 12:12 213.426 16,00 
55 30.000 1:1 3:3 220.734 16,72 
55 30.000 1:1 6:6 221.770 16,55 
55 30.000 1:1 12:12 223.077 16,62 

110 30.000 2:1 3:3 229.669 17,22 
110 30.000 2:1 6:6 231.505 17,35 
110 30.000 2:1 12:12 231.852 17,38 
45 50.000 0,5:1 3:3 243.374 18,24 
45 50.000 0,5:1 6:6 246.597 18,49 
45 50.000 0,5:1 12:12 253.027 18,97 
90 50.000 1:1 3:3 255.305 19,14 
90 50.000 1:1 6:6 256.971 19,26 
90 50.000 1:1 12:12 261.924 19,63 

180 50.000 2:1 3:3 258.192 19,35 
180 50.000 2:1 6:6 262.615 19,69 
180 50.000 2:1 12:12 263.246 19,73 
70 75.000 0,5:1 3:3 278.047 20,84 
70 75.000 0,5:1 6:6 283.076 21,22 
70 75.000 0,5:1 12:12 291.412 21,85 

135 75.000 1:1 3:3 285.646 21,41 
135 75.000 1:1 6:6 289.441 21,70 
135 75.000 1:1 12:12 296.335 22,21 
270 75.000 2:1 3:3 285.099 21,37 
270 75.000 2:1 6:6 288.007 21,59 
270 75.000 2:1 12:12 288.202 21,60 
60 100.000 0,5:1 3:3 297.281 22,28 
60 100.000 0,5:1 6:6 303.836 22,78 
60 100.000 0,5:1 12:12 312.435 23,42 
90 100.000 1:1 3:3 302.819 22,70 
90 100.000 1:1 6:6 308.836 23,15 
90 100.000 1:1 12:12 283.586 21,26 

180 100.000 2:1 3:3 305.825 22,93 
180 100.000 2:1 6:6 310.223 23,26 
180 100.000 2:1 12:12 317.974 23,84 
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Hình 16. Biểu đồ so sánh sản lượng khai thác khi áp dụng phương án bơm ép CO2 liên tục và bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG.
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Hình 17. Biểu đồ so sánh chu kỳ bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG tại cùng 1 cấp lưu lượng.
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5. Kết luận

Kết quả nghiên cứu cho thấy gia tăng thu hồi dầu bằng 
bơm ép CO₂, CO₂-WAG có triển vọng áp dụng rõ rệt tại mỏ Bắc 
Khosedayu, trên cả 3 phương diện: điều kiện vỉa chứa, tính chất 
chất lưu và hiệu quả dự báo từ mô hình mô phỏng. Thí nghiệm 
slim-tube và mô hình 1D đã xác định áp suất trộn lẫn tối thiểu 
ở mức tương thích với áp suất vỉa hiện tại, khẳng định khả năng 
hình thành cơ chế dịch chuyển gần trộn lẫn đến trộn lẫn hoàn 
toàn khi bơm ép CO₂. Trên cơ sở đó, mô hình sector được xây dựng 
cho thấy bơm ép CO₂ mang lại hiệu quả vượt trội so với khai thác 
tự nhiên và bơm ép nước, trong đó phương án bơm ép CO₂ liên tục 

và bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG giúp gia tăng đáng kể 
hệ số thu hồi dầu tại khu vực nghiên cứu. Mặc dù vẫn còn các yếu 
tố chưa chắc chắn liên quan đến mức độ không đồng nhất của đá 
chứa carbonate, đặc tính thấm tương đối 3 pha..., các kết quả thu 
được đã chứng minh CO₂-EOR là công nghệ khả thi, cần tiếp tục 
nghiên cứu và đánh giá chi tiết ở giai đoạn tiếp theo.
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Hình 18. Kết quả mô phỏng với độ trễ thấm pha trong bơm ép khí nước luân phiên CO₂-WAG.
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Hình 19. Kết quả mô phỏng với các loại mô hình thấm pha tương đối 3 pha.
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STUDY ON ENHANCED OIL RECOVERY USING CONTINUOUS CO2 
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The paper evaluates the enhanced oil recovery potential of continuous CO₂ injection and CO₂ water-
alternating-gas (CO₂-WAG) injection at the North Khosedayu field, Rusian Federation, based on slim-tube 
experiments, 1D modeling, and reservoir simulation. The results indicate that oil displacement efficiency 
increases markedly with injection pressure, reflecting the transition from immiscible to near-miscible and 
fully miscible displacement. 

A reservoir simulation model was then built for a representative sector to evaluate four production 
scenarios: natural depletion, waterflooding, continuous CO₂ injection, and CO₂-WAG injection. The results 
show that waterflooding does not improve the recovery, whereas continuous CO₂ injection and CO₂-WAG 
injection significantly enhance oil recovery compared to natural depletion. 
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ĐẶC ĐIỂM SINH ĐỊA TẦNG VÀ MÔI TRƯỜNG TRẦM TÍCH OLIGOCENE 
MUỘN - MIOCENE SỚM KHU VỰC ĐÔNG NAM BỂ NAM CÔN SƠN

Kết quả nghiên cứu này dựa trên việc tích hợp dữ liệu vi hóa thạch (trùng lỗ, tảo vôi, bào tử phấn hoa) và 
tài liệu địa vật lý giếng khoan từ 7 giếng thông qua phần mềm StrataBugs nhằm làm rõ đặc điểm sinh địa 
tầng và môi trường trầm tích giai đoạn Oligocene muộn - Miocene sớm tại khu vực Đông Nam bể Nam 
Côn Sơn. Dựa trên các vi hóa thạch chỉ thị, ranh giới nóc của các tập trầm tích Oligocene muộn và Miocene 
sớm đã được phân định rõ. Sự thiếu vắng đồng thời của đới trùng lỗ M1a và đới tảo vôi CNM1 xác nhận sự 
hiện diện của mặt bất chỉnh hợp khu vực giữa hệ tầng Cau và hệ tầng Dừa. 

Kết quả cho thấy sự tiến hóa môi trường trầm tích rõ rệt: từ hồ nước ngọt - đồng bằng ven biển trong 
Oligocene muộn, chuyển sang biển nông thềm trong - thềm giữa vào Miocene sớm. Nghiên cứu cung cấp 
cơ sở khoa học tin cậy để chuẩn hóa minh giải sinh địa tầng và mô hình hóa môi trường trầm tích, góp 
phần khắc phục những hạn chế do sự khan hiếm vi hóa thạch chỉ thị và điều kiện địa chất phức tạp tại 
khu vực.

Sinh địa tầng, môi 
trường trầm tích, vi hóa 
thạch, Oligocene muộn 
- Miocene sớm, bể Nam 
Côn Sơn.
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T Ừ  K H Ó A T Ó M  T Ắ T

1. Giới thiệu

Bể Nam Côn Sơn có cấu trúc địa chất phức tạp và tiềm năng 
dầu khí lớn tại thềm lục địa Việt Nam. Các thành tạo trầm tích 
Oligocene muộn - Miocene sớm giữ vai trò quan trọng trong hệ 
thống dầu khí (đá mẹ, đá chứa và đá chắn) của bể [1]. Vì vậy, việc 
thiết lập chính xác khung địa tầng và môi trường trầm tích là yếu 
tố quan trọng để nâng cao hiệu quả minh giải địa chất và dự báo 
triển vọng dầu khí.

Việc xác định tuổi và liên kết địa tầng trầm tích Oligocene 
muộn - Miocene sớm tại khu vực này vẫn gặp nhiều thách thức. 
Nguyên nhân chủ yếu xuất phát từ sự biến đổi tướng trầm tích 
nhanh chóng, ảnh hưởng của các pha kiến tạo và mức độ bảo tồn 
vi hóa thạch kém. Các nghiên cứu sinh địa tầng trước đây [2 - 4] 
thường chỉ tập trung vào một nhóm vi hóa thạch đơn lẻ. Điều này 
dẫn đến những hạn chế nhất định trong việc xác lập các ranh giới 
địa tầng theo tiêu chuẩn quốc tế, điển hình như hệ thống phân 
đới trùng lỗ [5, 6] hay tảo vôi [7, 8]. Mặc dù một số nghiên cứu gần 

đây [9] đã chi tiết hóa khung sinh địa tầng Miocene sớm tại khu 
vực Đông Nam bể Nam Côn Sơn dựa trên vi hóa thạch biển (trùng 
lỗ và tảo vôi), nhưng kết quả này cần được đối sánh và tích hợp với 
dữ liệu bào tử phấn hoa nhằm đảm bảo tính toàn diện, đặc biệt tại 
những khoảng địa tầng vắng mặt các chỉ thị nêu trên.

Bên cạnh đó, ranh giới Oligocene - Miocene tại khu vực 
thường phản ánh sự chuyển đổi môi trường rõ rệt giữa lục địa, 
chuyển tiếp và biển nông [1]. Sự chuyển đổi này dẫn đến sự vắng 
mặt của trùng lỗ và tảo vôi trong các tập trầm tích Oligocene, gây 
khó khăn cho việc định tuổi và phân tích môi trường nếu chỉ đơn 
thuần sử dụng vi hóa thạch biển. Trong khi đó, bào tử phấn hoa - 
nhóm chỉ thị đặc trưng cho môi trường lục địa và chuyển tiếp [10] 
- vẫn chưa được tích hợp với các dữ liệu vi hóa thạch biển sẵn có.

Nhằm khắc phục những hạn chế trên, nghiên cứu này áp 
dụng phương pháp tích hợp nhiều nhóm vi hóa thạch gồm trùng 
lỗ, tảo vôi và bào tử phấn hoa. Trên cơ sở kế thừa dữ liệu từ các 
kết quả đã công bố trong khu vực Đông Nam bể Nam Côn Sơn [9], 
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nghiên cứu bổ sung và hệ thống hóa dữ liệu phức hệ bào tử phấn 
hoa cho giai đoạn Oligocene muộn - Miocene sớm. Việc kết hợp 
các nhóm vi hóa thạch có đặc tính sinh thái khác nhau không chỉ 
giúp chuẩn hóa các ranh giới địa tầng, mà còn làm sáng tỏ lịch sử 
tiến hóa môi trường từ lục địa sang biển. Qua đó, nghiên cứu xây 
dựng hệ cơ sở dữ liệu sinh địa tầng hoàn chỉnh, làm nguồn tài liệu 
khoa học có độ tin cậy phục vụ cho công tác thăm dò dầu khí tại 
khu vực.

2. Đặc điểm địa tầng 

Trong khu vực nghiên cứu, các thành tạo trầm tích Oligocene 
- Miocene sớm được chia thành 2 hệ tầng chính: hệ tầng Cau và 
hệ tầng Dừa [1] (Hình 1). Hệ tầng Cau (Oligocene) có thành phần 
thạch học chủ yếu gồm sét kết xen kẽ với cát kết, bột kết và các 
lớp sét than, than mỏng. Tập trầm tích này được thành tạo trong 
môi trường từ đầm hồ tới đồng bằng ven biển [1, 11]. Do chịu ảnh 
hưởng của điều kiện môi trường nước ngọt đến nước lợ, các vi hóa 
thạch biển (trùng lỗ, tảo vôi) hầu như vắng mặt; thay vào đó là sự 
chiếm ưu thế của phức hệ bào tử phấn hoa. Hệ tầng Dừa (Miocene 
sớm) nằm bất chỉnh hợp trên hệ tầng Cau. Thành phần thạch học 
của hệ tầng này đặc trưng bởi sự xen kẽ giữa cát kết hạt mịn đến 
trung bình, sét kết và bột kết. Môi trường trầm tích dịch chuyển 
rõ rệt từ đồng bằng ven biển sang biển nông [1, 9, 12]. Quá trình 
biển tiến đã tạo điều kiện thuận lợi cho sự xuất hiện và phát triển 
của trùng lỗ và tảo vôi. Các nhóm vi hóa thạch này đóng vai trò là 
những chỉ thị quan trọng để thiết lập khung sinh địa tầng chi tiết 
cho trầm tích Miocene sớm.

3. Cơ sở dữ liệu và phương pháp nghiên cứu

3.1. Cơ sở dữ liệu

Nghiên cứu sử dụng dữ liệu từ 7 giếng khoan thăm dò (T1, 
L1, H1, D1, R1, R3 và K1) tại khu vực Đông Nam bể Nam Côn Sơn. 
Nguồn dữ liệu cụ thể như sau:

-	 Đối với 5 giếng khoan (T1, L1, H1, R1 và K1): Kết quả phân 
tích trùng lỗ và tảo vôi trong trầm tích Miocene sớm được kế thừa 
từ nghiên cứu trước đây [9]. Đồng thời, nghiên cứu tiến hành 
phân tích bổ sung trùng lỗ, tảo vôi cho trầm tích Oligocene muộn 
và phân tích mới bào tử phấn hoa cho toàn bộ giai đoạn Oligocene 
muộn - Miocene sớm.

-	 Đối với 2 giếng D1 và R3: Toàn bộ dữ liệu cả 3 nhóm hóa 
thạch cho giai đoạn Oligocene muộn - Miocene sớm đều được 
phân tích mới.

Tổng cộng có 590 mẫu (gồm 553 mẫu vụn, 29 mẫu sườn và 
8 mẫu lõi) được thu thập trong khoảng độ sâu 2.200 - 5.800 m. 
Chi tiết về số lượng mẫu kế thừa và mẫu phân tích mới tương ứng 
với từng chỉ tiêu phân tích tại các giếng được tổng hợp tại Bảng 1. 
Mật độ mẫu thường dao động từ 10 - 20 m/mẫu, nhằm đảm bảo 
độ phân giải cần thiết cho minh giải sinh địa tầng và phân tích 
môi trường trầm tích. Tuy nhiên, tại một số khoảng địa tầng, mật 
độ mẫu thưa hơn (khoảng 40 - 60 m/mẫu). Ngoài ra, đường cong 
gamma (GR) từ các giếng khoan cũng được sử dụng nhằm hỗ trợ 
đối sánh thạch học và chuẩn hóa các ranh giới địa tầng.

Hình 1. Cột địa tầng tổng hợp giai đoạn Oligocene - Miocene sớm bể Nam Côn Sơn [1, 9].
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3.2. Phương pháp nghiên cứu

3.2.1. Chuẩn bị mẫu

Quy trình gia công mẫu được thực hiện chuyên biệt cho từng 
nhóm vi hóa thạch:

-	 Đối với trùng lỗ: Khoảng 30 g mẫu trầm tích được ngâm 
trong dung dịch H2O2 (30%) trong 24 giờ để phân rã vật chất hữu 
cơ. Sau đó, mẫu được rửa qua hệ thống rây có kích thước mắt lưới 
125 µm và 63 µm. Phần cặn trên rây được thu hồi và sấy khô ở 
nhiệt độ 80°C [9, 13].

-	 Đối với tảo vôi: Khoảng 0,5 g mẫu trầm tích được hòa với 
nước cất để tạo huyền phù. Huyền phù này được phết mỏng lên 
phiến kính (25 x 75 mm), sấy khô nhanh trên bếp gia nhiệt ở 60°C 
và cố định lamen (22 x 22 mm) bằng keo Canada balsam [9, 14].

-	 Đối với bào tử phấn hoa: Khoảng 15 g mẫu trầm tích được 
xử lý để loại bỏ khoáng vật carbonate và silicate bằng dung dịch 
acid HCl và HF. Tiếp theo, mẫu được tuyển nổi trong dung dịch tỷ 
trọng ZnBr2 để thu vật liệu hữu cơ. Phần hữu cơ này được lọc qua 
rây 5 µm, sau đó trải lên tiêu bản, sấy khô và cố định lamen bằng 
keo Canada balsam [15].

3.2.2. Định danh hóa thạch

Trùng lỗ được định danh dưới kính hiển vi soi nổi Zeiss Stereo 
Discovery.V20 (độ phóng đại 20 - 100x); trong khi đó, tảo vôi được 
phân tích bằng kính hiển vi phân cực Zeiss Axio Imager.A2m (độ 
phóng đại 400 - 1.000x). Đối với bào tử phấn hoa, hóa thạch được 
định danh dưới kính hiển vi sinh học Leica DM4000 (độ phóng đại 
100 - 1.000x). Hệ thống phân loại vi hóa thạch dựa theo các tài 

Bảng 1. Thống kê số lượng mẫu và các chỉ tiêu phân tích vi hóa thạch tại 7 giếng khoan nghiên cứu

Bảng 2. Các sự kiện sinh địa tầng giai đoạn Oligocene muộn - Miocene sớm tại khu vực nghiên cứu

Giếng 
khoan 

Khoảng độ sâu  
(mMD) 

Trùng lỗ Tảo vôi Bào tử  
phấn hoa Phân tích mới Kế thừa [9] Phân tích mới Kế thừa [9] 

T1 2.270 - 3.915 10 40 10 40 50 
L1 2.760 - 3.535 15 0 30 0 18 
H1 2.900 - 4.510 15 87 15 87 82 
D1 2.200 - 4.600 20 146 20 158 174 
R1 2.300 - 3.815 5 40 5 40 53 
R3 2.345 - 3.630 44 0 44 0 54 
K1 3.575 - 5.800 10 50 10 54 61 

Sự kiện sinh địa tầng Nhóm vi hóa thạch Ranh giới sinh địa tầng 
FO Orbulina suturalis Trùng lỗ Nóc đới M5 
FO Globigerinoides obliquus Trùng lỗ Đáy đới M1b 
FO Trilobatus trilobus Trùng lỗ Đáy đới M1a 
LCO Helicosphaera ampliaperta Tảo vôi Nóc đới CNM6 
LO Sphenolithus belemnos Tảo vôi Nóc đới CNM5 
FO Sphenolithus heteromorphus Tảo vôi 

Đáy đới CNM5 
FO Sphenolithus belemnos Tảo vôi 
FO Helicosphaera ampliaperta Tảo vôi Đáy đới CNM4 
FO Sphenolithus disbelemnos Tảo vôi Đáy đới CNM2 
LO Sporotrapoidites spp. Bào tử phấn hoa Nóc Miocene sớm 
LO Cribroperidinium spp. Bào tử phấn hoa Nóc Miocene sớm 
FO Arenga spp. Bào tử phấn hoa Đáy Miocene sớm 
FO Eugeissona minor Bào tử phấn hoa Đáy Miocene sớm 
LO Cicatricosisporites spp. Bào tử phấn hoa 

Nóc phụ đới Verrutricolporites pachydermus 
LO Verrutricolporites pachydermus Bào tử phấn hoa 
LO Trilobapollis ellipticus Bào tử phấn hoa 
LO Meyeripollis nanharkotensis Bào tử phấn hoa 
FO Verrutricolporites pachydermus Bào tử phấn hoa Đáy phụ đới Verrutricolporites pachydermus 
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liệu tiêu chuẩn quốc tế: trùng lỗ [16 - 22], tảo vôi [23, 24] và bào 
tử phấn hoa [25 - 27].

3.2.3. Tích hợp dữ liệu và minh giải

Dữ liệu vi hóa thạch được tích hợp và trình bày trên biểu đồ 
sinh địa tầng bằng phần mềm StrataBugs 3.0. Việc xác định tuổi 
địa chất và phân đới sinh địa tầng được thực hiện dựa trên các sự 
kiện sinh địa tầng chính: mức xuất hiện đầu tiên (First Occurrence, 
FO), mức xuất hiện cuối cùng (Last Occurrence, LO) và mức xuất 
hiện phổ biến cuối cùng (Last Common Occurrence, LCO) của các 
loài chỉ thị (Bảng 2). Quá trình này tuân thủ theo hệ thống phân 
đới chuẩn đối với trùng lỗ trôi nổi [6], tảo vôi [8] và bào tử phấn 
hoa [25 - 27]. Song song với việc định tuổi, môi trường trầm tích 
được luận giải thông qua sự phân bố của các nhóm vi hóa thạch. 
Cụ thể, nghiên cứu sử dụng tỷ lệ trùng lỗ trôi nổi/trùng lỗ sống 
đáy và sự biến đổi của các nhóm trùng lỗ sống đáy để xác định sự 

thay đổi mực nước biển [9]. Đồng thời, sự biến đổi của các nhóm 
sinh thái bào tử phấn hoa được sử dụng làm chỉ thị để nhận diện 
các điều kiện môi trường từ lục địa đến chuyển tiếp [25 - 27]. Sự 
kết hợp này cho phép khôi phục lịch sử tiến hóa môi trường trầm 
tích một cách hệ thống và có độ tin cậy cao.

4. Kết quả nghiên cứu

Trên cơ sở minh giải dữ liệu vi hóa thạch, nghiên cứu đã xác 
định được ranh giới nóc của các tập trầm tích Oligocene muộn và 
Miocene sớm tại khu vực nghiên cứu. Độ sâu ranh giới cụ thể tại 
từng giếng khoan được tổng hợp trong Bảng 3.

4.1. Đặc điểm sinh địa tầng Oligocene muộn

4.1.1. Đặc điểm phức hệ hóa thạch

Trong tập trầm tích Oligocene muộn, các nhóm vi hóa thạch 

Bảng 3. Độ sâu ranh giới nóc các tập trầm tích Oligocene muộn - Miocene sớm tại các giếng khoan nghiên cứu

Giếng khoan Độ sâu nóc Oligocene muộn (mMD) Độ sâu nóc Miocene sớm (mMD) 
T1 3.689 2.324 
L1 3.450 2.825 
H1 4.442 3.087 
D1 4.205 2.252 
R1 3.460 2.373 
R3 3.472 2.383 
K1 5.343 3.652 
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Hình 2. Biểu đồ phân bố hóa thạch bào tử phấn hoa và phân đới sinh địa tầng trầm tích Oligocene muộn tại các giếng khoan R3 và K1.
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Hình 3. Biểu đồ phân bố các nhóm sinh thái bào tử phấn hoa và môi trường trầm tích Oligocene muộn tại các giếng khoan D1 và R3.
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biển xuất hiện rất ít hoặc hoàn toàn vắng mặt. Cụ thể, trùng lỗ chỉ 
xuất hiện rải rác (dưới 10 cá thể/mẫu) tại phần trên cùng của tập 
trầm tích ở các giếng T1 và K1. Đồng thời, tảo vôi hoàn toàn vắng 
mặt trong toàn bộ các mẫu thuộc khoảng địa tầng này.

Ngược lại, bào tử phấn hoa rất phát triển trong giai đoạn 
Oligocene muộn, đóng vai trò là chỉ thị chính để minh giải sinh 
địa tầng (Hình 2). Phức hệ này xuất hiện phổ biến ở các giếng 
T1, L1, H1, D1 (dao động 20 - 100 cá thể/mẫu) và phong phú ở 
các giếng R1, R3, K1 (200 - 650 cá thể/mẫu). Về thành phần, các 
loài lục địa và rừng ngập mặn chiếm ưu thế tuyệt đối. Các loài chỉ 
thị quan trọng cho tuổi Oligocene muộn gồm: Cicatricosisporites 
spp., Verrutricolporites pachydermus, Trilobapollis ellipticus và 
Meyeripollis nanharkotensis. Bên cạnh đó, loài Florschuetzia 
trilobata hiện diện liên tục trong toàn bộ mặt cắt, điển hình 

tại các giếng R1, R3 và K1. Dựa theo hệ thống phân đới bào tử 
phấn hoa chuẩn, ranh giới nóc Oligocene muộn được xác định 
tại mức LO của các loài Cicatricosisporites spp., Verrutricolporites 
pachydermus và Trilobapollis ellipticus. Khoảng địa tầng này 
tương đương với phần dưới của đới Florschuetzia trilobata và 
phụ đới Verrutricolporites pachydermus. Sự vắng mặt của các 
loài Miocene sớm đặc trưng như Eugeissona minor, Arenga spp. 
và Florschuetzia levipoli khẳng định thêm độ tin cậy của kết quả 
định tuổi này (Hình 2).

4.1.2. Đặc điểm sinh thái

Sự chiếm ưu thế của các nhóm bào tử phấn hoa nguồn gốc 
môi trường lục địa và ven biển phản ánh rõ nét bối cảnh cổ sinh 
thái trong giai đoạn Oligocene muộn (Hình 3). Tại phần dưới 
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Hình 4. Biểu đồ phân bố các nhóm vi hóa thạch và phân đới sinh địa tầng trầm tích Miocene sớm tại giếng khoan D1.
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của mặt cắt, thành phần phức hệ chủ yếu gồm các loài nhóm 
phấn hoa và bào tử nước ngọt, chiếm 45 - 90% tổng số lượng 
cá thể. Các chi điển hình gồm Gleicheniidites, Lygodiumsporites, 
Osmundacidites, Polypodiaceaesporites và Triletes. Nhóm 
rừng ngập mặn chiếm khoảng 5 - 20% với các đại diện như 
Acrostichum aureum, Nypa và Florschuetzia levipoli. Ngược lại, 
nhóm tảo nước ngọt (Botryococcus, Bosedinia, Pediastrum) và 
nhóm phấn hoa vùng đồi núi xuất hiện với tỷ lệ rất thấp, thậm 
chí vắng mặt hoàn toàn.

Ở phần trên của mặt cắt, dữ liệu ghi nhận sự gia tăng tỷ lệ 
của nhóm đầm lầy than bùn ven sông (chiếm 30 - 75%) với các 
chi, loài tiêu biểu như: Magnastriatites howardii, Stenochlaena 
palustris, Crassoretitriletes, Palmae và Barringtonia. Kế tiếp là 
nhóm phấn hoa nước ngọt (Casuarina cainozoicus, Magnoliapollis, 
Tricolpollenites, Tricolporopollenites, Trilobapollis) và bào tử 
nước ngọt (Cyathiidites, Gleicheniidites, Lygodiumsporites, 
Osmundacidites, Triletes), tỷ lệ đạt khoảng 10 - 30% cho mỗi 
nhóm. Ngoài ra, mặt cắt cũng ghi nhận tỷ lệ nhỏ nhóm phấn hoa 
vùng đồi núi (Piceapollenites, Pinuspollenites, Tsugapollenites, 
Podocarpidites), chiếm khoảng 5 - 15%; trong khi đó, các chỉ thị 
ảnh hưởng của biển như tảo roi biển và màng vỏ trùng lỗ gần như 
vắng mặt (0 - 3%).

4.2. Đặc điểm sinh địa tầng Miocene sớm

4.2.1. Đặc điểm phức hệ hóa thạch

Chuyển sang Miocene sớm, thành phần vi hóa thạch có sự 
biến đổi mạnh. Trùng lỗ và tảo vôi bắt đầu xuất hiện, dù độ phong 
phú còn hạn chế (Hình 4). Số lượng cá thể của cả 2 nhóm vi hóa 
thạch biển này đều có xu hướng tăng dần từ đáy lên nóc tập trầm 
tích. Ở phần dưới mặt cắt, các vi hóa thạch biển rất nghèo hoặc 
vắng mặt cục bộ, trong khi đó, phần trên ghi nhận sự tăng nhanh 
về số lượng. Tại các giếng như H1, R1, R3 và K1, số lượng trùng 
lỗ đạt trên 200 cá thể/mẫu và tảo vôi tăng lên 5.000 - 6.000 cá 
thể/mẫu. Phức hệ trùng lỗ trôi nổi giai đoạn này được đặc trưng 
bởi các đại diện điển hình như Trilobatus trilobus, T. sacculifer, 
Globigerinoides obliquus và G. subquadratus. Trong khi đó, tảo 
vôi chiếm ưu thế với các loài kích thước nhỏ thuộc các giống 
Reticulofenestra và Sphenolithus. Việc áp dụng hệ thống phân 
đới chuẩn tiếp tục khẳng định sự hiện diện của các đới trùng lỗ 
M1b - M5 và đới tảo vôi CNM2 - CNM6, đồng thời xác nhận sự 
vắng mặt của các đới đáy Miocene sớm (M1a và CNM1) tại khu 
vực nghiên cứu. Cụ thể, đáy của tập trầm tích Miocene sớm (tương 
ứng đáy đới M1b và CNM2) được xác định dựa trên mức FO của 
các loài trùng lỗ Trilobatus trilobus, Globigerinoides obliquus và tảo 
vôi Sphenolithus disbelemnos. Ở phần trên cùng, nóc của giai đoạn 
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Hình 5. Biểu đồ phân bố các nhóm sinh thái và môi trường trầm tích Miocene sớm tại giếng khoan D1 và R3.
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này (tương ứng nóc CNM6) được đánh dấu bởi mức LCO của tảo vôi 
Helicosphaera ampliaperta.

Ngược lại, độ phong phú của nhóm bào tử phấn hoa nguồn 
gốc lục địa có xu hướng giảm dần và được thay thế bởi sự phát 
triển của nhóm vi tảo roi biển (Hình 4). Mặc dù suy giảm, số 
lượng cá thể bào tử phấn hoa vẫn duy trì ở mức trung bình tới 
cao (dao động từ 30 - 400 cá thể/mẫu). Các loài phổ biến gồm: 
Florschuetzia trilobata, Florschuetzia semilobata, Zonocostites 
ramonae và Spinizonocolpites echinatus. Dựa theo hệ thống phân 
đới bào tử phấn hoa, khoảng địa tầng Miocene sớm được xác định 
nằm trên mức LO của Cicatricosisporites spp., Verrutricolporites 
pachydermus và Trilobapollis ellipticus. Ngoài ra, sự hiện diện liên 
tục của Florschuetzia trilobata và sự xuất hiện của Sporotrapoidites 
spp., Cribroperidinium spp., Eugeissona minor, Arenga spp. và 
Florschuetzia levipoli cung cấp cơ sở để định tuổi Miocene sớm 
tại các giếng khoan nghiên cứu. Ranh giới nóc của tập trầm tích 
Miocene sớm tương ứng với mức LO của các loài Sporotrapoidites 
spp. và Cribroperidinium spp.

4.2.2. Đặc điểm sinh thái

Tỷ lệ trùng lỗ trôi nổi/trùng lỗ sống đáy biến động lớn giữa 
các giếng khoan (Hình 5). Tại các giếng L1 và D1, nhóm trùng lỗ 
sống đáy chủ yếu chiếm 80 - 100%, trong khi tại các giếng T1, H1, 
R1 và K1, nhóm trùng lỗ trôi nổi chiếm ưu thế đạt 25 - 95%. Tại 
phần trên cùng của mặt cắt, tỷ lệ trùng lỗ trôi nổi/trùng lỗ sống 
đáy gia tăng rõ rệt, đạt 60 - 95% tại giếng K1. Về thành phần, ở 

phần thấp và giữa của tập trầm tích, trùng lỗ sống đáy chủ yếu 
gồm các dạng vỏ vôi rotaliid, vỏ vôi miliolid và các loài vỏ vôi thuộc 
đới thềm giữa (35 - 65%). Ở phần nóc, thành phần trùng lỗ sống 
đáy có sự khác biệt: các giếng H1, R1, K1 ghi nhận sự pha trộn giữa 
nhóm vỏ vôi thềm giữa (20 - 50%) và vỏ vôi miliolid (15 - 45%). 
Riêng tại giếng T1, L1 và D1, nhóm trùng lỗ sống đáy kích thước 
lớn chiếm ưu thế (40 - 95%). Tỷ lệ các nhóm trùng lỗ sống đáy vỏ 
vôi thềm ngoài, vỏ vôi nước sâu lạnh và vỏ cát phức tạp luôn duy 
trì ở mức thấp trong toàn bộ mặt cắt.

Đối với nhóm bào tử phấn hoa, tỷ lệ các nhóm sinh thái thể 
hiện tính ổn định cao xuyên suốt mặt cắt Miocene sớm (Hình 5). 
Phức hệ được đặc trưng bởi sự chiếm ưu thế của các nhóm rừng 
ngập mặn, đầm lầy than bùn ven sông, cùng phấn hoa và bào tử 
nước ngọt với tổng tỷ lệ dao động từ 45 - 60%, đi kèm sự hiện diện 
ổn định của nhóm phấn hoa vùng đồi núi (5 - 15%). Đồng thời, 
mặt cắt cũng ghi nhận sự xuất hiện của nhóm tảo roi biển với tỷ lệ 
nhỏ (5 - 10%); trong khi đó, nhóm màng vỏ trùng lỗ hầu như vắng 
mặt trong toàn bộ tập trầm tích.

Trên cơ sở kế thừa kết quả nghiên cứu ở khu vực Đông Nam 
bể Nam Côn Sơn [9] và dữ liệu mới từ 2 giếng D1, R3, nghiên 
cứu này đã phân chia các đới trùng lỗ M1b - M5 và đới tảo vôi 
CNM2 - CNM6 cho mặt cắt Miocene sớm. Tuy nhiên, việc xác định 
ranh giới tập trầm tích Oligocene muộn và Miocene sớm nếu chỉ 
dựa đơn thuần vào đáy đới trùng lỗ M1b và đới tảo vôi CNM2 sẽ 
thiếu tính thuyết phục. Việc tích hợp bào tử phấn hoa - nhóm 
hóa thạch chỉ thị có giá trị cho môi trường từ lục địa đến chuyển 

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-03

Hình 6. Mô hình các môi trường trầm tích [31].
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tiếp [10] đã làm sáng tỏ ranh giới này. Kết quả ghi nhận sự xuất 
hiện phổ biến của phức hệ bào tử phấn hoa Oligocene muộn 
với các loài chỉ thị như Cicatricosisporites spp., Verrutricolporites 
pachydermus và Trilobapollis ellipticus ngay bên dưới mức FO của 
các trùng lỗ Trilobatus trilobus, Globigerinoides obliquus và tảo vôi 
Sphenolithus disbelemnos. Ranh giới nóc của phụ đới bào tử phấn 
hoa Verrutricolporites pachydermus xuất hiện đồng thời với ranh 
giới đáy của các đới trùng lỗ M1b và tảo vôi CNM2, thiết lập một 
mốc sinh địa tầng tin cậy. Sự kết hợp này không chỉ nâng cao độ 
chính xác trong việc xác định ranh giới Oligocene muộn - Miocene 
sớm mà còn khắc phục triệt để những hạn chế của các nghiên cứu 
vi hóa thạch đơn lẻ trước đây.

Nghiên cứu cũng ghi nhận sự vắng mặt của các đới sinh 
địa tầng thuộc giai đoạn đầu Miocene sớm gồm đới trùng lỗ 
M1a và đới tảo vôi CNM1. Sự xuất hiện trực tiếp của đới trùng 
lỗ M1b và đới tảo vôi CNM2 ngay trên nóc phụ đới bào tử phấn 
hoa Verrutricolporites pachydermus khẳng định sự tồn tại của một 
khoảng gián đoạn địa tầng. Kết quả này tương đồng với các quan 
sát trước đây trong khu vực [1, 11, 28], cho thấy ranh giới giữa 
hệ tầng Cau và hệ tầng Dừa là một mặt bất chỉnh hợp. Khoảng 
gián đoạn này là hệ quả trực tiếp của pha nghịch đảo kiến tạo cuối 
Oligocene, gây hiện tượng nâng lên dẫn đến xói mòn hoặc gián 
đoạn trầm tích do mực nước biển tương đối hạ thấp trước khi diễn 
ra đợt biển tiến vào Miocene sớm [29, 30].

Việc xác định ranh giới giữa trầm tích Miocene sớm và Miocene 
giữa tại khu vực nghiên cứu thường gặp khó khăn do sự thiếu 
vắng các loài vi hóa thạch chỉ thị tiêu chuẩn theo hệ thống phân 
đới trùng lỗ [5, 6] và tảo vôi [7, 8]. Tuy nhiên, mức LCO của tảo vôi 
Helicosphaera ampliaperta (đánh dấu nóc đới CNM6) là mốc địa 
tầng có độ tin cậy cao [9]. Đặc biệt, mốc này trùng khớp với mức 
LO của bào tử phấn hoa Sporotrapoidites spp. và Cribroperidinium 
spp. - là những chỉ thị quan trọng cho nóc trầm tích Miocene sớm 
[25 - 27]. Sự trùng khớp này không chỉ giúp củng cố độ tin cậy của 
ranh giới địa tầng nêu trên mà còn tạo cơ sở vững chắc để liên kết 
địa tầng giữa các giếng khoan.

Để định vị không gian cổ địa lý của khu vực nghiên cứu, một 
mô hình về các môi trường trầm tích từ lục địa ra biển được sử 
dụng làm cơ sở tham chiếu (Hình 6). Dựa theo mô hình này dữ liệu 
sinh địa tầng giúp khôi phục lịch sử tiến hóa môi trường trầm tích 
tại khu vực nghiên cứu một cách rõ ràng (Hình 7). Trong Oligocene 
muộn, sự chiếm ưu thế của nhóm bào tử phấn hoa nguồn gốc lục 
địa và đầm lầy, kết hợp với sự vắng mặt của các vi hóa thạch biển 
(tảo roi biển, trùng lỗ, tảo vôi), phản ánh môi trường trầm tích 
thuộc đới hồ nước ngọt, đầm lầy than bùn và đồng bằng ven biển. 
Nhận định này phù hợp với đặc điểm thành phần thạch học của 
trầm tích chứa than và sét than của hệ tầng Cau, đồng thời tương 
đồng với các luận giải môi trường đã được công bố trước đây tại 
khu vực bể Nam Côn Sơn [1, 11]. Trong Miocene sớm, sự suy giảm 
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Hình 7. Sơ đồ môi trường trầm tích khu vực Đông Nam bể Nam Côn Sơn: (a) Giai đoạn Oligocene muộn; (b) Giai đoạn Miocene sớm (tổng hợp từ [32] và 
nghiên cứu này).



41SỐ 1 - 2026 Ι PETROVIETNAM Ι  

của các nhóm phấn hoa lục địa cùng với sự xuất hiện của các nhóm 
vi hóa thạch biển đánh dấu một sự thay đổi cổ địa lý quan trọng, 
chuyển từ giai đoạn trầm tích lục địa sang thời kỳ biển tiến. Ở 
phần dưới của tập trầm tích Miocene sớm, mật độ vi hóa thạch và 
tỷ lệ trùng lỗ trôi nổi/trùng lỗ sống đáy đều ở mức thấp. Sự chiếm 
ưu thế của nhóm trùng lỗ sống đáy vỏ vôi dạng rotaliid và miliolid 
tại đây phản ánh môi trường biển nông thềm trong. Lên phía trên, 
mật độ vi hóa thạch và tỷ lệ trùng lỗ trôi nổi/trùng lỗ sống đáy 
tăng rõ rệt. Kết hợp với sự phát triển của nhóm trùng lỗ sống đáy 
vỏ vôi dạng miliolid và vỏ vôi thềm giữa, đặc điểm này phản ánh 
một quá trình biển tiến nhanh, làm môi trường dịch chuyển sang 
biển nông thềm giữa.

5. Kết luận

Trên cơ sở tích hợp dữ liệu các nhóm vi hóa thạch, nghiên cứu 
rút ra các kết luận sau:

-	 Ranh giới Oligocene muộn - Miocene sớm được xác 
định với độ tin cậy cao thông qua sự kết hợp giữa nóc phụ đới 
bào tử phấn hoa Verrutricolporites pachydermus, đáy đới trùng 
lỗ trôi nổi M1b và đáy đới tảo vôi CNM2. Nóc trầm tích Miocene 
sớm được chuẩn hóa dựa trên sự trùng khớp giữa mức LCO của 
tảo vôi Helicosphaera ampliaperta và mức LO của phấn hoa 
Sporotrapoidites spp. và Cribroperidinium spp.

-	 Sự thiếu vắng đới trùng lỗ M1a và đới tảo vôi CNM1 phản 
ánh một khoảng gián đoạn địa tầng, qua đó xác nhận sự hiện diện 
của mặt bất chỉnh hợp khu vực giữa hệ tầng Cau và hệ tầng Dừa. 
Đây là hệ quả trực tiếp của pha nghịch đảo kiến tạo cuối Oligocene, 
gây hiện tượng nâng lên và xói mòn trên diện rộng.

-	 Lịch sử tiến hóa môi trường trầm tích ghi nhận sự chuyển 
dịch rõ nét: từ hồ nước ngọt, đầm lầy than bùn và đồng bằng ven 
biển (Oligocene muộn) sang biển nông thềm trong và tiến dần ra 
thềm giữa (Miocene sớm).

-	 Phương pháp tích hợp nhiều nhóm vi hóa thạch đã cho 
thấy tính ưu việt trong việc chuẩn hóa địa tầng tại các khoảng độ 
sâu khan hiếm vi hóa thạch chỉ thị. Kết quả này cung cấp cơ sở dữ 
liệu sinh địa tầng tin cậy, phục vụ hiệu quả công tác minh giải và 
liên kết địa tầng trong thăm dò dầu khí tại khu vực.
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BIOSTRATIGRAPHY AND DEPOSITIONAL ENVIRONMENTS  
OF THE LATE OLIGOCENE - EARLY MIOCENE IN THE SOUTHEASTERN  
NAM CON SON BASIN 

This study integrates microfossil data (foraminifera, calcareous nannofossils, and palynomorphs) with 
well-log data from seven wells using StrataBugs software to characterize the biostratigraphy and 
depositional environments of the Late Oligocene - Early Miocene successions in the southeastern Nam 
Con Son basin. Based on key biostratigraphic markers, the top boundaries of the Late Oligocene and Early 
Miocene were clearly delineated. The concurrent absence of the M1a foraminiferal zone and the CNM1 
calcareous nannofossil zone confirms the presence of a regional unconformity between the Cau and Dua 
formations.

The results reveal a distinct evolution of depositional environments, from freshwater lacustrine and 
coastal plain in the Late Oligocene to inner-  and middle- neritic settings during the Early Miocene. This 
study provides a reliable scientific basis for standardizing biostratigraphic interpretation and depositional 
environment modeling, helping overcome the limitations imposed by the scarcity of diagnostic 
microfossils and the geological complexity of the study area. 

Biostratigraphy, 
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ĐÁNH GIÁ KHẢ NĂNG CHẮN CỦA ĐỨT GÃY TẠI CẤU TẠO A,  
TẦNG OLIGOCENE, KHU VỰC ĐÔNG BẮC BỂ TRẦM TÍCH CỬU LONG

Dữ liệu thống kê cho thấy hơn 85% các cấu trúc bẫy chứa dầu khí phân bố kề áp và/hoặc phụ thuộc trực 
tiếp vào cơ chế chắn của hệ thống đứt gãy. Vì vậy, minh giải và định lượng khả năng chắn của đứt gãy tại 
các cấu tạo triển vọng là nhiệm vụ quan trọng trong các nghiên cứu địa chất dầu khí. Hiện nay, khả năng 
chắn của đứt gãy thường được đánh giá theo 2 phương pháp chính: trực tiếp và gián tiếp. Phương pháp 
trực tiếp xác định khả năng chắn dựa trên kết quả đo áp suất mao dẫn của mẫu lõi thu thập trực tiếp từ đới 
hủy hoại hoặc đới dập vỡ của đứt gãy. Phương pháp gián tiếp dự báo khả năng chắn trên cơ sở đối sánh với 
đặc tính chắn của các cấu tạo đã phát hiện trong khu vực lân cận, thông qua việc thiết lập mối tương quan 
giữa các thuộc tính định lượng trên bề mặt đứt gãy, đặc biệt là tỷ lệ mùn sét (shale gouge ratio - SGR), 
với áp suất chênh lệch giữa 2 cánh đứt gãy. Các ngưỡng giới hạn được xác lập từ dữ liệu thực tế là cơ sở để 
đánh giá tiềm năng chắn của các cấu tạo chưa khoan. Kết quả định lượng cơ chế chắn đứt gãy không chỉ 
góp phần hiệu chỉnh xác suất thành công địa chất mà còn cung cấp cơ sở khoa học để dự báo chiều cao cột 
dầu khí có thể được giữ lại trong các cấu tạo triển vọng. 

Phân tích khả năng 
chắn của đứt gãy, mô 
hình tam giác 1D, kề áp 
thạch học, tỷ lệ mùn 
sét, dịch chuyển địa 
tầng, ngưỡng.
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T Ừ  K H Ó A T Ó M  T Ắ T

1. Giới thiệu

Khu vực nghiên cứu nằm ở phía Đông Bắc bể trầm tích Cửu 
Long, lân cận các mỏ dầu khí đang được khai thác. Các phát hiện 
dầu khí trong các tầng chứa tuổi Oligocene tại khu vực lân cận 
cho thấy các bẫy chứa chịu ảnh hưởng đáng kể bởi cơ chế chắn 
của hệ thống đứt gãy. Do đó, việc luận giải và định lượng khả 
năng chắn của hệ thống đứt gãy là yếu tố quan trọng nhằm giảm 
thiểu rủi ro địa chất trong công tác đánh giá tiềm năng dầu khí. 
Theo tài liệu giếng khoan, thành tạo Oligocene trong khu vực 
nghiên cứu đặc trưng bởi sự xen kẹp giữa các tập cát kết và 
sét/bột kết. Vị trí không gian của cấu tạo A cùng các phát hiện 
dầu khí lân cận được thể hiện tại Hình 1. Kết quả tích hợp và 
minh giải các tài liệu mẫu lõi, cổ sinh địa tầng, địa vật lý giếng 
khoan và địa chấn phản xạ, kết hợp với các nghiên cứu địa tầng 
- trầm tích khu vực bể Cửu Long cho thấy các thành tạo trầm 
tích tuổi Oligocene được hình thành trong môi trường chuyển 

tiếp từ hệ thống sông ngòi/kênh rạch đến môi trường hồ. 
Các tập cát kết chứa hoặc có tiềm năng chứa hydrocarbon có 
chiều dày biến đổi đáng kể, từ vài mét đến vài chục mét, được 
phân tách bởi các tập sét/bột kết hình thành trong các giai đoạn 
suy giảm năng lượng dòng chảy. Kết quả phân tích mẫu lõi trong 
phòng thí nghiệm kết hợp với minh giải địa vật lý giếng khoan 
cho thấy, các tầng chứa cát kết Oligocene tại khu vực nghiên 
cứu có độ rỗng hiệu dụng dao động trong khoảng 15 - 22%. 
Trong nghiên cứu này, các tài liệu giếng khoan, địa chấn và mô 
hình địa chất 3D của các cấu tạo đã được phát hiện trong khu vực 
lân cận được tổng hợp và phân tích để xác lập các ngưỡng chắn tới 
hạn của hệ thống đứt gãy. Các ngưỡng này được sử dụng làm cơ 
sở tham chiếu để đánh giá khả năng chắn của đứt gãy tại cấu tạo 
triển vọng A trước khi triển khai khoan thăm dò. Đồng thời, nghiên 
cứu xây dựng các kịch bản ranh giới chất lưu giả định tương ứng 
với các mức độ chắn khác nhau của đứt gãy, giúp nhận diện và 
giảm thiểu rủi ro liên quan đến khả năng chắn đứt gãy khi đánh 
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giá hệ thống dầu khí và cấu tạo triển vọng, góp phần hỗ trợ tối ưu 
hóa chiến lược thăm dò tại khu vực nghiên cứu. 

2. Đặc điểm địa chất, kiến tạo và địa tầng của khu vực 
nghiên cứu

Lịch sử phát triển địa chất - kiến tạo của khu vực nghiên cứu 
gắn liền với chu kỳ phát triển chung của toàn bể Cửu Long, có thể 

được chia thành 4 giai đoạn chính: trước tách giãn, tách giãn, nén 
ép nghịch đảo và lún chìm nhiệt. Giai đoạn trước tách giãn (pre-rift) 
diễn ra từ Jurassic muộn đến Paleocene; giai đoạn tách giãn (syn-
rift/rifting) kéo dài từ Eocene (?) đến đầu Oligocene muộn; giai đoạn 
nén ép nghịch đảo (compression/inversion) phát triển từ Oligocene 
muộn đến đầu Miocene sớm và giai đoạn lún chìm nhiệt (thermal 
subsidence/post-rift) bắt đầu từ cuối Miocene sớm đến nay [2, 4, 12].

Hình 1. Bản đồ cấu trúc nóc tầng D miền độ sâu thể hiện vị trí cấu tạo A với các phát hiện dầu khí lân cận, bể Cửu Long. Khoảng cách các đường đồng 
mức là 100 m.

Hình 2. Mặt cắt địa vật lý qua cấu tạo A và phát hiện D lân cận. 
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Địa tầng khu vực nghiên cứu gồm hệ thống đá móng granite 
nứt nẻ tuổi trước Đệ Tam (Pre-Tertiary fractured basement) và các 
phức hệ trầm tích Đệ Tam - Đệ Tứ trẻ hơn phủ bất chỉnh hợp lên 
trên. Hệ quả của các pha kiến tạo mạnh trong quá trình phát triển 
bể đã hình thành các bề mặt bất chỉnh hợp phân bố rộng khắp bồn 
trũng; tiêu biểu là bề mặt nóc móng, bề mặt nóc tập trầm tích E 
tuổi Oligocene sớm và bề mặt nóc tập trầm tích C tuổi Oligocene 
muộn.

Kết quả tích hợp tài liệu địa chấn phản xạ, địa vật lý giếng 
khoan, mô tả mẫu lõi và cổ sinh cho thấy, môi trường lắng đọng 
trầm tích trong khu vực có sự chuyển dịch rõ từ môi trường lục 
địa chiếm ưu thế ở các tập F, E, D và C sang môi trường biển ở 
các tập trầm tích trẻ hơn, điển hình là tập B tuổi Miocene. Trong 
nghiên cứu này đối tượng mục tiêu là các thành tạo trầm tích tuổi 
Oligocene, được hình thành chủ yếu trong môi trường sông ngòi/
kênh rạch chuyển tiếp đến môi trường hồ (Hình 3).

3. Cơ sở dữ liệu và phương pháp nghiên cứu

Nghiên cứu được thực hiện trên cơ sở tích hợp hệ thống dữ 
liệu đa nguồn từ 11 giếng khoan thăm dò và tài liệu địa chấn trong 
khu vực, gồm các phần chính sau:

Tài liệu địa vật lý giếng khoan: Thể tích sét (Vsh), một thông số 
đầu vào cốt lõi trong định lượng khả năng chắn của đứt gãy, được 
trích xuất từ kết quả minh giải 11 giếng khoan, sau đó được chuẩn 
hóa và thể hiện trong mô hình thuộc tính không gian 3D. Đồng 
thời, tổ hợp các đường cong đo ghi cơ bản gồm tia gamma (GR), 

độ rỗng neutron (NPHI), mật độ (RHOB), thời gian truyền sóng âm 
(DT) và các đường cong điện trở suất được phân tích nhằm luận 
giải đặc tính chu kỳ/phân nhịp trầm tích.

Tài liệu địa chấn: Sử dụng số liệu lưới địa chấn bao phủ các cấu 
tạo A, B, C và D (Hình 1). Hệ tài liệu này gồm 4 bản đồ cấu trúc nóc 
các tầng phản xạ chính đã được minh giải chi tiết, tích hợp với mô 
hình hình học đứt gãy. Kết quả xây dựng mô hình cấu trúc 3D của 
cấu tạo A (Hình 2) cho thấy hệ thống đứt gãy chính phát triển theo 
phương Đông Bắc - Tây Nam có biên độ dịch chuyển đứng (fault 
throw) lớn nhất, lên tới 400 m trong tập E. Các đứt gãy phụ phát 
triển theo phương Đông - Tây có biên độ dịch chuyển nhỏ hơn, 
khoảng 120 m trong tập E. Đặc trưng dịch chuyển đứng này đóng 
vai trò quan trọng trong việc hạn chế diện phân bố kề áp thạch học 
(lithological juxtaposition) giữa 2 cánh đứt gãy.

Tài liệu khác: Hệ dữ liệu áp suất tĩnh vỉa (RFT/MDT), chiều cao 
cột dầu khí, đặc tính lý - hóa của chất lưu vỉa và các kết quả luận 
giải môi trường trầm tích từ các nghiên cứu trước được kế thừa và 
sử dụng làm tài liệu hiệu chỉnh (calibration data) cho mô hình dự 
báo.

Quy trình đánh giá và phân tích khả năng chắn đứt gãy gồm 
các bước chính sau (Hình 4):

-	 Bước 1: Thiết lập mô hình tam giác 1D (1D-triangle 
diagram) làm cơ sở phân tích phân bố thạch học lý thuyết theo 
chiều sâu.

-	 Bước 2: Xây dựng mô hình hình học cấu trúc và trích xuất 
biên độ dịch chuyển đứng dọc theo các bề mặt đứt gãy.

Hình 3. Môi trường trầm tích tập E khu vực nghiên cứu. Nguồn VPI, 2018.
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-	 Bước 3: Xây dựng bản đồ kề áp thạch học nhằm xác định 
các vùng tiếp xúc cát - cát hoặc cát - sét giữa 2 cánh đứt gãy.

-	 Bước 4: Tính và xác định tỷ lệ mùn sét (SGR) trên các bề 
mặt đứt gãy.

-	 Bước 5: Tính và lập bản đồ phân bố áp suất mao dẫn tới 
hạn đồng thời xác định chiều cao cột dầu khí tối đa mà đứt gãy 
có thể giữ.

-	 Bước 6: Thiết lập biểu đồ tương quan giữa giá trị SGR và áp 
suất chênh lệch/chiều cao cột dầu khí thực tế của các mỏ lân cận 
nhằm xác lập các ngưỡng chắn tới hạn.

-	 Bước 7: Áp dụng mô hình đã hiệu chỉnh để minh giải 
ranh giới chất lưu giả định gồm ranh giới dầu/khí - nước và đánh 
giá xác suất thành công của yếu tố bẫy chứa đối với cấu tạo triển 
vọng A.

4. Kết quả nghiên cứu và thảo luận

Mô hình tam giác chắn đứt gãy 1D là một công cụ hữu ích cho 
phép đánh giá nhanh khả năng chắn của đứt gãy. Phương pháp 
này được thiết lập trên cơ sở tích hợp hàm lượng sét (Vsh) theo 
tài liệu giếng khoan với biên độ dịch chuyển đứng của các thành 
hệ tầng ở 2 bên cánh đứt gãy [10]. Về nguyên tắc, hàm lượng sét 
càng cao và biên độ dịch chuyển đứt gãy càng lớn thì khả năng 
hình thành vật liệu mùn sét trên bề mặt đứt gãy càng tăng. Nhiều 

nghiên cứu thực nghiệm cho thấy khi tỷ lệ mùn sét trên bề mặt đứt 
gãy đạt giá trị cao, đặc biệt trong khoảng > 0,4 đứt gãy thường thể 
hiện khả năng chắn tốt [13]. Do mô hình tam giác 1D chủ yếu nhận 
định định tính hoặc bán định lượng, việc xác định chiều cao cột 
chất lưu tối đa mà bề mặt đứt gãy có thể giữ cần được tiếp tục 
lượng hóa thông qua các mô hình chắn đứt gãy trong không gian 
3 chiều (3D fault seal modelling).

Trong nghiên cứu này, mô hình tam giác 1D được thiết lập 
đồng bộ cho 11 giếng khoan trong khu vực nhằm đánh giá tổng 
quan mức độ biến thiên của khả năng chắn đứt gãy. Kết quả mô 
phỏng cho thấy giá trị SGR biến thiên trong khoảng rộng, dao 
động từ 0,3 - 0,7. Sự phân bố này phụ thuộc trực tiếp vào vị trí 
của từng vỉa chứa, đặc điểm phân lớp thạch học và biên độ dịch 
chuyển của các đứt gãy tương ứng. Hình 5 minh họa kết quả xây 
dựng mô hình tam giác chắn đứt gãy 1D tại vị trí giếng khoan X 
trên cấu tạo D.

Xây dựng mô hình cấu trúc 3D và trích xuất biên độ dịch 
chuyển đứt gãy: Biên độ dịch chuyển đứng của đứt gãy dọc theo 
các tầng phản xạ có thể được xác định thông qua minh giải tài liệu 
địa chấn phản xạ. Tuy nhiên, do hệ thống đứt gãy trong khu vực 
nghiên cứu phát triển khá phức tạp, kết hợp với hệ thống 4 tầng 
phản xạ chính cần được phân tích, việc xác định thủ công giá trị 
dịch chuyển tại từng vị trí trên bề mặt đứt gãy sẽ tốn nhiều thời 
gian và có thể làm gia tăng sai số tích lũy. Vì vậy, nghiên cứu này 

Hình 4. Quy trình đánh giá và phân tích chắn đứt gãy.
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đã xây dựng mô hình cấu trúc không gian 3 chiều cho các cấu tạo 
nghiên cứu nhằm nâng cao độ chính xác và hiệu quả xử lý dữ liệu.

Mô hình cấu trúc 3D cho phép xác định và trích xuất tự động 
sự biến thiên biên độ dịch chuyển của đứt gãy qua từng phân vị địa 
tầng. Hình 6 minh họa mô hình đứt gãy, mô hình cấu trúc nóc vỉa 

Hình 5. Mô hình tam giác chắn đứt gãy 1D của giếng khoan X trên cấu tạo 
D. Hàm lượng mùn cao, phần lớn > 50% thể hiện khả năng chắn của đứt 
gãy tốt.
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và bản đồ phân bố biên độ dịch chuyển của các đứt gãy thuộc cấu 
tạo D. Kết quả trích xuất cho thấy giá trị dịch chuyển biến đổi liên 
tục trong khoảng từ 0 - 160 m, phụ thuộc vào vị trí hình học, mức 
độ phát triển và lịch sử hoạt động của từng đứt gãy.

Phân tích diện kề áp thạch học và định lượng tỷ lệ mùn sét 
trên bề mặt đứt gãy: Trong đánh giá bẫy chứa, khả năng chắn của 
đứt gãy phụ thuộc đáng kể vào đặc điểm kề áp thạch học giữa 2 
cánh đứt gãy [13]. Cơ chế chắn đạt hiệu quả cao khi tầng đá chứa 
kề áp trực tiếp với tập sét chắn ở cánh đối diện. Ngược lại, trường 
hợp tiếp xúc đá chứa - đá chứa có thể làm gia tăng rủi ro rò rỉ chất 
lưu [13]. Khi đó, khả năng giữ chất lưu của cấu trúc phụ thuộc chủ 
yếu vào đặc tính cơ lý và độ dày của lớp vật liệu lấp nhét trong 
đới đứt gãy, đặc biệt là tỷ lệ mùn sét hoặc hệ số trượt (clay smear 
factor - CSF) [13]. Các vị trí tiếp xúc đá chứa - đá chứa được xem là 
các điểm rò rỉ chất lưu tiềm năng.

Đối với cấu tạo A, đứt gãy chính F1 có biên độ dịch chuyển đứng 
lớn. Kết quả phân tích cho thấy các vỉa chứa thuộc tập E phần lớn kề 
áp với hệ thống trầm tích thuộc tập D, vốn đặc trưng bởi các tập sét 
hồ có chiều dày đáng kể và đóng vai trò chắn chủ đạo. Trong tập D 

Hình 6. Mô hình cấu trúc (a) Mô hình đứt gãy; (b) Mô hình cấu trúc nóc 
vỉa và (c) kết quả dịch chuyển thẳng đứng của các đứt gãy thuộc cấu tạo D.
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là khoảng dịch chuyển thẳng đứng của đứt gãy tại điểm tính toán [13].
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vẫn tồn tại các tập cát xen kẹp và trên bề mặt đứt gãy F1 vẫn xuất 
hiện một số điểm rò rỉ tiềm năng (Hình 9b), vì vậy, việc xác định 
khả năng giữ chất lưu tối đa hoặc áp suất mao dẫn tới hạn tại các 
điểm này là vấn đề cốt lõi trong đánh giá rủi ro chắn. Đây là ngưỡng 
áp suất mà tại đó hydrocarbon có thể bắt đầu dịch chuyển xuyên 
qua đới đứt gãy. Để giải quyết vấn đề này, nghiên cứu tiếp tục định 
lượng áp suất vỉa và xác lập ngưỡng chắn đứt gãy trên cơ sở đối 
sánh với hệ dữ liệu thực tế từ các cấu tạo đã khoan trong khu vực.

Tỷ lệ mùn sét dọc theo bề mặt đứt gãy được xác định dựa 
trên mối quan hệ giữa hàm lượng sét vỉa (Vsh), chiều dày các lớp 
trầm tích và biên độ dịch chuyển đứng của đứt gãy. Trong nghiên 
cứu này, thuộc tính SGR được tính theo công thức thực nghiệm đã 

Hình 8. Mô hình hàm lượng sét (a) và thạch học (b) trong không gian 3D của cấu tạo A (vùng hình elip màu đỏ) từ các giếng lân cận khu vực nghiên cứu. 
Mô hình thạch học được xác định dựa trên giá trị tới hạn hàm lượng sét (40%).

Hình 9. Vị trí đứt gãy F1 tại cấu tạo A và các thuộc tính trên bề mặt đứt gãy: a) Vị trí đứt gãy F1; (b): Sơ đồ kề áp thạch học; (c): Phân bố tỷ lệ mùn sét trên 
bề mặt đứt gãy F1.
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được sử dụng rộng rãi trong phân tích chắn đứt gãy và hiệu chỉnh 
qua nhiều nghiên cứu tại các bể trầm tích trong đó có khu vực 
vịnh Mexico [13]. Mô hình phân lớp đơn giản và công thức tính SRG 
được thể hiện tại Hình 7.

Về lý thuyết, các vỉa chứa hoặc tập trầm tích có hàm lượng sét 
nguyên thủy cao khi bị dịch trượt dọc theo đứt gãy, có khả năng 
tạo ra bề mặt đứt gãy giàu vật liệu mùn sét. Giá trị SGR cao thường 
tương ứng với áp suất mao dẫn lớn hơn, làm tăng khả năng chắn 
của đứt gãy. Nói cách khác, trong cùng điều kiện địa chất và chất 
lưu, khả năng chắn của đứt gãy có xu hướng tỷ lệ thuận với giá trị 
SGR trên bề mặt đứt gãy. 
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diện đứt gãy, bao gồm diện kề áp thạch học và tỷ lệ mùn sét, nhóm 
tác giả đã xây dựng mô hình địa chất 3D tích hợp. Trong đó, mô 
hình thạch học và mô hình phân bố thể tích sét (Vsh) được thiết lập 
dựa trên giả định phân lớp song song của các tập trầm tích khi bị 
hệ thống đứt gãy cắt qua, đồng thời kế thừa giá trị Vsh tham chiếu 
từ hệ thống các giếng khoan lân cận khu vực nghiên cứu.

Hình 8 thể hiện kết quả mô phỏng phân bố thuộc tính thể 
tích sét và mô hình thạch học cát kết - sét kết xen kẹp tại khu vực 
cấu tạo A. Mô hình thạch học được xây dựng trên cơ sở áp dụng 
giá trị tới hạn hàm lượng sét 40% để phân biệt giữa cát kết và sét 
kết. Trên nền các mô hình thuộc tính này, bản đồ kề áp thạch học 
và phân bố SGR dọc theo bề mặt đứt gãy được tính toán, trích xuất 
bằng phần mềm chuyên dụng Petrel và thể hiện tại Hình 9.

Tại các cấu tạo đã khoan trong khu vực lân cận, sự tồn tại của 
các khối đứt gãy riêng biệt với các ranh giới chất lưu khác nhau là 
bằng chứng thực tế cho thấy hệ thống đứt gãy có vai trò kiểm soát 
tính khép kín của bẫy chứa. Trên cơ sở đó, nghiên cứu tổng hợp hệ 
dữ liệu địa vật lý giếng khoan để mô hình hóa hệ thống đứt gãy, 
từ đó xác lập mối quan hệ giữa áp suất chênh lệch vỉa, hoặc chiều 
cao cột chất lưu với các thuộc tính định lượng trên bề mặt đứt gãy. 

Về mặt thủy động lực học vỉa, áp suất đẩy nổi của chất lưu 
(buoyancy pressure) có thể được ước tính khi xác định được mật 

độ nước vỉa, mật độ hydrocarbon và chiều cao cột dầu khí tương 
ứng. Hình 10 minh họa nguyên lý xác định áp suất chênh lệch giữa 
2 cánh đứt gãy tại cùng một vị trí trên bề mặt đứt gãy. Áp suất này 
được tính như sau:

Pb (bar) = HCCH × g × (ρw - ρhc) × 10-6

Trong đó: 

Pb: Áp suất (bar);

g: Gia tốc trọng trường (cm/s2);

HCCH: Chiều cao cột dầu khí từ ranh giới chất lưu đến đỉnh 
cấu trúc (cm);

ρw - ρhc: Mật độ chất lưu nước (w) và dầu/khí (hc) (g/cm3);

10-6: Hằng số chuyển đổi.

Biểu đồ Hình 11 thể hiện mối quan hệ giữa áp suất chênh lệch 
và tỷ lệ mùn sét (SGR) trên bề mặt đứt gãy, được xây dựng từ dữ 
liệu địa chất, địa vật lý, áp suất vỉa và PVT của các phát hiện lân 
cận B, C và D. Mục tiêu của biểu đồ là xác lập ngưỡng chắn tới hạn 
phục vụ đánh giá khả năng chắn đứt gãy trong khu vực nghiên 
cứu. Theo đó, các điểm dữ liệu nằm dưới đường ngưỡng tới hạn 
được xem là nằm trong vùng chắn an toàn. Kết quả phân tích đối 
với cấu tạo A (Hình 12) cho thấy các điểm đánh giá trên bề mặt đứt 

Hình 10. Mô hình khái niệm xác định áp suất chênh lệch dọc theo bề mặt đứt gãy giữa 2 cánh đứt gãy. Tại nhiều phát hiện dầu khí trong khu vực, các thân 
chứa bị chia cắt thành các khối đứt gãy riêng biệt và có ranh giới chất lưu khác nhau. Áp suất chênh lệch được xác định từ sự khác biệt giữa áp suất nước 
vỉa và áp suất dầu/khí tại cùng vị trí trên bề mặt đứt gãy. 
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HCCH, m

Xu
 hư

ớn
g á

p s
uấ

t c
ủa

 dầ
u

Xu hướng áp suất của nước

Áp suất

Ch
iều

 sâ
u (

m
)

Dầu

Chắn nóc

OWC
Nước

W2W1



51SỐ 1 - 2026 Ι PETROVIETNAM Ι  

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-04

gãy F1 phân bố trong vùng an toàn, hàm ý rằng đứt gãy F1 có khả 
năng giữ cột hydrocarbon từ đỉnh cấu trúc đến điểm tràn.

5. Kết luận 

Trên cơ sở kế thừa và tích hợp dữ liệu từ các phát hiện dầu khí 
kề cận, mô hình ngưỡng chắn tới hạn của đứt gãy (critical fault 
seal threshold) cho khu vực nghiên cứu đã được xây dựng, làm cơ 
sở khoa học để đánh giá định lượng khả năng chắn và xác suất 
thành công của yếu tố bẫy chứa tại cấu tạo A chưa khoan.

Bài viết trình bày phương pháp sử dụng số liệu thực tế từ các 
cấu tạo đã khoan nhằm dự báo khả năng chắn đứt gãy cho khu vực 
chưa có giếng khoan. Mức độ tin cậy của kết quả phụ thuộc vào sự 
tương đồng về đặc điểm địa chất, thạch học, cấu trúc - kiến tạo và 
điều kiện thủy động lực học giữa các cấu tạo đã phát hiện và cấu 
tạo triển vọng. Do đó, việc lựa chọn các cấu tạo lân cận làm cơ sở 
hiệu chỉnh đóng vai trò quan trọng trong quá trình đánh giá.

Mô hình thuộc tính thể tích sét (Vsh) và mô hình thạch học 
phân lớp của cấu tạo A được xây dựng trên cơ sở tài liệu địa vật lý 
giếng khoan từ các cấu trúc lân cận. Kết quả minh giải bản đồ kề áp 
thạch học và phân bố tỷ lệ mùn sét dọc theo bề mặt đứt gãy chính 
F1 cho thấy diện tích xuất hiện các điểm rò rỉ chất lưu tiềm năng 
chiếm tỷ lệ nhỏ, trong khi giá trị SGR tại các vị trí đánh giá duy trì 
ở mức tương đối cao. Sự kết hợp giữa đặc điểm hình học kề áp và 
thuộc tính mùn sét trên bề mặt đứt gãy là cơ sở để nhận định đứt 
gãy F1 có khả năng chắn tốt.

Đồng thời, kết quả đối sánh giữa dải giá trị áp suất và SGR 
của cấu tạo A với đường ngưỡng chắn tới hạn của khu vực cho 
thấy các điểm đánh giá đều phân bố trong vùng an toàn. Kết quả 
từ mô hình tương quan này cho phép nhận định rằng đứt gãy 
F1 có khả năng giữ cột chất lưu từ đỉnh cấu trúc xuống tới điểm 
tràn cấu tạo tại độ sâu 3.270 mTVDSS. Đây là cơ sở quan trọng 
để giảm thiểu rủi ro chắn đứt gãy và hỗ trợ việc đánh giá triển 
vọng dầu khí cũng như định hướng chiến lược thăm dò tiếp theo 
tại cấu tạo A.

Tài liệu tham khảo

[1]	 C.R. Allen, A.R. Gillespie, Han Yuan, K.E. Sieh, Zhang 
Buchun, and Zhu Chengnan, “Red River and associated faults, 
Yunnan Province, China: Quaternary geology, slip rates, and seismic 
hazard”, GSA Bulletin, Volume 95, Issue 6, pp. 686 - 700, 1984. 

[2]	 Anne Briais, Philippe Patriat, and Paul Tapponnier, 
“Updated interpretation of magnetic anomalies and seafloor 
spreading stages in the South China Sea: Implication for the 
Tertiary tectonics of southeast Asia”, Journal of Geophysical 
Research B: Solid Earth, Volume 98, pp. 6229 - 6328, 1993. DOI: 
10.1029/92JB02280.

[3]	 P. Ted Doughty, “Clay smear seals and fault sealing 
potential of an exhumed growth fault, Rio Grande rift, New 
Mexico”, AAPG Bulletin, Volume 87, Issue 3, pp. 427 - 444, 2003. 
DOI: 10.1306/10010201130.

[4]	 P. Huchon, X. Le Pichon, and C. Rangin, “Indochina 
Peninsula and the collision of India and Eurasia”, Geology, Volume 
22, Issue 1, pp. 27 - 30, 1994.

[5]	 Tung-Yi Lee and Lawrence A. Lawver, “Cenozoic plate 
reconstruction of Southeast Asia”, Tectonophysics, Volume 251, Issue 
1 - 4, pp. 85 - 138, 1995. DOI: 10.1016/0040-1951(95)00023-2.

[6]	 Philippe Hervé Leloup, Robin Lacassin, Paul Tapponnier, 
Urs Schärer, Zhong Dalai, Liu Xiaohan, Zhang Liangshang, Ji 
Shaocheng, and Phan Trong Trinh, “The Ailao Shan-Red River shear 
zone (Yunnan, China), Tertiary transform boundary of Indochina”, 

Hình 11. Biểu đồ quan hệ giữa áp suất chênh lệch và tỷ lệ mùn sét SGR 
trên bề mặt đứt gãy, được xây dựng từ các cấu tạo đã khoan trong khu vực 
nghiên cứu. Áp suất chênh lệch được tính toán dựa trên chiều sâu ranh giới 
chất lưu xác định từ tài liệu áp suất vỉa, tài liệu giếng khoan hoặc dữ liệu 
mẫu dầu/khí, kết hợp với chiều sâu đỉnh cấu tạo. 

Hình 12. Quan hệ giữa áp suất chênh lệch và tỷ lệ mùn sét trên bề mặt 
đứt gãy F1 của cấu tạo A tại các vị trí tiếp xúc cát - cát so sánh với đường 
ngưỡng chắn tới hạn được xây dựng từ các phát hiện lân cận. Các điểm dữ 
liệu của cấu tạo A nằm trong vùng chắn an toàn.

Ngưỡng áp suất tới hạn của khu vực nghiên cứu

Phát hiện B 
Phát hiện C 
Phát hiện D

Tiếp xúc cát - cát

Tỷ lệ mùn sét (%)
0        0,1       0,2        0,3        0,4        0,5        0,6        0,7        0,8        0,9        1

Áp
 su

ất
 (b

ar
)

16
14
12
10
8
6
4
2
0

Áp
 su

ất
 (b

ar
)

18
16
14
12
10
8
6
4
2
0

18
16
14
12
10
8
6
4
2
0

0         0,1         0,2         0,3         0,4         0,5         0,6         0,7         0,8        0,9  

0         0,1         0,2         0,3         0,4         0,5         0,6         0,7         0,8        0,9  

Ngưỡng áp suất tới hạn của khu vực nghiên cứu

Tỷ lệ mùn sét (%)

Áp suất  
tại điểm tràn  

cấu tạo SP@3.270m
Áp suất tại độ sâu  

lớn hơn SP @3.284m



THĂM DÒ - KHAI THÁC DẦU KHÍ

Ι PETROVIETNAM Ι SỐ 1 - 2026   52

Tectonophysics, Volume 251, Issue 1 - 4, pp. 3 - 10, 13 - 84, 1995. 
DOI: 10.1016/0040-1951(95)00070-4.

[7]	 L.H. Nielsen, A. Mathiesen, T. Bidstrup, and O.V. Vejbaek, 
“Modelling of hydrocarbon generation in the Cenozoic Song Hong 
basin, Vietnam: A highly prospective basin”, Journal of Asian Earth 
Sciences, Volume 17, Issue 1 - 2, pp. 269 - 294, 1999. DOI: 10.1016/
S0743-9547(98)00063-4.

[8]	 John D. Pigott and Ke Ru, “Basin superposition on the 
Northern margin of the South China Sea”, Tectonophysics, Volume 
235, Issue 1 - 2, pp. 27 - 50, 1994. 

[9]	 Richard M. Jones and Richard R. Hillis, “An integrated, 
quantitative approach to assessing fault seal risk”, AAPG 
Bulletin, Volume 87, Issue 3, pp. 507 - 525, 2003. DOI: 
10.1306/10100201135. 

[10]	 R.S.J. Tozer and A.M. Borthwick, “Variation in fluid 
contacts in the Azeri field, Azerbaijan: sealing faults or hydrodynamic 

aquifer?”, Geological Society, London, Special Publications, Volume 
347, pp. 103 - 112, 2010. DOI: 10.1144/sp347.8.

[11]	 Peter R. Rose, “Chance of success and its use in petroleum 
exploration”, The business of petroleum exploration. American 
Association of Petroleum Geologists, 1992. 

[12]	 P. Tapponnier, R. Lacassin, P. H. Leloup, U. Schärer, Zhong 
Dalai, Wu Haiwei, Liu Xiaohan, Ji Shaocheng, Zhang Lianshang, 
and Zhong Jiayou, “The Ailao Shan/Red River metamorphic belt: 
Tertiary left-lateral shear between Indochina and South China”, 
Nature, Volume 343, pp. 431 - 437, 1990. DOI: 10.1038/343431a0.

[13]	 Graham Yielding, “Shale gouge ratio - Calibration by 
Geohistory”, Norwegian Petroleum Society Special Publications, 
Volume 11, pp. 1 - 15, 2002. DOI: 10.1016/S0928-8937(02)80003-0.

[14]	 P. Watson, “A process for estimating geological risk of 
petroleum exploration prospects”, Australian Petroleum Production 
and Exploration Association Journal, Volume 38, Issue 1, pp. 577 - 
583, 1998. DOI:10.1071/AJ97033.

ASSESSMENT OF FAULT SEALING CAPACITY IN STRUCTURE A, 
OLIGOCENE RESERVOIR, NORTHEASTERN CUU LONG BASIN 

Statistics indicate that more than 85% of hydrocarbon traps are juxtaposed against and/or directly 
dependent on the sealing capacity of fault systems. Therefore, the interpretation and quantitative 
assessment of fault sealing capacity in prospective structures is critical in petroleum geology. At present, 
fault seal capacity is commonly evaluated using two main approaches: direct and indirect approach. The 
direct approach determines fault sealing capacity based on experimental capillary pressure measurements 
on core samples collected directly from the fault damage zone or fractured zone. The indirect approach 
predicts fault sealing capacity by comparison with the sealing characteristics of nearby discovered 
structures through correlations between quantitative attributes on the fault surfaces, particularly the 
shale gouge ratio (SGR), and the pressure differential across the fault. Threshold values established from 
field data provide the basis for evaluating the sealing potential of undrilled structures.Quantitative 
assessment of fault sealing capacity not only improves the calibration of the probability of geological 
success for undrilled structures but also provides a scientific basis for predicting the hydrocarbon column 
height that can be retained within prospective structures. 

Fault seal analysis, 
1D-triangle diagram, 
juxtaposition, SGR, fault 
throw, threshold.
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1. Giới thiệu

Hoạt động khoan là khâu then chốt trong chuỗi giá trị thăm 
dò - khai thác (exploration and production - E&P), giữ vai trò 
quyết định trong việc phát hiện và gia tăng trữ lượng, duy trì sản 
lượng khai thác cũng như nâng cao hiệu quả đầu tư của các dự án 
dầu khí. Hiệu quả của công tác khoan không chỉ phụ thuộc vào 
điều kiện địa chất - kỹ thuật mà còn phụ thuộc vào năng lực tổ 
chức, quản trị nguồn lực, hệ sinh thái dịch vụ kỹ thuật và chất 
lượng nguồn nhân lực chuyên ngành [1, 2].

Tại Việt Nam, các mỏ dầu khí chủ lực (Bạch Hổ, Rồng, Đại 

Hùng...) đã bước vào giai đoạn suy giảm sản lượng tự nhiên (Bảng 
1, Hình 1) trong khi điều kiện địa chất ngày càng phức tạp và 
yêu cầu kiểm soát chi phí đầu tư ngày càng cao. Trong bối cảnh 
đó, hoạt động khoan giữ vai trò quyết định trong việc gia tăng 
trữ lượng, duy trì sản lượng khai thác và nâng cao hiệu quả phát 
triển mỏ. Trong các kịch bản phát triển mỏ, hoạt động khoan có 
tính chất quyết định để chuyển hóa tiềm năng địa chất thành trữ 
lượng có thể khai thác thương mại, đồng thời duy trì sản lượng tại 
các mỏ đang khai thác.

PETROVIETNAM giữ vai trò tổ chức, điều phối và quản lý hoạt 
động khoan dầu khí trong phạm vi lãnh thổ Việt Nam, thông qua 

PHÂN TÍCH THỰC TRẠNG VÀ ĐỊNH HƯỚNG PHÁT TRIỂN  
HOẠT ĐỘNG KHOAN CỦA PETROVIETNAM ĐẾN NĂM 2030

Hoạt động khoan giữ vai trò then chốt trong việc gia tăng trữ lượng, duy trì sản lượng khai thác và bảo 
đảm hiệu quả đầu tư của chuỗi giá trị thăm dò - khai thác dầu khí, đặc biệt trong bối cảnh các mỏ chủ 
lực của Việt Nam bước vào giai đoạn suy giảm tự nhiên. Tuy nhiên, các nghiên cứu về quy mô, cơ cấu và 
xu hướng phát triển của hoạt động khoan ở Việt Nam còn hạn chế. Trên cơ sở kết quả thực hiện trong giai 
đoạn 2021 - 2025 và kế hoạch giai đoạn 2026 - 2030, bài báo phân tích thực trạng, xu hướng biến động 
và các yêu cầu đặt ra đối với năng lực giàn khoan, hệ sinh thái dịch vụ kỹ thuật và nguồn nhân lực khoan.

Trong giai đoạn 2026 - 2030, Tập đoàn Công nghiệp - Năng lượng Quốc gia Việt Nam (PETROVIETNAM) dự 
kiến khoan hơn 300 giếng, với tổng vốn đầu tư trên 7 tỷ USD, mở rộng phạm vi hoạt động khoan từ mục tiêu 
sản lượng sang quản lý toàn diện vòng đời mỏ, đồng thời mở ra tiềm năng khai thác dữ liệu giếng khoan phục 
vụ đánh giá khả năng lưu trữ CO₂ (CCS/CCUS). Quy mô và cường độ hoạt động khoan gia tăng trong trung 
hạn đặt ra yêu cầu cao đối với năng lực giàn khoan, hệ sinh thái dịch vụ kỹ thuật và nguồn nhân lực khoan. 

Trên cơ sở đó, bài báo đề xuất 4 nhóm giải pháp trọng tâm: (i) hoàn thiện cơ chế quản trị - điều phối tập 
trung theo cụm mỏ và vòng đời mỏ; (ii) nâng cao năng lực giàn khoan và hệ sinh thái dịch vụ kỹ thuật 
trong nước; (iii) phát triển nguồn nhân lực khoan gắn với toàn bộ chuỗi giá trị khoan; và (iv) hoàn thiện 
quy trình quản lý cuối đời mỏ gắn với phát triển bền vững là cơ sở để PETROVIETNAM triển khai hiệu quả 
các chương trình khoan đến năm 2030.

Hoạt động khoan dầu 
khí, thăm dò - khai thác, 
kế hoạch khoan, quản 
lý vòng đời giếng, giếng 
bảo quản/hủy (P&A).
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việc xây dựng kế hoạch khoan, phân bổ nguồn lực và điều phối các 
đơn vị điều hành mỏ cùng hệ sinh thái dịch vụ kỹ thuật. Trong giai 
đoạn 2021 - 2025, PETROVIETNAM đã triển khai các chương trình 
khoan phục vụ thăm dò, phát triển mỏ và duy trì khai thác, đồng 
thời xây dựng kế hoạch khoan trung hạn đáp ứng yêu cầu gia tăng 
về quy mô và cường độ hoạt động [2].

Từ góc độ tổng thể, vai trò của hoạt động khoan trong giai 
đoạn tới không chỉ dừng ở duy trì sản lượng ngắn hạn, mà cần 
tái cân đối giữa khoan phát triển và khoan thăm dò thẩm lượng, 
nhằm tạo dư địa gia tăng trữ lượng trong trung và dài hạn. Việc 
xem xét điều chỉnh cơ cấu đối tượng khoan cần được đặt trong 
mối quan hệ tổng thể giữa rủi ro địa chất, khả năng huy động 
nguồn lực, yêu cầu an ninh năng lượng và các ràng buộc về môi 
trường - phát thải.

Xuất phát từ yêu cầu đó, nghiên cứu này tập trung phân 
tích một cách hệ thống thực trạng hoạt động khoan trong giai 
đoạn 2021 - 2025 nhằm rút ra các bài học kinh nghiệm về tổ chức 
nguồn lực, kiểm soát chi phí và quản lý rủi ro kỹ thuật.  Trên cơ sở 
kế hoạch khoan trung hạn giai đoạn 2026 - 2030, nhóm tác giả 
làm rõ các xu hướng dịch chuyển công nghệ, từ đó đề xuất các giải 
pháp nhằm nâng cao hiệu quả và tính bền vững của hoạt động 
khoan tại Việt Nam đến năm 2030.

2. Phương pháp nghiên cứu và xử lý dữ liệu

2.1. Cách tiếp cận nghiên cứu

Bài báo được thực hiện theo phương pháp tổng kết thực tiễn 
kết hợp phân tích định hướng, trên cơ sở hệ thống hóa và chuẩn 
hóa số liệu kế hoạch và thực hiện hoạt động khoan dầu khí trong 
nước của PETROVIETNAM giai đoạn 2021 - 2025, đồng thời xem 
xét kế hoạch khoan trung hạn giai đoạn 2026 - 2030 đã được phê 
duyệt và cập nhật tại thời điểm năm 2025 [1, 2].

Nghiên cứu được tiếp cận ở cấp độ tổng thể của Tập đoàn, 

nhằm phản ánh vai trò quản lý, điều phối và tổ chức toàn bộ hoạt 
động khoan trong lĩnh vực thăm dò - khai thác dầu khí trong 
nước, thay vì phân tích hiệu quả kỹ thuật - kinh tế của từng giếng 
khoan, từng mỏ hoặc từng dự án cụ thể. Do đó, các chỉ tiêu phân 
tích trong bài chủ yếu mang tính tổng hợp, phản ánh quy mô, cơ 
cấu và cường độ hoạt động khoan theo từng giai đoạn.

Trong nghiên cứu, các khái niệm về số giếng khoan, thời gian 
khoan và chi phí khoan được sử dụng theo cách tiếp cận thống nhất 
ở cấp độ chương trình khoan. Để đảm bảo tính nhất quán, các chỉ 
tiêu nghiên cứu được chuẩn hóa theo định nghĩa thống nhất:

-	 Số giếng khoan: Số giếng tạo giếng mới (bao gồm giếng 
thăm dò, thẩm lượng và phát triển - khai thác); 

-	 Thời gian khoan: Tổng số ngày vận hành thực tế tại giếng 
(rig days) tính từ thời điểm mở lỗ đến khi hoàn thiện giếng;

-	 Chi phí khoan: Tổng mức đầu tư (CAPEX) cho các giếng 
khoan mới, không bao gồm chi phí vận hành khai thác sau đó.

-	 Các hoạt động sửa giếng, can thiệp giếng không tạo giếng 
mới nằm ngoài phạm vi thống kê của nghiên cứu này. 
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Gia tăng trữ lượng (triệu tấn quy dầu)

Năm 
Dầu thô khai thác 

(triệu tấn) 
Khí thiên nhiên 

(tỷ m³) 
Condensate  
(nghìn tấn) 

Gia tăng trữ lượng  
(triệu tấn quy dầu) Ghi chú/nguồn 

2018 13,97 9,60 340 12,34 Báo cáo PETROVIETNAM 2018   
2019 13,23 9,40 320 13,38 Báo cáo PETROVIETNAM 2019  
2020 12,34 8,10 305 17,0 COVID-19 
2021 10,97 7,34 285 8,5 Gia tăng trữ thấp 
2022 10,84 8,08 211 16,97 Phát hiện mới 
2023 10,20 7,00 197 13,0 PETROVIETNAM, PVEP  
2024 9,87 6,32 189 15,2 Hệ số bù > 1 
2025 9,5 - 9,6 6,0 - 6,1 180 - 185  14 - 15 Báo cáo PETROVIETNAM 2025  

Bảng 1. Sản lượng dầu, khí, condensate và gia tăng trữ lượng của Việt Nam giai đoạn 2018 - 2025 [1]

Hình 1. Xu hướng suy giảm sản lượng khai thác và biến động gia tăng 
trữ lượng dầu khí Việt Nam giai đoạn 2018 - 2025 [1].
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Trên cơ sở phân tích mối quan hệ giữa khối lượng khoan, nhu 
cầu giàn khoan, chi phí đầu tư và yêu cầu nguồn nhân lực, bài 
báo làm rõ xu hướng phát triển của hoạt động khoan dầu khí, các 
thách thức kỹ thuật - tổ chức và yêu cầu chiến lược trong trung và 
dài hạn, từ đó đánh giá tính hợp lý của kế hoạch khoan giai đoạn 
2026 - 2030 và đề xuất định hướng phát triển đến năm 2030. 

2.2. Nguồn dữ liệu

Nguồn dữ liệu sử dụng trong bài báo được tổng hợp và phân 
thành 3 nhóm chính, bảo đảm tính nhất quán, khả năng kiểm 
chứng và phù hợp với yêu cầu công bố khoa học.

Nhóm thứ nhất là dữ liệu kế hoạch và thực hiện hoạt động 
khoan dầu khí, được trích xuất trực tiếp từ các bảng tổng hợp 
chi tiết về hoạt động khoan giai đoạn 2021 - 2025 và kế hoạch 
khoan trung hạn giai đoạn 2026 - 2030 của PETROVIETNAM. Đây 
là nguồn dữ liệu chính, được sử dụng để tổng hợp số lượng giếng 
khoan, cơ cấu loại giếng, tổng thời gian khoan, nhu cầu giàn 
khoan và chi phí khoan theo từng giai đoạn [2].

Nhóm thứ hai bao gồm các báo cáo tổng kết và phụ lục 
chuyên ngành của PETROVIETNAM, đặc biệt là báo cáo tổng 
kết hoạt động sản xuất kinh doanh và báo cáo tổng kết công tác 
khoan. Các tài liệu này được sử dụng để đối chiếu, kiểm chứng và 
chuẩn hóa số liệu kế hoạch - thực hiện, đồng thời cung cấp bối 
cảnh phân tích về tổ chức điều hành và phân bổ nguồn lực trong 
toàn Tập đoàn [1, 2].

Nhóm thứ ba là các văn bản pháp lý và quy định liên quan 
đến hoạt động khoan dầu khí, bảo quản và hủy giếng khoan, được 
sử dụng nhằm bảo đảm tính thống nhất về phạm vi, thuật ngữ 
và cách tiếp cận phân tích, đặc biệt đối với các nội dung liên quan 
đến quản lý cuối đời mỏ và giếng khoan [3 - 5]. Một số thông 
tin công bố từ các đơn vị dịch vụ khoan trong nước được tham 
khảo nhằm làm rõ bối cảnh và năng lực hệ sinh thái dịch vụ khoan, 
nhưng không sử dụng làm nguồn số liệu định lượng trong bài báo.

2.3. Phương pháp xử lý và chuẩn hóa số liệu

Quy trình xử lý số liệu được thực hiện theo các nguyên tắc 
sau:

-	 Số liệu theo năm và theo giai đoạn, không công bố thông 
tin hoặc định danh chi tiết của từng giếng khoan cụ thể;

-	 Các chỉ tiêu về khối lượng khoan, tổng thời gian khoan và 
chi phí khoan được trình bày theo giá trị tuyệt đối, thống nhất 
về đơn vị và phạm vi thống kê, bảo đảm tính nhất quán giữa các 
bảng và khả năng so sánh theo thời gian;

-	 Phân loại giếng được chuẩn hóa đồng bộ thành 3 nhóm 
chính: (i) giếng thăm dò - thẩm lượng, (ii) giếng phát triển - khai 
thác và (iii) giếng bảo quản/hủy (P&A) theo kế hoạch quản lý cuối 
đời mỏ;

-	 Số liệu kế hoạch và số liệu thực hiện được đối chiếu, kiểm 
chứng với các báo cáo tổng kết của PETROVIETNAM trước khi đưa 
vào phân tích, nhằm bảo đảm tính hợp lý và độ tin cậy của dữ liệu.

2.4. Phạm vi và giới hạn nghiên cứu

Nghiên cứu tập trung vào hoạt động khoan dầu khí của 
PETROVIETNAM trong giai đoạn 2021 - 2025 và định hướng phát 
triển đến năm 2030, xét trên các khía cạnh chính gồm: khối lượng 
khoan, cơ cấu loại giếng, nhu cầu giàn khoan, hệ sinh thái dịch vụ 
kỹ thuật và nguồn nhân lực khoan.

Nghiên cứu không phân tích chi tiết hiệu quả kinh tế - kỹ 
thuật của từng giếng khoan hoặc từng dự án cụ thể, cũng như 
không đi sâu vào các giải pháp công nghệ chuyên sâu. Các nội 
dung này được xem là đối tượng của các nghiên cứu chuyên đề 
riêng, nhằm bảo đảm bài báo tập trung đúng mục tiêu tổng kết 
thực tiễn và định hướng phát triển ở cấp độ Tập đoàn.

Các hoạt động sửa giếng (workover), can thiệp giếng, cắt 
thân giếng và các công việc không tạo giếng mới không thuộc 
phạm vi nghiên cứu trong bài.

3. Kết quả giai đoạn 2021 - 2025 và định hướng phát triển 
hoạt động khoan của PETROVIETNAM đến năm 2030

3.1. Kết quả hoạt động khoan trong giai đoạn 2021 - 2025

Trong giai đoạn 2021 - 2025, PETROVIETNAM đã triển khai 
203 giếng khoan mới, với khối lượng tương đối ổn định trong 
2021 - 2024 (32 - 38 giếng/năm) và tăng mạnh lên 60 giếng trong 
năm 2025 (Bảng 2) với nhiều chương trình khoan phát triển và 
khoan chuẩn bị mỏ được triển khai đồng thời nhằm bù đắp suy 
giảm sản lượng và tạo đà cho giai đoạn khoan quy mô lớn.

Về cơ cấu loại giếng, các giếng phát triển - khai thác chiếm 
tỷ trọng chủ đạo (149 giếng, khoảng 73%), cho thấy trọng tâm 
của hoạt động khoan trong giai đoạn này là duy trì và gia tăng 
sản lượng tại các mỏ đang khai thác, bao gồm cả các mỏ mới đưa 
vào khai thác và các chương trình khoan đan dày. Các giếng thăm 
dò - thẩm lượng (54 giếng, khoảng 27%) được triển khai có chọn 
lọc, gắn với các mục tiêu địa chất đã được đánh giá kỹ, phù hợp với 
cách tiếp cận thận trọng trong bối cảnh rủi ro địa chất và yêu cầu 
hiệu quả đầu tư cao. Cơ cấu này phản ánh sự ưu tiên ngắn hạn cho 
mục tiêu sản lượng, đồng thời cho thấy dư địa cần được xem xét 
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điều chỉnh trong giai đoạn 2026 - 2030 để bảo đảm gia tăng trữ 
lượng trung và dài hạn.

Về quy mô nguồn lực, tổng thời gian khoan giai đoạn 2021 
- 2025 đạt khoảng 10.100 ngày, riêng năm 2025 chiếm tỷ trọng 
lớn do khối lượng giếng khoan gia tăng mạnh và cường độ triển 
khai cao. Tổng chi phí khoan giai đoạn này đạt xấp xỉ 2,9 tỷ USD, 
khẳng định hoạt động khoan là cấu phần chi phối trong tổng chi 
phí thăm dò - khai thác dầu khí trong nước. Chi phí khoan bình 
quân/giếng có xu hướng tăng trong các năm 2024 - 2025, phản 
ánh sự gia tăng cường độ khoan, độ phức tạp kỹ thuật của giếng 
(độ sâu lớn hơn, điều kiện địa chất khó khăn hơn) và yêu cầu huy 
động giàn khoan có đặc tính kỹ thuật cao.

Hoạt động khoan trong giai đoạn này được triển khai với sự 
kết hợp giữa giàn khoan trong nước và giàn khoan thuê ngoài, 
bảo đảm tính linh hoạt trong điều phối nguồn lực và đáp ứng 
yêu cầu tiến độ của các chương trình khoan. Việc duy trì hoạt 
động khoan tương đối ổn định đã góp phần hạn chế tốc độ 

suy giảm tự nhiên của các mỏ đang khai thác, đồng thời giúp 
PETROVIETNAM tích lũy kinh nghiệm về tổ chức, điều hành và 
kiểm soát chi phí khoan ở cấp độ Tập đoàn trong điều kiện kỹ 
thuật ngày càng phức tạp.

Các kết quả đạt được trong giai đoạn này đã cung cấp các bài 
học thực tiễn quan trọng về tổ chức nguồn lực, kiểm soát chi phí và 
quản lý rủi ro kỹ thuật cho việc triển khai các chương trình khoan 
quy mô lớn hơn, cường độ cao hơn trong giai đoạn 2026 - 2030, 
đồng thời đặt ra yêu cầu phải điều chỉnh cơ cấu đối tượng khoan và 
nâng cao năng lực điều phối trong giai đoạn phát triển tiếp theo.

Trong năm 2025, PETROVIETNAM tăng mạnh về quy mô và 
cường độ khoan. Trong số 60 giếng khoan mới, giếng phát triển - 
khai thác tiếp tục chiếm tỷ lệ lớn, phản ánh mục tiêu ưu tiên duy 
trì và ổn định sản lượng khai thác trong ngắn hạn, đồng thời chuẩn 
bị điều kiện kỹ thuật cho các chương trình phát triển mỏ tiếp theo.

Về cường độ triển khai, tổng thời gian khoan năm 2025 đạt 
khoảng 4.700 ngày, cao hơn rõ rệt so với mức trung bình các năm 
2021 - 2024. Sự gia tăng này phản ánh đồng thời: (i) số lượng 
giếng khoan mới tăng mạnh, (ii) tỷ lệ giếng có độ sâu và mức độ 
phức tạp kỹ thuật cao hơn và (iii) yêu cầu huy động, điều phối 
giàn khoan, trong nước và thuê ngoài, với cường độ lớn trong thời 
gian ngắn. Tổng chi phí khoan mới năm 2025 đạt khoảng 1 tỷ USD, 
phù hợp với tỷ lệ kế hoạch - thực hiện đã được phê duyệt và kiểm 
chứng trong các báo cáo tổng kết [1, 2].

3.2. Kế hoạch khoan giai đoạn 2026 - 2030

Theo số liệu kế hoạch đã được chuẩn hóa (Bảng 3), tổng số 
giếng khoan dự kiến triển khai trong giai đoạn 2026 - 2030 là 306 
giếng, bao gồm các giếng thăm dò, giếng thẩm lượng, giếng phát 
triển - khai thác và các giếng bảo quản/hủy. Trong đó, giếng phát 
triển - khai thác tiếp tục chiếm tỷ trọng chủ đạo, phản ánh định 

Hình 2. Cơ cấu và khối lượng giếng khoan của PETROVIETNAM giai đoạn 
2021 - 2025 [2].
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Chỉ tiêu 2021 2022 2023 2024 2025 Tổng 2021 - 2025 
Tổng số giếng khoan (giếng) 38 36 37 32 60 203 
Giếng thăm dò - thẩm lượng (giếng) 9 9 10 11 15 54 
Giếng phát triển - khai thác (giếng) 29 27 27 21 45 149 
Tỷ lệ giếng thăm dò - thẩm lượng (%) 23,7 25,0 27,0 34,4 25,0 26,6 
Tỷ lệ giếng phát triển - khai thác (%) 76,3 75,0 73,0 65,6 75,0 73,4 
Tổng thời gian khoan (ngày) 1.150 1.320 1.410 1.520 4.700 10.100 
Chi phí khoan (tỷ USD) 0,41 0,47 0,50 0,52 1,00 ≈ 2,90 
Chi phí khoan bình quân (triệu USD/giếng) 10,8 13,1 13,5 16,3 16,7 ≈ 14,3 

Bảng 2. Kết quả hoạt động khoan dầu khí của PETROVIETNAM giai đoạn 2021 - 2025 [2]

Chú thích:
- Các số liệu trong Bảng 2 phản ánh các giếng khoan mới, bao gồm giếng thăm dò, giếng thẩm lượng và giếng phát triển - khai thác.
- Số liệu năm 2025 là 60 giếng, thống nhất với phạm vi thống kê của các năm trước.
- Tổng thời gian khoan và tổng chi phí khoan được tổng hợp trên cùng phạm vi các giếng khoan mới, chi phí khoan bình quân trên mỗi giếng. 
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hướng ưu tiên duy trì và gia tăng sản lượng tại các mỏ đang khai 
thác, đặc biệt là các mỏ bước vào giai đoạn cuối vòng đời. Các giếng 
thăm dò và thẩm lượng được bố trí có chọn lọc, gắn với các cấu tạo 
đã được đánh giá địa chất - mỏ chi tiết, nhằm bổ sung trữ lượng và 
chuẩn bị cơ sở dữ liệu cho các dự án phát triển trong dài hạn. 

Về cường độ triển khai, tổng thời gian khoan toàn giai đoạn 
2026 - 2030 ước đạt trên 19.000 ngày, cao hơn đáng kể so với giai 
đoạn 2021 - 2025. Đồng thời, chi phí khoan trung bình được dự báo 
sẽ tăng mạnh, ước khoảng 23 - 24 triệu USD/giếng. Các xu hướng 
gia tăng này không chỉ do sự tăng lên về số lượng giếng khoan, mà 
chủ yếu còn xuất phát từ việc cơ cấu các chương trình khoan chuyển 
sang các giếng ngày càng sâu hơn, điều kiện địa chất phức tạp hơn 
và yêu cầu kiểm soát kỹ thuật - an toàn khắt khe hơn. 

Bên cạnh đó, tỷ trọng giếng tại các mỏ cuối vòng đời gia tăng 
cùng với việc mở rộng phạm vi khoan sang các giếng bảo quản/
hủy với yêu cầu kỹ thuật đặc thù, làm thời gian thi công kéo dài 
và đẩy chi phí khoan lên cao. Ngoài ra, cường độ huy động giàn 
khoan cao trong thời gian dài cũng góp phần gia tăng chi phí dịch 
vụ và chi phí điều phối. Như vậy, sự gia tăng đồng thời của tổng 
thời gian khoan và mức chi phí khoan bình quân (ngoài nguyên 
nhân biến động giá dịch vụ) đã phản ánh bản chất kỹ thuật và cấu 
trúc phức tạp của kế hoạch khoan trong giai đoạn này.

Trong giai đoạn 2026 - 2030, xu hướng chuyển dịch từ tổ chức 
khoan theo từng dự án đơn lẻ sang tổ chức khoan theo cụm mỏ và 
theo vòng đời mỏ. Cách tiếp cận này cho phép tối ưu hóa việc huy 
động giàn khoan, dịch vụ kỹ thuật và nguồn nhân lực, đồng thời 
giảm thời gian chờ giàn, hạn chế sự chồng chéo giữa các chương 
trình khoan và nâng cao hiệu quả tổng thể của hoạt động khoan.

Bên cạnh các giếng thăm dò và phát triển, tỷ trọng đáng kể 
các giếng bảo quản/hủy trong giai đoạn 2026 - 2030 phản ánh xu 
hướng mở rộng phạm vi hoạt động khoan sang quản lý cuối đời 
mỏ. Các hoạt động này làm gia tăng khối lượng công việc khoan và 
đặt ra các yêu cầu cao hơn về kỹ thuật, an toàn và tổ chức triển khai. 
Đồng thời, dữ liệu giếng và cấu trúc địa chất thu được trong quá 
trình P&A có thể được khai thác phục vụ đánh giá tiềm năng lưu 
trữ CO₂ trong tương lai, ở mức độ nghiên cứu định hướng, làm cơ sở 
cho các bước tiếp theo khi có điều kiện pháp lý và kỹ thuật phù hợp. 

Kế hoạch khoan giai đoạn 2026 - 2030 đánh dấu bước 
chuyển từ giai đoạn duy trì sang giai đoạn gia tăng quy mô và 
cường độ hoạt động khoan, đặt ra yêu cầu cao hơn về năng lực 
tổ chức, điều phối, hệ thống giàn khoan, dịch vụ kỹ thuật và 
nguồn nhân lực chuyên sâu. Các yêu cầu này là cơ sở cho việc 
phân tích sâu hơn về năng lực giàn khoan, hệ sinh thái dịch vụ 
và nguồn nhân lực.

3.3. Năng lực giàn khoan và hệ sinh thái dịch vụ khoan

Quy mô và cường độ của kế hoạch khoan giai đoạn 2026 - 
2030 đặt ra yêu cầu cao đối với năng lực giàn khoan và hệ sinh thái 
dịch vụ khoan, không chỉ về số lượng giàn cần huy động mà còn 
về mức độ sẵn sàng kỹ thuật, khả năng điều phối liên tục và chất 
lượng dịch vụ hỗ trợ trong điều kiện hoạt động khoan gia tăng 
mạnh và kéo dài nhiều năm liên tiếp. Kinh nghiệm quốc tế cũng 
cho thấy việc nâng cao năng lực giàn khoan, đổi mới công nghệ 
và tăng cường tích hợp giữa các dịch vụ kỹ thuật là xu hướng quan 
trọng nhằm nâng cao hiệu quả và độ tin cậy của các chương trình 
khoan quy mô lớn [6]. 

Hình 3. Số lượng giếng khoan, tổng thời gian khoan và chi phí khoan bình quân/giếng của PETROVIETNAM giai đoạn 2021 - 2030. Nguồn: Tổng hợp từ 
các báo cáo tổng kết và kế hoạch khoan của PETROVIETNAM (tài liệu nội bộ).
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Theo kế hoạch, nhu cầu giàn tự nâng (jack-up) bình quân duy 
trì ở mức khoảng 10 - 15 giàn/năm, cho thấy mức độ hoạt động 
khoan cao và ổn định trong trung hạn. Năng lực giàn khoan trong 
nước tiếp tục giữ vai trò nền tảng đối với việc triển khai các chương 
trình khoan thăm dò, thẩm lượng và phát triển mỏ ngoài khơi Việt 
Nam. Hệ thống giàn tự nâng hiện có cơ bản đã đáp ứng được yêu 
cầu kỹ thuật của phần lớn các chiến dịch khoan giai đoạn 2021 
- 2025. Tuy nhiên, các yêu cầu cao hơn của chương trình khoan 
trong giai đoạn 2026 - 2030 đã làm bộc lộ những hạn chế về khả 
năng đáp ứng đồng thời cả về kỹ thuật và tiến độ triển khai của 
một bộ phận giàn khoan hiện có. 

Thực tiễn triển khai cho thấy, thách thức lớn không chỉ nằm ở 
việc thiếu hay thừa giàn khoan theo từng thời điểm, mà còn ở tính 
không đồng đều trong phân bố nhu cầu khoan theo mùa, theo 
khu vực và theo cụm mỏ. Trong các giai đoạn cao điểm, áp lực huy 
động giàn khoan và dịch vụ tăng cao, trong khi ở mùa thời tiết bất 

lợi hoặc khi dự án chậm tiến độ, nguy cơ dư thừa năng lực lại xuất 
hiện, làm tăng chi phí và giảm hiệu quả sử dụng giàn. Điều này 
đặt ra yêu cầu phải nâng cao năng lực điều phối giàn khoan ở cấp 
độ tổng thể, thay vì chỉ tối ưu theo từng dự án đơn lẻ.

Song song với giàn khoan, hệ sinh thái dịch vụ khoan đóng 
vai trò quyết định đối với tính liên tục, an toàn và hiệu quả của 
hoạt động khoan trong bối cảnh quy mô ngày càng lớn. Các dịch 
vụ kỹ thuật như logistics ngoài khơi, tàu dịch vụ, dung dịch khoan, 
xi măng hóa phẩm, địa vật lý giếng khoan, cơ khí - lắp đặt và hỗ 
trợ vận hành đã hình thành một chuỗi dịch vụ tương đối hoàn 
chỉnh trong nước. Tuy nhiên, khi cường độ khoan gia tăng và phân 
bố trên nhiều khu vực ngoài khơi, yêu cầu về khả năng phối hợp 
đồng bộ, chất lượng dịch vụ và mức độ sẵn sàng theo thời gian 
thực ngày càng khắt khe, đặc biệt đối với các giếng khoan có độ 
phức tạp kỹ thuật cao và các giếng cuối đời mỏ.

Từ góc độ quản lý tổng thể, các hạn chế nêu trên cho thấy 

Hình 4. Quy mô kế hoạch khoan và nhu cầu nguồn lực của PETROVIETNAM trong giai đoạn 2026 - 2030. 
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Bảng 3. Kế hoạch khoan của PETROVIETNAM giai đoạn 2026 - 2030

Chỉ tiêu 2026 2027 2028 2029 2030 Tổng cộng 
Tổng số giếng khoan 61 63 64 60 58 306 
Giếng thăm dò 7 7 6 5 5 30 
Giếng thẩm lượng 8 8 9 8 7 40 
Giếng phát triển - khai thác 35 36 37 35 34 177 
Giếng bảo quản/hủy (P&A) 11 12 12 12 12 59 
Tổng thời gian khoan (ngày) 3.820 3.910 3.960 3.740 3.700 19.130 
Nhu cầu giàn khoan bình quân (giàn) 13 14 14 13 13 - 
Chi phí khoan (tỷ USD) 1,45 1,50 1,48 1,42 1,35 ≈ 7,20 
Chi phí khoan bình quân (triệu USD/giếng) 23,8 23,8 23,1 23,7 23,3 ≈ 23,5 

Chú thích: 
- Số liệu Bảng 3 bao gồm các giếng khoan mới: giếng thăm dò, giếng thẩm lượng, giếng phát triển - khai thác và giếng bảo quản/hủy.
- Giếng bảo quản/hủy bao gồm các giếng bảo quản tạm thời và hủy vĩnh viễn, không bao gồm các hoạt động sửa giếng, can thiệp giếng không tạo giếng mới.
- Thời gian khoan, nhu cầu giàn khoan và chi phí khoan được tổng hợp theo kế hoạch chi tiết từng năm.
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vai trò then chốt của công tác điều phối tập trung ở cấp Tập đoàn. 
Việc gắn kết chặt chẽ giữa kế hoạch khoan, kế hoạch huy động 
giàn khoan và năng lực cung ứng dịch vụ kỹ thuật theo từng giai 
đoạn cho phép tối ưu suất sử dụng giàn, giảm thời gian chờ, hạn 
chế chồng chéo giữa các chương trình khoan và kiểm soát chi phí 
trong điều kiện triển khai cao điểm kéo dài.

Hình 5 trình bày mô hình điều phối tổng thể hoạt động khoan 
của PETROVIETNAM, thể hiện vai trò trung tâm của công tác điều 
hành ở cấp Tập đoàn trong việc kết nối các đơn vị điều hành mỏ, 

giàn khoan và các nhà cung cấp dịch vụ kỹ thuật trong toàn bộ 
vòng đời giếng khoan.

3.5. Nhân sự khoan và năng lực tổ chức

Quy mô và cường độ hoạt động khoan gia tăng mạnh không 
chỉ đặt ra yêu cầu cao đối với giàn khoan và dịch vụ kỹ thuật, mà 
còn tạo áp lực lớn đối với nguồn nhân lực khoan và năng lực tổ 
chức triển khai. Với tổng thời gian khoan dự kiến trên 19.000 ngày 
và khối lượng giếng khoan lớn, hoạt động khoan trong giai đoạn 
2026 - 2030 đòi hỏi lực lượng nhân sự khoan đáp ứng đủ về số 
lượng, vững về chuyên môn và có khả năng làm việc liên tục trong 
điều kiện kỹ thuật ngày càng phức tạp. 

Theo kế hoạch khoan giai đoạn 2026 - 2030, bên cạnh các 
giếng thăm dò, thẩm lượng và phát triển - khai thác, khối lượng 
giếng bảo quản/hủy chiếm tỷ trọng đáng kể trong tổng số giếng 
khoan hàng năm. Điều này cho thấy phạm vi hoạt động khoan 
đang mở rộng từ mục tiêu gia tăng trữ lượng và duy trì sản lượng 
sang quản lý cuối đời mỏ, kéo theo yêu cầu cao hơn về kỹ thuật, 
an toàn và nhân sự khoan chuyên sâu, đặc biệt đối với các công tác 
hủy giếng, bảo đảm toàn vẹn giếng và quản lý rủi ro môi trường 
theo các quy định hiện hành về bảo quản, hủy giếng và quản lý 
hoạt động dầu khí [3 - 5]. Đồng thời, việc gia tăng các giếng P&A 
cũng tạo điều kiện khai thác dữ liệu giếng và cấu trúc địa chất 
phục vụ đánh giá tiềm năng lưu trữ CO₂ trong tương lai, ở mức độ 
nghiên cứu và định hướng dài hạn.

Kết quả thực hiện cho thấy nguồn nhân lực khoan hiện có 
đã đáp ứng được yêu cầu duy trì hoạt động ổn định trong giai 
đoạn 2021 - 2025. Tuy nhiên, xu hướng gia tăng số lượng giếng 
khoan, kéo dài thời gian khoan và tăng mức độ phức tạp kỹ thuật 
đã trở thành một thách thức không nhỏ đối với chất lượng, cơ 
cấu và tính kế thừa của đội ngũ nhân sự khoan. Nhu cầu đối với 
các vị trí kỹ thuật chuyên sâu như kỹ sư khoan, kỹ sư giếng, giám 
sát khoan, nhân sự vận hành giàn khoan và đội ngũ điều hành 
hiện trường ngày càng tăng, trong khi quá trình đào tạo và tích 
lũy kinh nghiệm cho các vị trí này đòi hỏi thời gian dài và lộ trình 
bài bản.

Trong bối cảnh đó, nhân sự khoan không còn đơn thuần là 
yếu tố hỗ trợ, mà đã trở thành một trong những điểm nghẽn chiến 
lược có ảnh hưởng quyết định đến tiến độ và hiệu quả của toàn bộ 
chương trình khoan trung - dài hạn. Việc thiếu hụt hoặc mất cân 
đối nhân sự chuyên môn, đặc biệt ở các vị trí chủ chốt, có thể dẫn 
đến gián đoạn khoan, gia tăng chi phí và làm giảm hiệu quả đầu 
tư của các dự án E&P.

Ở cấp độ tổ chức, quy mô kế hoạch khoan giai đoạn 2026 - 
2030 đòi hỏi năng lực điều phối và quản trị tập trung nhằm tối 
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Lập và triển khai chương trình khoan

Đơn vị điều hành mỏ (PVEP, Vietsovpetro, POC...)
Lập và triển khai chương trình khoan

Giàn khoan(Trong nước và thuê ngoài)Giàn khoan
(Trong nước và thuê ngoài)

Hệ sinh thái dịch vụ khoanDịch vụ kỹ thuật và logistics
Hệ sinh thái dịch vụ khoan
Dịch vụ kỹ thuật và logistics

Vòng đời giếng khoan
Khai thác - Bảo quản/hủy (P&A) - CCS/CCUS

Vòng đời giếng khoan
Khai thác - Bảo quản/hủy (P&A) - CCS/CCUS

Hình 5. Mô hình điều phối hoạt động khoan của PETROVIETNAM ở cấp 
Tập đoàn. Nguồn: Tổng hợp từ báo cáo nội bộ của PETROVIETNAM và các 
đơn vị thành viên.

Hình 6. Vòng đời giếng dầu khí và định hướng mở rộng phạm vi quản lý 
trong bối cảnh chuyển dịch năng lượng.

Khoan thăm dò
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Tái sử dụng dữ liệu giếng
Cơ sở nghiên cứu CCS/CCUS
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Hình 7. Cơ cấu hoạt động khoan theo giai đoạn. Nguồn: PETROVIETNAM.
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ưu hóa việc phân bổ nguồn nhân lực giữa các chương trình khoan 
khác nhau, tránh tình trạng quá tải cục bộ hoặc thiếu hụt nhân sự 
tại các dự án trọng điểm. Sự phối hợp chặt chẽ giữa các đơn vị điều 
hành mỏ, đơn vị cung cấp giàn khoan và các doanh nghiệp dịch vụ 
trong hệ sinh thái khoan là điều kiện tiên quyết để sử dụng hiệu 
quả nguồn nhân lực hiện có và hạn chế rủi ro gián đoạn do thiếu 
hụt nhân sự chuyên sâu.

Trong bối cảnh phạm vi hoạt động khoan mở rộng sang quản 
lý cuối đời mỏ và các định hướng chuyển dịch năng lượng, Hình 6 
khái quát vòng đời giếng dầu khí từ thăm dò - phát triển - khai 
thác cho đến bảo quản/hủy, đồng thời thể hiện các hướng mở 
rộng về nghiên cứu tái sử dụng dữ liệu giếng và cấu trúc địa chất 
phục vụ các mục tiêu dài hạn.

4. Kết luận và kiến nghị

Kết quả tổng hợp và phân tích cho thấy hoạt động khoan tiếp 
tục giữ vai trò trụ cột kỹ thuật trong việc duy trì sản lượng, bổ 
sung trữ lượng và bảo đảm hiệu quả đầu tư của chuỗi giá trị thăm 
dò - khai thác dầu khí tại Việt Nam, trong bối cảnh các mỏ chủ lực 
bước vào giai đoạn suy giảm tự nhiên và điều kiện địa chất - kỹ 
thuật ngày càng phức tạp. Sự thay đổi về quy mô và cơ cấu hoạt 

động khoan phản ánh bước chuyển  trong chiến lược phát triển 
thăm dò khai thác của PETROVIETNAM, với việc mở rộng phạm vi 
hoạt động từ mục tiêu duy trì sản lượng sang quản lý vòng đời mỏ.

Nghiên cứu khẳng định hiệu quả và tính khả thi của hoạt 
động khoan đến năm 2030 phụ thuộc vào sự đồng bộ giữa kế 
hoạch khoan, năng lực giàn khoan, hệ sinh thái dịch vụ kỹ thuật 
và phát triển nguồn nhân lực chuyên sâu. Đây là nền tảng quan 
trọng để PETROVIETNAM triển khai hiệu quả các chương trình 
khoan quy mô lớn đến năm 2030 và từng bước đáp ứng với các 
yêu cầu về an toàn, môi trường và phát triển bền vững trong bối 
cảnh chuyển dịch năng lượng.

Trên cơ sở đó, nghiên cứu đề xuất 4 nhóm giải pháp trọng 
tâm, tương ứng với 4 trụ cột bảo đảm tính khả thi và bền vững của 
chương trình khoan giai đoạn 2026 - 2030 (Hình 8) gồm: (i) quản 
trị - điều phối tập trung, (ii) năng lực giàn khoan và hệ sinh thái 
dịch vụ kỹ thuật, (iii) nguồn nhân lực khoan và (iv) quản lý cuối 
đời mỏ gắn với phát triển bền vững. 

-	 Về quản trị và điều phối hoạt động khoan

Cần tiếp tục hoàn thiện cơ chế điều phối tập trung ở cấp Tập 
đoàn đối với các chương trình khoan trung và dài hạn, bảo đảm sự 
đồng bộ giữa kế hoạch khoan, huy động giàn khoan, dịch vụ kỹ 
thuật và nguồn nhân lực. Công tác lập kế hoạch cần chuyển sang 
cách tiếp cận tổng thể theo cụm mỏ và vòng đời mỏ nhằm tối ưu 
phân bổ nguồn lực, giảm thời gian chờ giàn và hạn chế rủi ro trong 
giai đoạn triển khai cao điểm.

-	  Về năng lực giàn khoan và hệ sinh thái dịch vụ khoan

Cần có lộ trình nâng cao mức độ chủ động về giàn khoan và các 
dịch vụ kỹ thuật then chốt. Trọng tâm là phát huy hệ sinh thái dịch 
vụ khoan trong nước, đồng thời kết hợp hợp lý với nguồn lực thuê 
ngoài đối với các yêu cầu kỹ thuật đặc thù, nhằm bảo đảm tiến độ, 
an toàn và hiệu quả của các chương trình khoan quy mô lớn.

-	 Về phát triển nguồn nhân lực khoan

Cần xây dựng chiến lược phát triển nguồn nhân lực khoan gắn 
với kế hoạch khoan trung và dài hạn, tập trung vào các vị trí kỹ 
thuật then chốt như kỹ sư khoan, kỹ sư giếng, nhân sự vận hành 
giàn khoan và đội ngũ điều hành hiện trường. Công tác đào tạo cần 
chuyển từ đào tạo theo từng vị trí sang đào tạo theo chuỗi giá trị 
khoan, gắn với toàn bộ vòng đời giếng và mỏ nhằm nâng cao tính 
kế thừa và năng lực triển khai các chương trình khoan quy mô lớn. 

-	 Về quản lý cuối đời mỏ và phát triển bền vững

Trước xu hướng gia tăng các giếng bảo quản/hủy, cần sớm 
hoàn thiện các quy trình kỹ thuật, an toàn và quản trị rủi ro cho 

Hình 8. Bốn trụ cột đảm bảo tính khả thi của chương trình khoan 2026 - 
2030. Nguồn: Tổng hợp từ kế hoạch khoan trung hạn và các báo cáo chuyên 
đề của PETROVIETNAM.
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hoạt động quản lý cuối đời mỏ phù hợp với các quy định hiện hành 
[3 - 5]. Đồng thời, từng bước nghiên cứu khả năng khai thác dữ liệu 
giếng và cấu trúc địa chất tại các khu vực phù hợp phục vụ đánh giá 
tiềm năng lưu trữ CO₂ trong tương lai, tạo nền tảng kỹ thuật cho các 
mô hình phát triển dầu khí gắn với CCS/CCUS trong dài hạn.
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ANALYSIS OF THE CURRENT STATUS AND DEVELOPMENT ORIENTATION 
OF PETROVIETNAM'S DRILLING ACTIVITIES TOWARDS 2030

Drilling activities play a pivotal role in increasing reserves, maintaining production, and ensuring investment 
efficiency across the oil and gas exploration and production value chain, particularly as major producing fields 
in Vietnam enter a phase of natural decline. However, studies on the scale, structure, and development trends 
of drilling activities in Vietnam remain limited. Based on the implementation results for the 2021 - 2025 
period and the plan for 2026 - 2030, this study analyzes the current status, evolving trends, and emerging 
requirements for rig capacity, the technical service ecosystem, and drilling human resources. 

During the 2026 - 2030 period, the Vietnam National Industry - Energy Group (PETROVIETNAM) plans to drill 
300 wells, with total investment capital exceeding USD 7 billion. This scope of drilling activities is expected 
to expand from a primary focus on production targets towards comprehensive field life-cycle management, 
while also creating potential to utilize well data for assessing CO₂ storage capacity under CCS/CCUS schemes. 
The increase in scale and intensity of drilling activities over the medium term impose greater demands on rig 
capacity, the technical service ecosystem, and drilling human resources.

On this basis, the study proposes 4 key solution groups: (i) improving the centralized governance and 
coordination mechanism based on field clusters and field life cycles; (ii) enhancing domestic drilling rig 
capacity and the technical service ecosystem; (iii) developing drilling human resources across the entire 
drilling value chain; and (iv) completing end-of-field-life management procedures in association with 
sustainable development. These measures provide a foundation for PETROVIETNAM to effectively implement 
its drilling programs through 2030. 

Oil and gas drilling, 
exploration and 
production, drilling 
planning, well lifecycle 
management, plug and 
abandonment (P&A).
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1. Giới thiệu

Dung dịch khoan có vai trò đảm bảo an toàn cho giếng khoan 
và thiết bị khoan, ổn định thành hệ giếng khoan, vận chuyển mùn 
khoan lên bề mặt, đồng thời hạn chế tổn hại vỉa, qua đó góp phần 
duy trì khả năng khai thác của giếng khi đưa vào vận hành. 

Cùng với sự phát triển của khoa học công nghệ và yêu cầu 
ngày càng cao của hoạt động tìm kiếm, thăm dò và khai thác 
dầu khí, công tác khoan ngày càng được triển khai trong những 
điều kiện phức tạp hơn như môi trường áp suất cao - nhiệt độ cao 
(HPHT), dị thường áp suất vỉa, cũng như các khu vực nước sâu và 
xa bờ, đặt ra yêu cầu ngày càng khắt khe đối với các hệ dung dịch 
khoan. Bên cạnh đó, ngay cả tại các mỏ đã được khai thác trong 
thời gian dài, sự thay đổi đặc tính vỉa và suy giảm độ bền cơ học 
của thành hệ cũng có thể làm gia tăng nguy cơ các sự cố khoan, 
như sập lở thành giếng và mất dung dịch. 

Tổng công ty Hóa chất và Dịch vụ Dầu khí - CTCP (PVChem), 
đơn vị thành viên của Tập đoàn Công nghiệp - Năng lượng Quốc 

gia Việt Nam (PETROVIETNAM), là đơn vị chuyên cung cấp dịch 
vụ dung dịch khoan cho các nhà điều hành dầu khí tại Việt Nam. 
PVChem hiện chưa sở hữu bản quyền đối với bất kỳ hệ dung dịch 
khoan nào, điều này đã hạn chế khả năng tự chủ và tối ưu hóa 
hiệu quả trong quá trình cung cấp dịch vụ. Trong khi đó, tại Việt 
Nam, các hệ dung dịch khoan gốc nước bền nhiệt đến khoảng 150 
- 165°C cũng chưa được nghiên cứu và làm chủ một cách đầy đủ. 
Trước thực tiễn đó, việc nghiên cứu, phát triển và làm chủ các hệ 
dung dịch khoan gốc nước có khả năng ức chế cao và bền nhiệt 
tốt, phù hợp với điều kiện địa chất và công nghệ khoan ngày càng 
phức tạp, trở thành hướng nghiên cứu quan trọng trong lĩnh vực 
công nghệ dung dịch khoan.

Trong giai đoạn 2020 - 2024, PVChem đã nghiên cứu và xây 
dựng hệ dung dịch khoan Pro-Dril/Pro-Dril HT, có khả năng ức chế 
trương nở sét cao và duy trì tính ổn định khi khoan các giếng có 
điều kiện địa chất phức tạp, nhiệt độ cao (155 - 165°C) và áp suất 
cao. Hệ dung dịch này có các tính chất kỹ thuật tương đương với 
các hệ dung dịch khoan tiên tiến đang được sử dụng tại Việt Nam. 

KẾT QUẢ THỬ NGHIỆM CÔNG NGHIỆP HỆ DUNG DỊCH KHOAN GỐC NƯỚC 
ỨC CHẾ, BỀN NHIỆT PRO-DRIL/PRO-DRIL HT TẠI GIẾNG 2205/BK-22,  
MỎ BẠCH HỔ

Trong bối cảnh hoạt động tìm kiếm, thăm dò và khai thác dầu khí ngày càng mở rộng sang các khu vực có 
điều kiện địa chất phức tạp như áp suất cao nhiệt độ cao (HPHT), dị thường áp suất, nước sâu và xa bờ, yêu 
cầu đối với các hệ dung dịch khoan gốc nước ngày càng khắt khe. Do đó, việc nghiên cứu và làm chủ các hệ 
dung dịch khoan gốc nước có tính năng ức chế cao và độ bền nhiệt tốt có ý nghĩa quan trọng đối với hoạt 
động khoan dầu khí. Trong thời gian qua, Tổng công ty Hóa chất và Dịch vụ Dầu khí - CTCP (PVChem) đã 
nghiên cứu và phát triển hệ dung dịch khoan gốc nước Pro-Dril/Pro-Dril HT có khả năng ức chế trương nở 
sét cao và làm việc ổn định ở nhiệt độ lên đến 165°C. Nghiên cứu này trình bày kết quả thử nghiệm công 
nghiệp của hệ dung dịch khoan Pro-Dril/Pro-Dril HT tại giếng khoan 2205/BK-22, mỏ Bạch Hổ.

Dung dịch khoan gốc 
nước, dung dịch khoan 
ức chế bền nhiệt, Pro-
Dril/Pro-Dril HT, thử 
nghiệm công nghiệp, 
mỏ Bạch Hổ.
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Copyright © 2026. Đây là bài báo truy cập mở theo Giấy phép CC BY-NC-ND  
(http://creativecommons.org/licenses/by-nc-nd/4.0/).  

Lê Văn Công1,  Dương Trí Hội1, Phạm Ngọc Khuê1, Nguyễn Thái Sơn2, Nguyễn Văn Xá2, Phạm Văn Hiếu2, Mai Duy Khánh2  
Chu Minh Hân2, Nguyễn Thanh Tú1, Nguyễn Văn Tiến1, Võ Hoàng Long1, Nguyễn Văn Tiến1

1Tổng công ty Hóa chất và Dịch vụ Dầu khí - CTCP (PVChem), Thành phố Hà Nội, 11312, Việt Nam
2Liên doanh Vietsovpetro (Vietsovpetro), Thành phố Hồ Chí Minh, 78223, Việt Nam 

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-06

T Ừ  K H Ó A T Ó M  T Ắ T



63SỐ 1 - 2026 Ι PETROVIETNAM Ι  

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-06

Với sự hỗ trợ của PETROVIETNAM và Vietsovpetro, hệ dung dịch 
khoan Pro-Dril/Pro-Dril HT đã được thử nghiệm công nghiệp lần 
đầu tiên tại giếng khoan 2205/BK-22, mỏ Bạch Hổ. Bài viết trình 
bày kết quả thử nghiệm công nghiệp của hệ dung dịch khoan Pro-
Dril/Pro-Dril HT, đồng thời đánh giá khả năng ứng dụng của hệ 
dung dịch này trong điều kiện địa chất phức tạp và nhiệt độ cao.

2. Hệ dung dịch khoan ức chế Pro-Dril/Pro-Dril HT

Hệ dung dịch khoan Pro-Dril/Pro-Dril HT là hệ dung dịch gốc 
nước được nghiên cứu và phát triển nhằm ứng dụng trong quá 
trình khoan qua các thành hệ sét hoạt tính phức tạp, có xu hướng 
mất ổn định cao, thuộc các địa tầng Miocene và Oligocene tại các 
mỏ trên thềm lục địa Việt Nam. Hệ dung dịch này đặc biệt phù 
hợp trong các điều kiện địa chất khắc nghiệt như nhiệt độ và áp 
suất cao (lên tới khoảng 165°C), các khu vực có dị thường áp suất 
vỉa, cũng như các tầng chứa đã suy giảm áp suất và độ bền cơ học 
(depleted zones) sau thời gian dài khai thác.

Trong đó, hệ dung dịch Pro-Dril được thiết kế cho các giếng 
khoan có nhiệt độ vỉa lên tới khoảng 135°C, trong khi hệ dung 
dịch Pro-Dril HT được phát triển cho các điều kiện nhiệt độ cao 
hơn, trong khoảng 150 - 165°C [1].

Thành phần của hệ dung dịch Pro-Dril/Pro-Dril HT gồm các 
nhóm hóa phẩm chính như sau:

-	 Nhóm chất tạo cấu trúc và điều chỉnh tính lưu biến sử 
dụng PV-BIOVIS (polymer sinh học) có khả năng bền nhiệt tới 
khoảng 135°C và PV-BIOVIS HT (hỗn hợp polymer tổng hợp) có 
khả năng duy trì tính lưu biến ổn định trong điều kiện nhiệt độ 
cao tới 150 - 165°C, đồng thời hỗ trợ kiểm soát độ thải nước trong 
môi trường nhiệt độ cao.

-	 Nhóm chất giảm độ thải nước gồm PV-DPAC LV (trên cơ sở 
polyanionic cellulose), cùng với các phụ gia chịu nhiệt như DV-FLO 
HT (tinh bột biến tính), PV-ASPHALTEX, DV-RES và PV-REFLO HT, 
được sử dụng nhằm kiểm soát hiệu quả độ thải nước trong điều 
kiện nhiệt độ cao.

-	 Nhóm chất ức chế sét gồm KCl, PV-UHIB (trên cơ sở 
polyamine) và PV-UCAP (polymer theo cơ chế bao bọc), giúp hạn 
chế trương nở và phân tán sét.

-	 Nhóm chất bôi trơn và cải thiện tốc độ cơ học khoan gồm 
PV-DRILLLUB và PV-ULTRAROP, có tác dụng giảm ma sát, tăng tốc 
độ khoan và hạn chế các sự cố như kẹt, dính cần khoan. Đặc biệt, 
PV-DRILLLUB là hệ bôi trơn lai giữa ester acid béo và vật liệu nano. 
Sự kết hợp với phụ gia PV-CLAYSTAB (cao su latex kích thước nano, 
có tính đàn hồi và bền nhiệt cao) góp phần nâng cao khả năng giảm 
độ thải nước, ổn định thành giếng và giảm moment bám dính.

Đặc điểm nổi bật của hệ dung dịch Pro-Dril/Pro-Dril HT được 
thể hiện ở 3 khía cạnh chính sau:

-	 Sự phối hợp tối ưu giữa các nhóm hóa phẩm đã mang lại 
khả năng bền nhiệt cao, lên tới khoảng 165°C, vượt qua giới hạn 
bền nhiệt của các polymer sinh học thông thường. Mức độ bền 
nhiệt này tương đương với các hệ dung dịch tiên tiến như Ultradril 
HT (M-I Việt Nam/Schlumberger), đồng thời cao hơn so với phần 
lớn các hệ dung dịch khoan gốc nước hiện đang được sử dụng tại 
Việt Nam.

-	 Sự kết hợp giữa các phụ gia ức chế như PV-UHIB, PV-UCAP, 
DV-Klaseal, DV-RES, KCl và PV-CLAYSTAB đã cải thiện khả năng ức 
chế trương nở sét và ổn định thành hệ, qua đó giảm các sự cố 
khoan như bó hẹp thân giếng, kẹt mút. PV-UHIB còn thể hiện hiệu 
quả cao trong việc kiểm soát trương nở sét và ổn định pH, góp 
phần duy trì hiệu quả hoạt động của các thành phần khác trong 
hệ dung dịch.

-	 Quy trình sử dụng vật liệu gia cố thành giếng đã được cải 
tiến theo hướng tối ưu hóa cơ chế gia cố. Thay vì sử dụng dưới 
dạng các đợt bơm riêng biệt, vật liệu gia cố được tích hợp trực 
tiếp trong dung dịch nền, kết hợp với phụ gia PV-CLAYSTAB. Cách 
tiếp cận này giúp tăng cường khả năng bịt kín vi khe nứt và gia 
cố thành hệ, từ đó nâng cao độ ổn định thành giếng trong suốt 
quá trình khoan, đồng thời giảm đáng kể độ thải nước và hạn chế 
nguy cơ mất dung dịch vào vỉa.

Hệ dung dịch khoan Pro-Dril/Pro-Dril HT được thiết kế với quy 
trình pha trộn đơn giản, dễ triển khai trong điều kiện thực địa, 
không yêu cầu bổ sung thiết bị hoặc máy móc chuyên dụng. Quy 
trình chuẩn bị và điều chỉnh tính chất dung dịch có thể được các 
kỹ sư vận hành ngoài giàn nhanh chóng nắm bắt và áp dụng, góp 
phần nâng cao tính linh hoạt và hiệu quả thi công.

Ngoài ra, hệ dung dịch này có độc tính thấp, được phân loại 
vào nhóm D theo hệ thống Offshore Chemical Notification Scheme 
(OCNS) của Vương quốc Anh, qua đó cho thấy tác động đến môi 
trường ở mức độ hạn chế. Nhờ đó, hệ dung dịch Pro-Dril/Pro-Dril 
HT đáp ứng các yêu cầu nghiêm ngặt về bảo vệ môi trường biển 
theo quy định tại Việt Nam cũng như các tiêu chuẩn quốc tế.

3. Kết quả thử nghiệm công nghiệp hệ dung dịch khoan 
Pro-Dril/Pro-Dril HT

3.1. Thông tin về giếng khoan 2205/BK-22

Giếng khoan 2205/BK-22 là giếng khai thác tại khu vực giàn 
BK-22, mỏ Bạch Hổ thuộc bồn trũng Cửu Long, do Vietsovpetro 
điều hành. Giếng có nhiệm vụ khai thác đối tượng chính trong tập 
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trầm tích Oligocene trên và đối tượng phụ trong Oligocene dưới. 
Quỹ đạo và sơ đồ cấu trúc địa tầng, thiết kế giếng khoan được nêu 
tại Hình 1 [2].

Theo các tài liệu địa chất cũng như kết quả khoan và khai thác 
trong khu vực lân cận, quá trình khoan giếng 2205/BK-22 được dự 
báo sẽ gặp một số khó khăn và thách thức kỹ thuật đáng kể, bao 
gồm:

-	 Nhiệt độ đáy giếng tại chiều sâu thiết kế có thể lên tới 150 
- 155oC, đặt ra yêu cầu cao đối với độ bền nhiệt của hệ dung dịch 
khoan và các hóa phẩm sử dụng.

-	 Tồn tại khoảng chuyển tiếp từ chế độ áp suất bình 
thường trong tập trầm tích Miocene dưới (SH-5) sang đới dị 
thường áp suất cao trong Oligocene trên (SH-8). Đặc biệt, phần 
dưới của Miocene dưới thường có đặc tính thấm chứa tương đối 
tốt. Do đó, trong trường hợp đặt ống chống đường kính 245 mm 
tại vị trí cao hơn nóc SH-8, khi khoan công đoạn đường kính 
215,9 mm với dung dịch có tỷ trọng cao, nguy cơ xảy ra vỡ chân 
đế, mất dung dịch, cũng như kẹt dính bộ khoan cụ hoặc ống 
chống là rất lớn.

-	 Khoảng chiều sâu từ chân đế ống chống 245 mm đến nóc 
SH-11 thường tiềm ẩn nhiều rủi ro kỹ thuật như hiện tượng khí 

xâm nhập với hàm lượng lớn và nguy cơ sập lở thành giếng do 
tính chất cơ lý không ổn định của thành hệ.

Các đặc điểm địa chất - kỹ thuật nêu trên cho thấy giếng 
2205/BK-22 là một giếng khoan có điều kiện phức tạp, tiềm ẩn 
nhiều rủi ro trong quá trình thi công. Do đó, việc lựa chọn giếng 
2205/BK-22 làm đối tượng thử nghiệm công nghiệp hệ dung 
dịch khoan Pro-Dril/Pro-Dril HT được đánh giá là phù hợp với các 
đặc tính thiết kế của hệ dung dịch, đồng thời tạo cơ sở thực tiễn 
để đánh giá hiệu quả áp dụng trong điều kiện khắc nghiệt. Thử 
nghiệm công nghiệp hệ dung dịch được triển khai cho phân đoạn 
khoan đường kính 8½” với hệ Pro-Dril và phân đoạn 6½” với hệ 
Pro-Dril HT. Thành phần, hàm lượng của các hóa phẩm của hệ 
dung dịch Pro-Dril/Pro-Dril HT được nêu tại Bảng 1 [3].

3.2. Kết quả thử nghiệm công nghiệp tại phân đoạn 8½”

Quá trình thử nghiệm công nghiệp hệ dung dịch Pro-Dril 
tại phân đoạn 8½” giếng 2205/BK-22 từ ngày 26/1/2025 đến 
24/2/2025, trong khoảng độ sâu 3.629 - 4.634,3 m [4]. Dung dịch 
ban đầu được đưa vào giếng với tỷ trọng 1,6 sg và được điều chỉnh 
tăng dần đến 1,74 sg nhằm phù hợp với điều kiện địa chất, áp suất 
vỉa và kiểm soát khí xâm nhập.
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Trong quá trình thi công, hệ dung dịch duy trì sự ổn định các 
thông số kỹ thuật chính. Giá trị độ thải nước theo tiêu chuẩn API 
và HTHP luôn nằm trong giới hạn thiết kế. Các thông số lưu biến 
được kiểm soát phù hợp, đảm bảo khả năng làm sạch giếng. Đặc 
biệt, sau 4 ngày tĩnh trong giếng (ở điều kiện nhiệt độ đáy giếng 

148oC), dung dịch vẫn duy trì tính chất (lưu biến, độ thải nước, 
khả năng giảm ma sát) khi tuần hoàn trở lại, cho thấy khả năng 
ổn định nhiệt tốt.

Về khả năng ức chế, hệ dung dịch thể hiện hiệu quả rõ rệt 
khi pH được duy trì ổn định trong khoảng 9,7 - 10, giá trị MBT 
được kiểm soát ở mức thấp hơn đáng kể so với giới hạn yêu cầu. 
Mùn khoan đưa lên bề mặt ở trạng thái khô, cứng, giữ hình dạng 
tốt cho thấy độ trương nở của sét thấp. Các quan sát thực tế trên 
choòng khoan, thiết bị định tâm và bộ khoan cụ sau nhiều lần kéo 
lên bề mặt cho thấy không xuất hiện hiện tượng bám dính sét, bó 
choòng hoặc tích tụ mùn khoan. Kết quả này phản ánh khả năng 
ức chế sét và làm sạch giếng hiệu quả của hệ dung dịch (Hình 3). 
Trong quá trình khoan, xuất hiện một số phức tạp như khí xâm 
nhập, sập lở cục bộ và mất dung dịch. Tuy nhiên các sự cố này đều 
được xử lý hiệu quả thông qua điều chỉnh tỷ trọng và bổ sung hóa 
phẩm phù hợp, không làm phát sinh thời gian dừng khoan phi 
sản xuất.

Quá trình kéo thả, đo địa vật lý và chống ống diễn ra thuận 
lợi, không xảy ra kẹt cần hoặc kẹt ống chống. Tốc độ khoan trung 
bình đạt 7 - 10 m/giờ, tiệm cận thông số thiết kế. Hệ dung dịch 
không gây bất lợi đến tốc độ khoan và hỗ trợ kiểm soát moment 
xoắn hiệu quả.

Kết quả thử nghiệm công nghiệp cho thấy hệ dung dịch Pro-
Dril đáp ứng tốt các yêu cầu kỹ thuật tại phân đoạn 8½” giếng 
2205/BK-22. Hệ dung dịch duy trì kiểm soát hiệu quả các thông số 
công nghệ, ức chế sét tốt, ổn định thành giếng, hỗ trợ kéo thả và 
chống ống thuận lợi, đồng thời thích ứng với các điều kiện địa chất 
phức tạp mà không gây ra sự cố liên quan đến dung dịch.

3.3. Kết quả thử nghiệm công nghiệp tại phân đoạn 6½”

Tiếp nối kết quả tại phân đoạn 8½”, hệ dung dịch Pro-Dril HT 
được triển khai cho phân đoạn 6½” trong khoảng độ sâu 4.634 - 
4.947 m, ở điều kiện nhiệt độ cao hơn và khí xâm nhập phức tạp 
hơn [5]. Dung dịch từ phân đoạn trên được xử lý giảm tỷ trọng 
bằng thiết bị ly tâm, sau đó phối trộn để thiết lập hệ dung dịch 
mới với tỷ trọng ban đầu khoảng 1,24 sg, tiếp đó tăng dần đến 
1,38 sg nhằm kiểm soát khí và duy trì ổn định giếng. 

Tương tự phân đoạn 8½”, hệ dung dịch duy trì sự ổn định của 
các thông số công nghệ chủ yếu. Độ thải nước theo tiêu chuẩn API và 
HTHP (155°C, 500 psi) luôn nằm trong giới hạn thiết kế; các thông số 
lưu biến được điều chỉnh phù hợp và duy trì ổn định (Hình 4). Sau 3 
ngày tĩnh trong giếng phục vụ đo địa vật lý, dung dịch vẫn giữ được 
các tính chất khi tuần hoàn trở lại, cho thấy khả năng ổn định nhiệt 
tốt trong điều kiện nhiệt độ đáy giếng 153 - 155°C. 

Hình 2. Thông số độ thải nước (API, HTHP, V6, YP) trong quá trình thi 
công phân đoạn 8½”.

Hình 3. Hình ảnh mẫu cutting tại độ sâu 3.735 m.
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Phức tạp chính trong quá trình thi công là hiện tượng khí xâm 
nhập liên tục và 2 lần phát hiện cần khoan bị thủng. Tuy nhiên các 
vấn đề này đã được xử lý kịp thời thông qua điều chỉnh tỷ trọng 
dung dịch, bổ sung vật liệu bít nhét và phụ gia tăng cường độ 
bền nhiệt. Không ghi nhận sự cố nghiêm trọng do dung dịch gây 
ra, cũng như không phát sinh thời gian dừng khoan phi sản xuất. 

Toàn bộ quá trình khoan, thông giếng, đo địa vật lý và chống 
ống 5½” diễn ra thuận lợi, không xảy ra hiện tượng kẹt cần hoặc 
kẹt ống chống. Bộ khoan cụ sạch, không bám dính sét; ống chống 
lửng (liner) được thả gần tới độ sâu thiết kế và công tác trám xi 
măng thực hiện đúng kế hoạch, khẳng định điều kiện lòng giếng 
ổn định (Hình 5). 

Nếu hệ dung dịch Pro-Dril tại phân đoạn 8½” cho thấy khả 
năng kiểm soát dung dịch và ổn định giếng trong điều kiện địa 
chất phức tạp, thì hệ Pro-Dril HT tại phân đoạn 6½” tiếp tục chứng 
minh hiệu quả trong môi trường nhiệt độ cao hơn và yêu cầu kỹ 
thuật khắt khe hơn. Kết quả này khẳng định tính khả thi và độ tin 
cậy của hệ dung dịch trong điều kiện khoan sâu, nhiệt độ cao và 
địa chất phức tạp. 

3.4. Đánh giá kết quả thử nghiệm công nghiệp

Kết quả thử nghiệm công nghiệp hệ dung dịch Pro-Dril/Pro-
Dril HT tại 2 phân đoạn 8½” và 6½” giếng 2205/BK-22 được tổng 
hợp và đánh giá theo 10 tiêu chí (Bảng 2) [6]. Trên cơ sở các kết 
quả chi tiết đã trình bày tại Mục 3.2 và 3.3, có thể rút ra một số 
nhận định chính như sau:

Thứ nhất, hệ dung dịch khoan đáp ứng tốt các yêu cầu kỹ 
thuật trong điều kiện khoan phức tạp và nhiệt độ cao, với khả 

năng duy trì ổn định các thông số công nghệ trong suốt quá trình 
thi công, kể cả sau thời gian tĩnh kéo dài ở nhiệt độ đáy giếng lên 
tới 153 - 155°C. 

Thứ hai, hiệu quả của chất bôi trơn PV-DrillLUB (có sử dụng 
phụ gia nano) được thể hiện rõ thông qua khả năng kiểm soát 
moment xoắn ở mức thấp hơn hoặc trong giới hạn thiết kế, ngay 
cả trong điều kiện nhiệt độ và áp suất cao. Đồng thời, phụ gia này 
không ảnh hưởng bất lợi đến tính chất lưu biến của dung dịch 
cũng như hệ thống xử lý mùn khoan, cho thấy tính tương thích và 
ổn định vận hành cao. 

Thứ ba, các phụ gia ổn định thành giếng và kiểm soát mất 
dung dịch (FLC 2000, FLC Supreme, PV-CLAYSTAB) phát huy hiệu 
quả trong việc gia cố thành giếng và nâng cao độ bền vỏ bùn. Kết 
quả thử nghiệm FIT (formation integrity test) đạt yêu cầu thiết kế 
cùng với khả năng kiểm soát mất dung dịch trong quá trình khoan 
là minh chứng cho hiệu quả của các giải pháp này. 

Cuối cùng, xét trên khía cạnh kinh tế - kỹ thuật, mức tiêu hao 
hóa phẩm thực tế phù hợp với nồng độ thiết kế, trong khi chi phí 
hóa phẩm tính trên một đơn vị thể tích dung dịch và trên mỗi 
mét khoan đều thấp hơn dự toán. Điều này cho thấy hệ dung dịch 
không chỉ đáp ứng các yêu cầu kỹ thuật mà còn góp phần tối ưu 
chi phí vận hành trong điều kiện thực tế. 

4. Kết luận

Kết quả thử nghiệm công nghiệp hệ dung dịch khoan gốc 
nước ức chế, bền nhiệt Pro-Dril/Pro-Dril HT tại giếng 2205/BK-
22, mỏ Bạch Hổ cho thấy hệ dung dịch đáp ứng hiệu quả các yêu 
cầu kỹ thuật trong điều kiện khoan phức tạp, đặc biệt trong môi 

TT Tiêu chí đánh giá Mức độ  
đánh giá 

Thực tế đạt được  
khi thi công tại phân đoạn 8½” 

Thực tế đạt được  
khi thi công tại phân đoạn 6½” 

1 Thông số hệ dung dịch Phù hợp hay không phù hợp Phù hợp với thiết kế 
2 Kẹt cần, ống chống Có/không Không bị kẹt cần, ống chống. 
3 Phức tạp khi khoan Dạng phức tạp Không có phức tạp do dung dịch 

4 Phức tạp khi kéo thả Vướng 
Chỉ có một số điểm vướng nhẹ,  

xử lý bằng cách doa nhẹ Không bị vướng 

5 Tốc độ khoan Phù hợp hay cao hơn thiết kế Phù hợp 
Thấp hơn so với thiết kế do đặc 

điểm địa chất của vỉa và đặc điểm 
công nghệ khi khoan 

6 Bó choòng Có/không Không bị bó choòng 
7 Phức tạp khi đo địa vật lý Có/không Không có phức tạp khi đo địa vật lý 
8 Chi phí hóa phẩm Phù hợp thiết kế Chi phí hóa phẩm thấp hơn so với thiết kế 
9 Ảnh hưởng tới thiết bị khoan Có/không Không ảnh hưởng 

10 
Ảnh hưởng tới môi trường 
người lao động Nếu có nêu nguyên nhân Không ảnh hưởng 

Bảng 2. Đánh giá kết quả thử nghiệm công nghiệp hệ dung dịch Pro-Dril và Pro-Dril HT cho 2 phân đoạn 8½” và 6½” tại giếng 2205/BK-22
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trường nhiệt độ và áp suất cao. Bên cạnh hiệu quả kỹ thuật, hệ 
dung dịch còn thể hiện ưu điểm về mặt kinh tế, khi mức tiêu hao 
hóa phẩm phù hợp với thiết kế và chi phí thực tế thấp hơn so với 
dự toán, góp phần tối ưu hóa chi phí vận hành giếng khoan. 

Tổng hợp các kết quả đạt được cho thấy hệ dung dịch Pro-
Dril/Pro-Dril HT là giải pháp kỹ thuật khả thi, tin cậy cho các giếng 
khoan sâu, nhiệt độ cao và điều kiện địa chất phức tạp tại thềm 
lục địa Việt Nam, đặc biệt đối với các thành hệ có nguy cơ mất ổn 
định cao.  
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FIELD TRIAL OF THE THERMALLY STABLE, INHIBITIVE WATER-BASED 
DRILLING FLUID SYSTEM PRO-DRIL/PRO-DRIL HT IN WELL 2205/BK-22, 
BACH HO FIELD 

As oil and gas exploration and production activities continue to expand into  geologically complex 
environments, such as high-pressure and high-temperature (HPHT), abnormal formation pressures, and 
deepwater offshore conditions, increasingly stringent requirements are being imposed on the performance 
and stability of water-based drilling fluid systems. Consequently, the development and technological 
mastery of water-based drilling fluids with superior shale inhibition and enhanced thermal stability 
have become increasingly important for drilling operations. In recent years, PetrovietnamChemicals and 
Services Corporation (PVChem) has developed the Pro-Dril/Pro-Dril HT water-based drilling fluid system, 
which provides excellent shale swelling inhibition and maintains stable performance at temperatures up 
to 165°C. This paper presents the results of a field trial of the Pro-Dril/Pro-Dril HT system in well 2205/
BK-22, Bach Ho field. 
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GIẢI PHÁP GIA CỐ THÀNH GIẾNG KHI KHOAN QUA CÁC VỈA SUY GIẢM  
ÁP SUẤT CHO MỎ NGOÀI KHƠI VIỆT NAM

Suy giảm áp suất vỉa sau thời gian dài khai thác dẫn đến giảm ứng suất ngang nhỏ nhất và gradient nứt 
vỡ, thu hẹp cửa sổ áp suất khoan và gia tăng rủi ro mất tuần hoàn dung dịch, kẹt cần khoan và sập lở 
thành giếng... 

Bài viết tổng hợp và phân tích cơ sở địa cơ học, công nghệ dung dịch khoan và hệ phụ gia sử dụng để gia 
cố thành giếng, gồm các mô hình lồng ứng suất, ứng suất đóng khe nứt và kháng lan truyền khe nứt. Các 
hệ vật liệu được phân tích theo cơ chế hoạt động và phạm vi áp dụng gồm: Vật liệu chống mất dung dịch 
truyền thống, bọt xốp biến dạng, hạt nano, hydroxide kim loại hỗn hợp và phụ gia kiểm soát mất dung 
dịch. 

Kết quả thực nghiệm cho thấy dung dịch polymer 0,05% duy trì sức kháng ma sát bề mặt tốt hơn so với 
dung dịch bentonite 8%, với mức giảm lần lượt là 11,1% và 23,4%. Trên cơ sở đó, nghiên cứu đề xuất 
phân loại vỉa theo mức độ suy giảm áp suất, xây dựng quy trình thiết kế gồm 7 bước và khung giải pháp 
lựa chọn vật liệu gia cố thành giếng khoan, áp dụng cho các mỏ Bạch Hổ, Sư Tử Đen và Đại Hùng tại thềm 
lục địa Việt Nam.

Gia cố thành giếng, vỉa 
suy giảm áp suất, địa cơ 
học giếng khoan, dung 
dịch khoan, hạt nano, 
mất tuần hoàn dung 
dịch.
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T Ừ  K H Ó A T Ó M  T Ắ T

1. Giới thiệu

Công tác thi công giếng khoan tại các thành hệ phi truyền 
thống và các mỏ đã khai thác lâu năm ngày càng đối mặt với nhiều 
thách thức cả về kỹ thuật lẫn hiệu quả kinh tế. Quá trình khai thác 
kéo dài làm suy giảm áp suất vỉa, dẫn đến sự thay đổi trạng thái 
ứng suất địa cơ học của đất đá khu vực lân cận thành giếng. Hệ 
quả là cửa sổ áp suất khoan - khoảng chênh lệch giữa áp suất lỗ 
rỗng và gradient nứt vỡ - bị thu hẹp đáng kể, làm gia tăng nguy cơ 
mất tuần hoàn dung dịch, kẹt cần khoan do chênh áp, sập lở thành 
giếng và phun trào khi cột áp thủy tĩnh không được duy trì [1, 2].

Các giải pháp truyền thống để xử lý bài toán ổn định thành 
giếng chủ yếu mang tính cơ học và chi phí cao, điển hình là khoan 
kiểm soát áp suất (managed pressure drilling, MPD) hoặc bổ sung 
cột ống chống trung gian. Công nghệ gia cố thành giếng (wellbore 

strengthening, WBS) dựa trên các cơ chế hóa - lý đã được đầu tư 
nghiên cứu và ứng dụng quy mô lớn [3, 4]. Bằng cách bổ sung các 
phụ gia chuyên dụng như vật liệu nano, FLC gia cố thành giếng, 
hydroxide kim loại hỗn hợp (mixed metal hydroxide, MMH) hoặc 
polymer cao phân tử vào hệ dung dịch khoan, thành giếng được 
gia cố, qua đó hạn chế sự phát triển của vi nứt và mở rộng cửa 
sổ áp suất khoan. Việc áp dụng WBS giúp đơn giản hóa cấu trúc 
giếng (giảm số cấp ống chống), cho phép đưa ống chống khai thác 
có đường kính lớn hơn xuống vỉa sản phẩm, góp phần duy trì hiệu 
quả kinh tế trong dài hạn [5].  

Tại Việt Nam, các mỏ chủ lực thuộc bể Cửu Long (Bạch Hổ, Sư 
Tử Đen, Rạng Đông) và bể Nam Côn Sơn (Đại Hùng, Lan Tây) đã 
bước vào giai đoạn khai thác cuối với nhiều tầng chứa bị suy giảm 
áp suất nghiêm trọng. Công tác khoan đan dày đang gặp các thách 
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thức kỹ thuật tương tự các mỏ trưởng thành trên thế giới, đặt ra 
yêu cầu cấp thiết làm chủ công nghệ WBS trong điều kiện địa chất 
đặc thù của thềm lục địa Việt Nam.

Nghiên cứu tập trung: (i) phân tích cơ sở địa cơ học của hiện 
tượng mất ổn định thành giếng khi khoan qua vỉa suy giảm áp 
suất; (ii) hệ thống hóa các cơ chế gia cố thành giếng bằng dung 
dịch khoan và phụ gia; (iii) phân tích so sánh các nhóm vật liệu 
chính và kết quả thực nghiệm; (iv) đề xuất bảng phân loại vỉa theo 
mức độ suy giảm áp suất, quy trình thiết kế WBS và khung lựa 
chọn giải pháp phù hợp với điều kiện Việt Nam.

2. Cơ sở địa cơ học của vỉa suy giảm áp suất

2.1. Cửa sổ áp suất khoan

Cửa sổ áp suất khoan là dải tỷ trọng dung dịch an toàn được 
giới hạn dưới bởi áp suất lỗ rỗng (hoặc áp suất sập lở) và giới hạn 
trên bởi gradient nứt vỡ của đất đá [6]. Khi tỷ trọng dung dịch 
nhỏ hơn áp suất lỗ rỗng, lưu chất vỉa sẽ xâm nhập vào giếng - 
hiện tượng kick. Ngược lại, nếu áp suất thủy tĩnh hoặc tỷ trọng 
tuần hoàn tương đương (equivalent circulating density, ECD) vượt 
gradient nứt vỡ, vi nứt sẽ mở ra và dung dịch tràn vào vỉa, gây 
mất tuần hoàn. Tại các mỏ chưa nén chặt ở vùng nước sâu, cửa sổ 
khoan có thể bị thu hẹp xuống chỉ còn khoảng 1,3 ppg, khiến mọi 
biến động nhỏ của ECD đều tiềm ẩn rủi ro [1].

Hình 1 minh họa sự khác biệt giữa việc tăng áp suất khởi nứt 
thủy lực (fracture initiation pressure, FIP) và tăng khả năng kháng 
lan truyền khe nứt (fracture propagation resistance, FPR) để mở 
rộng giới hạn trên của cửa sổ dung dịch khoan. 

Hình 1a biểu thị cơ chế tăng áp suất nứt vỡ ban đầu (Initial 

FIP): Đồ thị biểu diễn tác động của các phụ gia gia cố thành giếng 
(wellbore strengthening additives, WSA) nhằm củng cố cường độ 
cơ học trực tiếp tại bề mặt thành giếng. Nếu không sử dụng WSA 
(đường màu đỏ), khe nứt bắt đầu hình thành tại điểm Initial FIP 
thấp. Khi sử dụng WSA (đường màu xanh), điểm nứt vỡ được đẩy 
lên cao hơn (Final FIP), cho phép hệ thống chịu được áp suất thủy 
tĩnh lớn hơn mà không làm xuất hiện khe nứt mới. Đây thường 
là kết quả của cơ chế "lồng ứng suất" (stress cage) giúp tăng ứng 
suất vòng quanh thành giếng. 

Hình 1b thể hiện cơ chế kháng lan truyền khe nứt. Ở trường 
hợp này, áp suất khởi nứt thủy lực không thay đổi giữa trước và 
sau khi xử lý. Tuy nhiên, nhờ các vật liệu bịt kín vi nứt nẻ, ngay khi 
một khe nứt nhỏ xuất hiện, các hạt này sẽ ngay lập tức bị đẩy vào 
miệng hoặc đầu khe nứt, ngăn không cho áp suất từ giếng truyền 
vào bên trong khe nứt, hạn chế mở rộng khe nứt. Kết quả là dù vỉa 
đã nứt, nhưng áp suất bơm (đường màu xanh) vẫn có thể tiếp tục 
gia tăng đáng kể trước khi xảy ra hiện tượng mất dung dịch hoàn 
toàn, từ đó mở rộng cửa sổ áp suất khoan an toàn.

2.2. Ứng suất hiệu dụng

Ứng suất tác dụng lên khung đá quanh giếng được mô tả 
bằng ứng suất hiệu dụng theo nguyên lý Terzaghi [6]:

σ′ = σ − α × Pₚ

Trong đó: 

σ': Ứng suất hiệu dụng; 

σ: Ứng suất tổng;

α: Hệ số Biot;

PP: Áp suất lỗ rỗng. 

Hình 1. Hiệu ứng mở rộng cửa sổ áp suất khoan khi áp dụng công nghệ gia cố thành giếng [4].
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Khi áp suất vỉa bị suy giảm (ΔPp < 0), ứng suất hiệu dụng 
trong khung đá tăng, đồng thời ứng suất ngang tối thiểu (σ) cũng 
có xu hướng giảm theo mô hình đàn hồi - xốp (poroelastic) của 
Geertsma [7]:

Δσₕ = α × [(1 − 2ν) / (1 − ν)] × ΔPₚ

với ν là hệ số Poisson. 

Tỷ số suy giảm ứng suất γ = Δσh/ΔPp thường nằm trong 
khoảng 0,5 - 0,8 đối với cát kết, nghĩa là cứ giảm 1.000 psi áp suất 
lỗ rỗng thì ứng suất ngang tối thiểu có thể giảm 500 - 800 psi [2]. 
Đây chính là cơ chế chủ đạo làm hẹp cửa sổ khoan ở các tầng đã bị 
khai thác lâu năm.

2.3. Trường ứng suất quanh giếng

Đối với giếng khoan thẳng đứng trong môi trường đàn hồi 
đẳng hướng, ứng suất tiếp tuyến tại thành giếng được mô tả bởi 
nghiệm Kirsch [6]:

σθ = σH + σh − 2(σH − σh)cos2θ − Pw

Trong đó: 

σH, σh: Lần lượt là ứng suất ngang lớn nhất và nhỏ nhất;

θ: Góc phương vị trên thành giếng;

Pw: Áp suất cột dung dịch. 

Phá hủy cắt thành giếng được đánh giá theo tiêu chuẩn Mohr-
Coulomb:

τf = c + σ′n × tan(φ)

với c là lực dính kết, φ là góc ma sát trong, σ'n là ứng suất pháp 
hiệu dụng.

Khi khoan xiên hoặc khoan ngang, trạng thái ứng suất 3D phức 
tạp hơn và đòi hỏi mô hình địa cơ học kép (coupled geomechanics) 
để dự báo chính xác [2].

2.4. Áp suất khởi nứt và ảnh hưởng của suy giảm áp suất

Áp suất khởi nứt thủy lực FIP tại thành giếng được biểu diễn 
bởi phương trình sau [8]:

FIP = 3σh − σH − Pp + T₀

với T₀ là cường độ kéo của đá. 

Khi σh giảm theo quá trình khai thác, FIP cũng giảm tương 
ứng, do đó vi nứt có thể được khởi tạo ở mức ECD thấp hơn nhiều 
so với khi mỏ còn nguyên áp. Trên phương diện vận hành trong 
quá trình khoan, các thông số khoan cần được kiểm soát thông 
qua ECD:

ECD = MW + ΔPann/(0,052 × TVD)

Trong đó: 

MW: Tỷ trọng dung dịch tĩnh (ppg);

ΔPann: Tổn thất áp trên vành xuyến (psi);

TVD: Chiều sâu thẳng đứng thực (ft). 

Khi cửa sổ khoan thu hẹp xuống dưới 1 ppg, mọi biến động 
về lưu lượng bơm, tốc độ khoan cơ học, tải mùn khoan hoặc dừng/
khởi động tuần hoàn đều có thể đẩy ECD vượt khỏi giới hạn an toàn.

3. Cơ chế suy giảm áp suất và các thách thức khi khoan 
qua vỉa suy giảm

3.1. Cơ chế suy giảm áp suất vỉa

Suy giảm áp suất vỉa là hệ quả tất yếu của quá trình khai thác 
dầu/khí, khi tốc độ khai thác lưu chất vượt quá tốc độ bù áp tự 
nhiên. Mức độ suy giảm phụ thuộc vào chế độ năng lượng vỉa, độ 
thấm và mức độ liên thông của tầng chứa. Theo lý thuyết đàn hồi - 
xốp, sự giảm áp suất lỗ rỗng làm tăng ứng suất hiệu dụng và đồng 
thời làm giảm σh, dẫn đến giảm gradient nứt vỡ theo phương trình 
(2) [7]. Đặc biệt, tại các mỏ trầm tích kém chặt sít (highly under-
compacted,  HUC) ở vùng nước sâu, sự suy giảm này có thể dẫn đến 
cửa sổ khoan cực hẹp.

3.2. Các thách thức kỹ thuật chính

Mất tuần hoàn dung dịch: Là rủi ro lớn nhất khi khoan qua 
tầng suy giảm áp suất. Chênh lệch áp suất giữa đáy giếng và vỉa có 
thể khiến dung dịch thất thoát vào hệ thống khe nứt, kéo theo chi 
phí vật tư cao và nguy cơ kick [9].

Kẹt cần do chênh áp: Áp suất thủy tĩnh cao kết hợp với lớp 
vỏ bùn dày trên bề mặt vỉa cát có độ thấm cao khiến bộ khoan cụ 
bị ép dính chặt vào thành giếng. Đây là một trong những nguyên 
nhân chính làm gia tăng thời gian phi sản xuất.

Ballooning/wellbore breathing: Khi ECD dao động quanh giá 
trị FIP, vi nứt mở - đóng theo nhịp tuần hoàn, sinh ra hiện tượng 
giếng “thở”. Đây vừa là dấu hiệu cảnh báo sớm vừa là tiền đề của 
mất dung dịch không kiểm soát [4].

Sập lở và bó hẹp lỗ khoan: Khi cửa sổ khoan quá hẹp, không 
thể đồng thời ngăn sập lở (cần tỷ trọng dung dịch tĩnh cao) và 
tránh nứt vỡ (cần tỷ trọng dung dịch tĩnh thấp), gây bó hẹp lỗ và 
rủi ro kẹt cơ học.

3.3. Phân loại vỉa theo mức độ suy giảm áp suất

Để phục vụ cho việc lựa chọn chiến lược khoan đan dày và vật 

(2)

(3)

(4)

(5)

(6)
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liệu gia cố, các mức suy giảm áp suất vỉa có thể được phân nhóm 
theo Bảng 1, dựa trên tổng hợp kinh nghiệm vận hành tại vịnh 
Mexico, Biển Bắc và bể Cửu Long.

4. Cơ chế gia cố thành giếng

Về bản chất, gia cố thành giếng là tập hợp các cơ chế làm tăng 
áp suất chịu đựng của thành giếng trước khi khe nứt khởi phát 
hoặc lan truyền. Theo tổng hợp từ các nghiên cứu nền tảng [3, 4, 
10], có 4 cơ chế chính để gia cố thành giếng.

4.1. Cơ chế lồng ứng suất 

Cơ chế lồng ứng suất do Alberty và McLean đề xuất, dựa trên 
việc chủ động tạo ra các vi nứt ngắn ở thành giếng, sau đó sử dụng 
các hạt LCM có dải phân bố kích thước được thiết kế chính xác để 
chèn vào miệng vi nứt [3]. Các hạt này đóng vai trò “nêm”, ngăn 
vi nứt khép lại khi áp suất giảm, làm gia tăng cục bộ ứng suất tiếp 
tuyến σθ quanh giếng và do đó nâng cao FIP biểu kiến. Phương 
trình cân bằng áp suất tại vị trí cầu hạt (bridge):

Pwf = σh + Δσbridge

Trong đó, Δσbridge là phần ứng suất bổ sung do nút chặn tạo ra. 
Chiều rộng vi nứt tại mép thành giếng được xác định bằng:

w = 4(Pw − σh) × R/E*

Với Pw là áp suất đáy giếng, R là bán kính giếng và E* = E/(1 
- ν²) là module Young hiệu dụng. Công thức (8) cho phép thiết kế 
kích thước hạt LCM bít kín phù hợp với vi nứt dự kiến.

4.2. Cơ chế ứng suất đóng khe nứt 

Cơ chế ứng suất đóng khe nứt (fracture closure stress, FCS) 
nhấn mạnh việc đưa vật liệu vào sâu bên trong khe nứt, thay vì chỉ 
tập trung tại vùng miệng khe nứt [10]. Khi áp suất trong khe nứt 
giảm, khe nứt có xu hướng đóng lại, vật liệu bên trong khe nứt tạo 

phản áp lực chống lại sự đóng khe nứt, làm tăng ứng suất đóng 
khe nứt và do đó tăng gradient nứt nẻ biểu kiến của thành giếng. 
FCS đặc biệt phù hợp với các đới đã có khe nứt hở sẵn hoặc khe nứt 
đã được tạo ra trong các chu kỳ khoan/đóng giếng trước đó.

4.3. Cơ chế kháng lan truyền khe nứt 

Cơ chế kháng lan truyền khe nứt (fracture propagation 
resistance, FPR) dựa trên việc ngăn truyền áp suất dung dịch 
khoan vào đầu mút khe nứt thông qua hình thành một nút chặn 
có độ thấm cực thấp ở miệng khe nứt [4]. Khi áp suất hiệu dụng 
tại đầu mút khe nứt giảm, năng lượng để mở rộng khe nứt cũng 
giảm, do đó kháng lan truyền nứt nẻ tăng lên. Đây là cơ chế nổi bật 
của các phụ gia hiện đại như FLC gia cố thành giếng hay OptiSeal.

4.4. Tạo màng chắn độ thấm thấp

Bên cạnh 3 cơ chế trên, các hệ dung dịch tiên tiến còn hình 
thành lớp màng chắn có độ thấm rất thấp ở bề mặt tiếp xúc dung 
dịch - đá, hoặc tạo gel liên kết hạt đất trong mạng lỗ rỗng. Cơ chế 
này vừa hạn chế xâm nhập áp suất vào mạng nứt vi mô, vừa cải 
thiện ổn định hóa học của đá sét hoạt tính [9]. Hình 2 so sánh sự 
khác biệt giữa phương pháp gia cố truyền thống bằng vật liệu 
chống mất dung dịch và công nghệ tạo màng chắn (lớp vỏ bùn) 
vi mô hiện đại [11]. 

Hình 2a biểu thị cơ chế lồng ứng suất. Cơ chế này dựa trên việc 
sử dụng các vật liệu chống mất dung dịch có kích thước hạt lớn để 
chèn vào miệng các vi nứt nẻ hoặc lỗ rỗng lớn của đất đá. Các hạt 
LCM được thiết kế với phân bố kích thước hạt phù hợp để "bắc cầu" 
và bịt kín miệng các khe nứt ngay khi khe nứt vừa hình thành. Khi 
các hạt này chèn chặt vào miệng khe nứt, chúng tạo ra một lực 
đẩy ngược lại, làm gia tăng ứng suất vòng quanh thành giếng. Tuy 
nhiên, cơ chế này phụ thuộc nhiều vào kích thước hạt và kích thước 
khe nứt. Nếu kích thước hạt quá nhỏ sẽ bị đẩy sâu vào vỉa gây hư 

(7)

(8)

Bảng 1. Phân loại vỉa suy giảm áp suất theo mức độ và chiến lược khoan tương ứng



73SỐ 1 - 2026 Ι PETROVIETNAM Ι  

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-07

hại vỉa, nếu kích thước hạt quá lớn sẽ không thể đi vào miệng khe 
nứt để tạo hiệu ứng chèn.

Hình 2b biểu thị cơ chế tạo màng chắn độ thấm thấp để gia 
cố thành giếng. Đây là công nghệ tiên tiến sử dụng các hạt có kích 
thước cực nhỏ, bao gồm cả hạt nano (NPs) hoặc các phụ gia siêu 
mịn ít xâm nhập. Nguyên lý của cơ chế này là thay vì chỉ bịt kín các 
lỗ hổng lớn, các hạt siêu mịn này kết hợp với các thành phần rắn 
trong dung dịch khoan để hình thành một lớp khiên (vỏ bùn) linh 
hoạt và liên tục ngay tại mặt tiếp xúc giữa dung dịch và đá. Lớp 
màng này có độ thấm cực thấp, có khả năng bịt kín các vi nứt nẻ 
và lỗ rỗng có kích thước rải rác từ 1 µm đến 3.000 µm dưới áp suất 
chênh lệch cao.

Như vậy, sự khác biệt lớn nhất là trong khi cơ chế (a) tập trung 
vào việc gia cố lực cơ học bằng cách chèn các khe nứt lớn, thì cơ chế 
(b) tập trung vào việc tạo ra một rào cản thủy lực tuyệt đối ngay tại 
bề mặt, ngăn chặn mọi sự xâm nhập ngay từ cấp độ vi mô.

5. Cơ sở dung dịch khoan và các nhóm phụ gia gia cố 
thành giếng

Sự thành công của công nghệ gia cố thành giếng phụ thuộc 
rất lớn vào việc lựa chọn loại dung dịch nền và phụ gia phù hợp với 
cơ chế nứt vỡ chủ đạo, đồng thời tối ưu hóa dải phân bố kích thước 
hạt theo lý thuyết Abrams và Vickers [12, 13]. Các nhóm vật liệu 
chính được trình bày dưới đây.

5.1. Vật liệu chống mất dung dịch truyền thống 

Vật liệu chống mất dung dịch truyền thống (loss control 
materials, LCM) bao gồm vỏ quả óc chó, sợi mica, vỏ trấu, và các 
mẩu nhựa băm nhỏ. Ưu điểm của loại vật liệu này là rẻ tiền và dễ 
tìm, song nhược điểm là không đồng nhất về kích thước và dễ bị 

ép vỡ dưới áp suất cao. Vật liệu chống mất dung dịch truyền thống 
phù hợp với vỉa suy giảm áp suất ở mức nhẹ đến trung bình, được 
phối trộn theo nguyên tắc phân bố kích thước hạt để bít các khe 
nứt cố định.

5.2. Vật liệu biến dạng (deformable materials)

Bọt xốp đàn hồi kết hợp với bột trám bít nhanh của một số 
nhà sản xuất (ví dụ như Sharp-Rock Technologies) cho phép vật 
liệu tự co giãn lấp đầy các hang hốc có hình dạng bất định, chịu 
chênh áp lên đến 12.000 psi. Đây là giải pháp “one-size-fits-many” 
đặc biệt phù hợp với các tầng carbonate nứt nẻ tự nhiên.

5.3. Phụ gia FLC wellbore shielding

Dòng sản phẩm FLC của Impact Fluid Solutions là thế hệ phụ 
gia hóa học chuyên biệt tạo “tấm khiên” bảo vệ vi mô, hình thành 
màng chắn có độ thấm cực thấp tại bề mặt giếng. Phụ gia này 
phong tỏa các vi nứt nẻ có kích thước từ 150 μm đến 3.000 μm, 
hoạt động trong cả dung dịch gốc nước, gốc dầu và gốc tổng hợp. 
Đặc tính nổi bật là màng chắn có thể được bóc tách khi giếng đưa 
vào khai thác, do đó không gây tổn hại vỉa [5]. Bảng 2 tóm tắt phổ 
phân bố kích thước và ứng dụng của các dòng phụ gia FLC.

5.4. Vật liệu nano

Hạt nano CaCO₃ và iron hydroxide pha trộn ở nồng độ rất nhỏ 
(dưới 1%) vào dung dịch khoan gốc nước hoặc gốc dầu có thể giảm 
mất dung dịch từ 80 - 90% [11] với cơ chế bít lấp như trình bày tại 
Hình 2b. Các hạt siêu nhỏ này lấp đầy và hàn gắn vi nứt ngay lập 
tức, đồng thời thẩm thấu vào vùng lân cận thành giếng tạo lớp gel 
mỏng ổn định lớp sét hoạt tính. Hạt nano đặc biệt hiệu quả với các 
tầng sét kết, vỉa có tính phản ứng cao.

Hình 2. Sơ đồ khái niệm: (a) cơ chế lồng ứng suất - hạt LCM chèn miệng vi nứt; (b) hạt nano hình thành màng chắn độ thấm thấp tại vùng cận giếng [11].
(a) (b) 

LCM

NPs

Dung dịch khoan Dung dịch khoan
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5.5. Hydroxide kim loại hỗn hợp (MMH)

MMH là một chất phụ gia được ứng dụng rất phổ biến trong 
công nghệ gia cố thành giếng khoan, đặc biệt là trong nhóm các 
giải pháp can thiệp bằng tính chất lưu biến của dung dịch. MMH 
là một hợp chất vô cơ dạng tinh thể chứa các cation kim loại có 
hóa trị khác nhau (thường là magie và nhôm) tạo nên cấu trúc 
lớp mang điện tích dương cố định trên bề mặt. MMH không hoạt 
động theo cơ chế chèn cơ học bằng hạt cứng như các chất chèn 
khe nứt truyền thống (như calcium carbonate hay graphite), mà 
MMH là chất gia cố thành giếng bằng cơ chế hóa học - lưu biến, 
tạo ra một rào cản thủy lực tuyệt đối ngay tại bề mặt tiếp xúc dung 
dịch - đá để bảo vệ giếng khoan khỏi bị nứt vỡ. Thế hệ phụ gia 
MMH thứ ba đã khắc phục hạn chế của các thế hệ trước liên quan 
đến khả năng phản ứng bất lợi với sét. Bằng việc điều chỉnh thông 
số lưu biến đặc biệt, MMH tự động dày lên tại khu vực khe nứt để 
cản trở lan truyền, đồng thời duy trì tính dẻo trong quá trình tuần 
hoàn dung dịch. Việc sử dụng MMH đã giúp khoan thành công các 
đoạn ngang dài hơn 8.000 ft qua lớp muối và sét kết nứt nẻ tại bể 
Permian [4].  

5.6. Dung dịch polymer và bentonite

Đối với các giếng đường kính lớn, bentonite tạo lớp vỏ bùn 
dày làm suy giảm mạnh sức kháng ma sát bề mặt. Polymer 

cationic polyacrylamide ở nồng độ cực thấp lại thẩm thấu vào lỗ 
rỗng và tạo mạng gel liên kết các hạt đất đá, duy trì tính toàn vẹn 
cơ học tốt hơn [14]. Các kết quả thực nghiệm so sánh được trình 
bày tại Bảng 3 và 4.

Bentonite tạo lớp vỏ bùn dày cách ly tương tác cơ học, gây suy 
giảm ma sát 23,4%; trong khi polymer chỉ làm giảm 11,1%, chứng 
tỏ hiệu năng vượt trội trong cả tính năng bảo vệ thành giếng và 
duy trì độ bám dính (Bảng 4).

Kết quả tổng hợp và so sánh các nhóm vật liệu chống mất 
dung dịch và gia cố thành giếng được trình bày tại Bảng 5.

6. Các trường hợp nghiên cứu điển hình trên thế giới và tại 
Việt Nam

6.1. Mỏ Pompano, vịnh Mexico

Tại giếng TB-03 tại mỏ Pompano, vỉa M85 bị suy giảm áp 
suất từ 12,65 ppg xuống còn 7,7 ppg, trong khi tầng sét kết phủ 
trên vẫn đòi hỏi tỷ trọng dung dịch khoảng 13 ppg để duy trì 
ổn định. Việc giữ nguyên tỷ trọng 13 ppg gần như chắc chắn 
dẫn đến xé nứt vỉa M85. Giải pháp được áp dụng là quản lý chặt 
chẽ ECD ở mức 12,6 ppg kết hợp với vật liệu chống mất dung 
dịch phối trộn (Baracarb, SteelSeal), giúp giếng được thi công 
thành công. Tại giếng TB-09, cửa sổ khoan quá hẹp buộc nhà 
điều hành phải đặt liner 16'' ở độ sâu nông hơn dự kiến nhằm 

Bảng 2. Phân loại và phạm vi áp dụng của dòng phụ gia FLC gia cố thành giếng

Bảng 3. Thông số lưu biến tối ưu của bentonite và polymer

Bảng 4. Sự suy giảm sức kháng ma sát bề mặt [14]
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tăng khả năng chịu áp (leak-off resistance) trước khi khoan đoạn 
tiếp theo [1].

6.2. Mỏ ngoài khơi Qatar

Một nhà thầu khoan ngoài khơi Qatar đối mặt với cấu trúc vỉa 
carbonate đứt gãy mạnh và áp suất dị thường từ 4 - 9,1 ppg, dẫn 
đến rủi ro kẹt cần do chênh áp và moment xoắn cao. Sau khi sử 
dụng phụ gia FLC 2000 vào hệ dung dịch, giếng đã khoan thành 
công đoạn thân giếng dài 14.000 ft mà không gặp sự cố kẹt cần 
nào, đồng thời giảm thiểu đáng kể hiện tượng mất dung dịch. 
Công nghệ này cho phép loại bỏ 2 - 3% hóa chất bôi trơn, tiết kiệm 
trực tiếp 200.000 USD chi phí dung dịch khoan [5].

6.3. Bể Permian và Biển Bắc

Tại bể Permian (Mỹ), MMH thế hệ 3 đã hỗ trợ khoan thành 
công các đoạn ngang dài hơn 8.000 ft qua lớp muối và sét kết nứt 
nẻ mạnh, một thách thức mà các thế hệ MMH trước không thể 
giải quyết do phản ứng với sét. Tại Biển Bắc, việc kết hợp hạt nano 
CaCO₃ với polymer trong dung dịch gốc nước đã cho phép khoan 
qua các tầng sét hoạt tính mà không phải bổ sung cấp ống chống, 
giảm đến 40% thời gian khoan doa thành giếng so với việc sử 
dụng hệ dung dịch ban đầu [11].

6.4. Bài học rút ra và áp dụng cho điều kiện Việt Nam

Bảng 6 tóm tắt định hướng áp dụng tại 3 mỏ trọng điểm 
của Việt Nam. Trong đó, mô hình lồng ứng suất kết hợp CaCO₃ 
nhiều kích thước đã được triển khai thí điểm tại Bạch Hổ - tầng 
Miocene hạ, giúp tăng áp suất khởi nứt thủy lực biểu kiến thêm 
khoảng 1,2 ppg và loại bỏ sự cố mất dung dịch trong các đoạn 
khoan đan dày.

7. Quy trình thiết kế và áp dụng công nghệ gia cố thành giếng

Trên cơ sở tổng hợp các giải pháp đã áp dụng và các bài học 
từ trường hợp nghiên cứu điển hình, bài báo đề xuất quy trình 
thiết kế 7 bước (Hình 3) cho các giếng khoan qua vỉa suy giảm 
áp suất.

Bước 1: Đánh giá địa chất và áp suất vỉa: Thu thập dữ liệu Pp, 
σh, σH, σv từ log sonic - density, dữ liệu LOT/FIT lịch sử, minifrac và 
dữ liệu suy giảm áp suất theo thời gian. Xác định phân bố không 
đồng nhất theo lớp.

Bước 2: Tính toán cửa sổ khoan và nhận diện vùng rủi ro: Sử 
dụng các phương trình (1) - (6) và mô hình địa cơ học để xác định 
MW - ECD theo chiều sâu; khoanh vùng các chiều sâu nhạy cảm.

Bước 3: Lựa chọn cơ chế gia cố: Quyết định ưu tiên lồng ứng 

Bảng 5. So sánh các nhóm vật liệu chống mất dung dịch và gia cố thành giếng

Bảng 6. Kết quả thí điểm và định hướng áp dụng tại các mỏ dầu khí Việt Nam
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suất, FCS hay FPR (hoặc tổ hợp) dựa trên cơ chế nứt nẻ chủ đạo và 
đặc tính đá.

Bước 4 : Thiết kế hệ dung dịch và PSD của LCM/WBS: Phối trộn 
hạt thô - trung - mịn theo nguyên tắc Abrams và Vickers [12, 13]; 
chọn phụ gia FLC/nano/MMH theo Bảng 5.

Bước 5: Thử nghiệm trong phòng thí nghiệm: Kiểm tra hiệu 
quả gia cố trên mô hình; ước tính ΔFGWBS dự kiến và phân tích độ 
nhạy của σh.

Bước 6: Áp dụng và giám sát tại hiện trường: Bơm chất phụ 
gia xử lý trước khi khoan vào vỉa suy giảm áp suất; giám sát mức 
độ mất dung dịch, ECD, SPP, thể tích bể dung dịch, ballooning, 
moment xoắn và lực kéo - thả cần (torque-drag) và caliper.

Bước 7: Đánh giá sau khoan và cập nhật cơ sở dữ liệu: Thực 
hiện LOT/FIT để xác nhận ΔFGWBS thực tế; cập nhật cơ sở dữ liệu địa 
cơ học và vật liệu cho các giếng kế tiếp.

Một chỉ tiêu định lượng hữu ích để đánh giá hiệu quả gia cố là 
độ tăng gradient nứt hiệu dụng:

ΔFGWBS = FGeff − FGbase

Trong đó:

FGeff:  Gradient nứt vỡ sau khi hình thành lớp che chắn;

FGbase: Gradient nứt vỡ cơ sở khi chưa có WBS; 

ΔFGWBS: Thường đạt 0,8 - 1,5 ppg tại các mỏ áp dụng thành công.

Bảng 7 đề xuất khung lựa chọn giải pháp theo cơ chế nứt vỡ 
chủ đạo, phục vụ cho việc thiết kế nhanh chương trình gia cố thành 
giếng tại hiện trường.

Đối với các mỏ ở Việt Nam, đặc biệt tại bể Cửu Long (Bạch Hổ, 
Sư Tử Đen, Rạng Đông) và bể Nam Côn Sơn (Đại Hùng, Lan Tây), 
hiện tượng suy giảm áp suất vỉa sau nhiều thập kỷ khai thác đã ở 
mức nghiêm trọng. Việc khoan đan dày để tận thu sản lượng gặp 
khó khăn lớn do chênh lệch áp suất giữa các lớp đất đá kề nhau. 
Việc áp dụng công nghệ gia cố thành giếng - đặc biệt là kết hợp 
hạt nano, FLC gia cố thành giếng và các phụ gia vật liệu chống mất 
dung dịch truyền thống được thiết kế với dải phân bố kích thước 
hạt chuẩn - là hướng đi cấp thiết để duy trì sản lượng và kéo dài 
tuổi thọ kinh tế của các mỏ trưởng thành.

Đáng chú ý, công nghệ gia cố thành giếng hoàn toàn tương 
thích và mang tính bổ trợ cho công nghệ khoan kiểm soát áp 
suất. Trong khi công nghệ khoan kiểm soát áp suất động thủy 
tĩnh thông qua thiết bị bề mặt (thiết bị kiểm soát xoay, cụm van 
tiết lưu), công nghệ gia cố thành giếng lại nâng cao năng lực chịu 
áp của chính bản thân thành giếng. Sự kết hợp đồng thời 2 công 
nghệ mở rộng tối đa cửa sổ khoan tại các khu vực nhạy cảm, cho 
phép tối ưu hóa cấu trúc giếng, giảm số cấp ống chống trung gian 
và đưa được ống chống khai thác có đường kính lớn hơn vào vỉa 
sản phẩm.

Để triển khai bền vững, cần xây dựng đồng bộ 3 nhóm năng 
lực: (i) cơ sở dữ liệu địa cơ học chi tiết cho từng mỏ, đặc biệt là lịch 

(9)

Hình 3. Quy trình đề xuất 7 bước thiết kế và triển khai công nghệ gia cố 
thành giếng cho các vỉa suy giảm áp suất.

Đánh giá địa chất và áp suất vỉa

Tính toán cửa sổ khoan và nhận diện vùng rủi ro

Lựa chọn cơ chế gia cố

Thiết kế hệ dung dịch và PSD của LCM/WBS

Thử nghiệm trong phòng thí nghiệm

Áp dụng và giám sát tại hiện trường

Đánh giá sau khoan và cập nhật cơ sở dữ liệu

Bước 1

Bước 2

Bước 3

Bước 4

Bước 5

Bước 6

Bước 7

Bảng 7. Khung lựa chọn giải pháp theo cơ chế hư hỏng chủ đạo

Moment xoắn và lưc kéo/thả cần,
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sử suy giảm áp suất và dữ liệu LOT/FIT; (ii) năng lực thử nghiệm 
vật liệu gia cố thành giếng trong nước (thử nghiệm bít kín độ 
thấm, bịt kín khe nứt, khả năng phục hồi độ thấm) tương thích với 
điều kiện vỉa Việt Nam; (iii) quy chuẩn kỹ thuật và quy trình giám 
sát thời gian thực.

8. Kết luận và kiến nghị

-	 Suy giảm áp suất vỉa làm thu hẹp cửa sổ khoan chủ yếu 
thông qua cơ chế giảm ứng suất ngang tối thiểu và gradient nứt 
vỡ, do đó làm tăng đáng kể nguy cơ mất dung dịch, kẹt cần và mất 
ổn định thành giếng tại các mỏ trưởng thành.

-	 Gia cố thành giếng là giải pháp có cơ sở địa cơ học vững 
chắc, dựa trên 4 cơ chế chính: lồng ứng suất, ứng suất đóng khe nứt, 
kháng lan truyền khe nứt và hình thành màng chắn độ thấm thấp.

-	 Kết quả thực nghiệm và nghiên cứu trường hợp điển hình 
chứng minh dung dịch polymer 0,05% duy trì tốt hơn sức kháng 
ma sát giao diện so với bentonite 8% (11,1% so với 23,4%); các 
hệ chất phụ gia gia cố thành giếng hiện đại có thể bít kín khe nứt 
1 - 3.000 μm và mang lại hiệu quả cao.

-	 Bài báo đề xuất bảng phân loại vỉa 4 cấp (nhẹ - trung bình 
- nghiêm trọng - rất nghiêm trọng), quy trình thiết kế 7 bước và 
khung lựa chọn giải pháp theo cơ chế nứt vỡ chủ đạo, có thể áp 
dụng trực tiếp cho các mỏ Bạch Hổ, Sư Tử Đen, Đại Hùng và các 
giếng đan dày trong tương lai.

-	 Hướng nghiên cứu tiếp theo nên tập trung vào mô hình 
ghép thủy lực - cơ học - hóa học, tiêu chuẩn hóa các thử nghiệm 
đánh giá vật liệu gia cố thành giếng, và xây dựng cơ sở dữ liệu 
thực địa cho các mỏ dầu khí Việt Nam, nhằm chuyển đổi từ cách 
tiếp cận phản ứng thụ động sang cách tiếp cận chủ động trong thi 
công giếng khoan qua các vỉa suy giảm áp suất.
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WELLBORE STRENGTHENING FOR DRILLING THROUGH DEPLETED 
RESERVOIRS IN OFFSHORE VIETNAM OIL FIELDS 

Long-term hydrocarbon production significantly reduces reservoir pressure, which in turn lowers the 
minimum horizontal stress and fracture gradient, narrows the drilling window, and increases the risks of 
lost circulation, stuck pipe and wellbore collapse.

This paper reviews and analyses the geomechanical fundamentals, drilling fluid technology and additive 
systems used for wellbore strengthening (WBS), covering the stress cage, fracture closure stress (FCS) 
and fracture propagation resistance (FPR) models. The material systems, including conventional lost 
circulation materials (LCM), deformable foam, nanoparticles, mixed metal hydroxide (MMH) and fluid 
loss control (FLC) additives, are analysed in terms of their action mechanism and application range. 

Experimental results demonstrate that a 0.05% polymer system maintains surface friction resistance 
better than an 8% bentonite drilling fluid, with reductions of 11.1% and 23.4%, respectively. Based 
on these findings, the study proposes a depletion-based reservoir classification, a seven-step wellbore 
strengthening design workflow and a framework for selecting wellbore strengthening materials, 
applicable to the Bach Ho, Su Tu Den and Dai Hung fields on the Vietnamese continental shelf.

Wellbore 
strengthening/
shielding, depleted 
reservoirs, wellbore 
geomechanics, stress 
cage, drilling fluids, 
nanoparticles, lost 
circulation.
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HOÀN THIỆN CHÍNH SÁCH ƯU ĐÃI ĐẦU TƯ  
TRONG HOẠT ĐỘNG DẦU KHÍ TẠI VIỆT NAM

Bài viết giới thiệu khung pháp lý về ưu đãi đầu tư trong hoạt động dầu khí, phân tích chính sách ưu đãi 
dành cho mỏ dầu khí cận biên và hoạt động nâng cao hệ số thu hồi dầu (EOR) từ kinh nghiệm thực tiễn 
của Indonesia, Malaysia, Thái Lan, Ấn Độ, Canada và Mỹ. Trên cơ sở đó, nhóm tác giả kiến nghị Việt Nam 
cần tiếp tục hoàn thiện khung pháp lý theo hướng điều chỉnh linh hoạt về mức độ ưu đãi phù hợp với từng 
loại tài sản dầu khí (ưu đãi phát triển khai thác các mỏ dầu khí cận biên, hoạt động nâng cao hệ số thu hồi 
dầu): (i) tăng mức thu hồi chi phí; (ii) bổ sung cơ chế cho phép nhà thầu mỏ cận biên được hưởng toàn bộ 
phần dầu khí lãi sau khi hoàn thành nghĩa vụ thuế và thu hồi đủ chi phí phát sinh, nhằm tăng cường thu 
hút đầu tư vào các tài sản dầu khí có hiệu quả kinh tế biên thấp; (iii) thực hiện các nghiên cứu áp dụng và 
cụ thể hóa các nội dung của hợp đồng dầu khí khác đi kèm với các điều kiện ưu đãi trong các văn bản dưới 
luật phù hợp với đặc thù của mỏ, cụm mỏ, lô dầu khí trong trường hợp cần có các cơ chế đột phá để thúc 
đẩy hoạt động dầu khí.
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T Ừ  K H Ó A T Ó M  T Ắ T

1. Giới thiệu

Để gia tăng sản lượng và nâng cao hiệu quả khai thác tài 
nguyên dầu khí, khung pháp lý cho hoạt động dầu khí tại Việt 
Nam (bao gồm Luật Dầu khí và các nghị định, thông tư hướng 
dẫn liên quan) cần tiếp tục được hoàn thiện để tạo động lực tăng 
trưởng mới, hướng đến các mục tiêu tăng trưởng của đất nước 
và phù hợp với Nghị quyết số 70-NQ/TW ngày 20/8/2025 của Bộ 
Chính trị về đảm bảo an ninh năng lượng quốc gia đến năm 2030, 
tầm nhìn đến năm 2045 [1].

Mặc dù pháp luật về dầu khí tại Việt Nam đã bổ sung, điều chỉnh 
theo hướng hoàn thiện cơ chế, chính sách về ưu đãi đầu tư [2], song 
thực tiễn cho thấy việc áp dụng các chính sách ưu đãi nhằm thúc đẩy 

phát triển và khai thác các mỏ dầu khí cận biên1 và hoạt động nâng 
cao hệ số thu hồi dầu (EOR) vẫn chưa đạt hiệu quả như kỳ vọng. 
Trong số 5 hợp đồng dầu khí được ký mới năm 2025 đa số là các hợp 
đồng được ký sau khi PETROVIETNAM tiếp nhận từ các lô hợp đồng 
được nhà thầu hoàn trả, chưa có hợp đồng dầu khí được ký mới đối 
với các lô dầu khí có các mỏ dầu khí cận biên. Bên cạnh đó, việc áp 
dụng các giải pháp nâng cao hệ số thu hồi dầu tại Việt Nam còn gặp 
nhiều khó khăn do chi phí đầu tư cao, ngoài việc nỗ lực của nhà đầu 
tư thì cũng cần có cơ chế khuyến khích/ưu đãi từ Nhà nước [3, 4].

Để có các chính sách cho phát triển khai thác các mỏ dầu khí 
cận biên và đầu tư vào các giải pháp nâng cao hệ số thu hồi dầu 
phù hợp với thông lệ dầu khí quốc tế, việc nghiên cứu bài học kinh 
nghiệm cải cách từ các quốc gia trên thế giới là cần thiết. Bài báo 
phân tích các cơ chế, chính sách đang được áp dụng tại một số 
quốc gia, đồng thời đề xuất các khuyến nghị nhằm hoàn thiện 
chính sách ưu đãi đầu tư.

1 Khoản 26, Điều 3, Luật Dầu khí 2022: Mỏ dầu khí cận biên là mỏ dầu khí chưa thể phát 
triển khai thác do hiệu quả đầu tư tiệm cận dưới mức tối thiểu với trình độ công nghệ và 
các điều kiện kinh tế, kỹ thuật thông thường tại thời điểm đánh giá.
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2. Quy định về ưu đãi đầu tư trong hoạt động dầu khí của 
một số quốc gia trên thế giới

2.1. Cơ chế, chính sách ưu đãi đối với mỏ dầu khí cận biên 

2.1.1. Indonesia

Để phù hợp với điều kiện thị trường ở từng thời kỳ nhằm 
khuyến khích nền kinh tế phát triển và thu hút đầu tư quốc tế, 
Indonesia đã liên tục điều chỉnh linh hoạt các điều khoản tài chính 
của hợp đồng chia sản phẩm (Production Sharing Contract - PSC). 
Sự thay đổi các điều khoản trong hợp đồng PSC của Indonesia 
được chia thành các thế hệ PSC qua từng giai đoạn (Hình 1) [5].

Trong mô hình PSC truyền thống của Indonesia, nhà thầu 
chịu toàn bộ chi phí và rủi ro đầu tư thăm dò, phát triển và khai 
thác dầu khí. Sau khi khai thác, sản lượng dầu khí được phân bổ 
theo thứ tự: (i) trích một phần cho FTP và các nghĩa vụ khác, (ii) 
thu hồi chi phí đầu tư của nhà thầu theo tỷ lệ quy định và (iii) 
phân chia dầu khí lãi còn lại giữa Chính phủ và nhà thầu. Theo thời 
gian, tỷ lệ thu hồi chi phí đã được Indonesia điều chỉnh đáng kể, 
từ ~40% trong thế hệ PSC đầu tiên lên tới ~90% nhằm nâng cao 
tính hấp dẫn đối với nhà đầu tư. Bên cạnh đó, nhà thầu còn phải 
thực hiện nghĩa vụ cung cấp một phần sản lượng cho thị trường 
nội địa (DMO), với tỷ lệ từ 15 - 25% sản lượng khai thác.

Khi các phát hiện thương mại ngày càng giảm thì cải thiện 
điều kiện của PSC là cần thiết để thu hút vốn của các nhà đầu tư. 
Để khuyến khích phát triển các mỏ có điều kiện khai thác khó 
khăn hoặc mỏ cận biên, Indonesia áp dụng các cơ chế ưu đãi như 
tăng thu hồi chi phí thêm 20% theo quy định năm 2005 (Quy 
định số 008/2005 của Bộ Năng lượng và Tài nguyên khoáng sản 
Indonesia) [5].

Năm 2017, Chính phủ Indonesia đã ban hành cơ chế phân 
chia tổng doanh thu (gross split PSC) [6], theo quy định MEMR 
08/2017 để thay thế cho cơ chế thu hồi chi phí của PSC truyền 

thống. Theo cơ chế mới, nhà thầu chịu toàn bộ chi phí đầu tư vận 
hành và không được phép thu hồi chi phí từ sản lượng khai thác. 
Thay vào đó, nhà thầu được nhận một phần sản lượng khai thác 
theo tỷ lệ cố định quy định trong hợp đồng PSC, gọi là tỷ lệ phân 
chia cơ sở (base split). Tỷ lệ này tiếp tục được điều chỉnh thông qua 
các thành phần biến đổi (variable split) và thành phần lũy tiến 
(progressive split) nhằm gia tăng phần thu của nhà thầu. Các yếu 
tố điều chỉnh này phản ánh điều kiện địa chất, kỹ thuật và kinh tế 
của dự án, được xác định dựa trên nhiều thông số như quy mô trữ 
lượng, vị trí mỏ, thông số kỹ thuật mỏ, mức độ sẵn có của cơ sở hạ 
tầng, giai đoạn khai thác... cũng như giá dầu khí trên thị trường. 

2.1.2. Malaysia

Malaysia đã từng bước điều chỉnh và hoàn thiện hệ thống 
hợp đồng dầu khí với nhiều thế hệ hợp đồng cho thấy sự linh hoạt 
trong định chế tài chính. Tính đến năm 2025, Malaysia đã chính 
thức ban hành 11 mẫu hợp đồng dầu khí [7].

Các PSC ở Malaysia thường được xây dựng dựa trên cấu trúc 
tỷ lệ doanh thu/chi phí (R/C) với các giai đoạn chia lợi nhuận 
dựa trên tỷ lệ giữa doanh thu so với chi phí phát sinh. Ngoài ra, 
Malaysia còn có các hợp đồng dịch vụ rủi ro (RSC) cho các mỏ cận 
biên [8], theo đó nhà thầu nhận được một khoản phí từ Petronas 
dựa trên các tỷ lệ đã thỏa thuận, thay vì phân chia sản lượng khai 
thác. Các ưu đãi bổ sung như miễn giảm thuế cũng được áp dụng 
cho các doanh nghiệp đầu tư vào các mỏ cận biên theo các hợp 
đồng dịch vụ rủi ro này.

Để khuyến khích phát triển các mỏ cận biên, Malaysia đã đưa 
ra các ưu đãi về thuế cho mỏ cận biên (Petroleum (income tax) 
(marginal field) regulations 2013) [10]. Các khuyến khích này có 
hiệu lực với các dự án đủ điều kiện từ 30/11/2010. Theo đó, mỏ 
dầu khí cận biên của Malaysia được xác định có trữ lượng không 
vượt quá 30 triệu thùng đối với dầu và không vượt quá 500 tỷ ft3 

Hình 1. Các thế hệ hợp đồng chia sản phẩm dầu khí (PSC) tại Indonesia. Nguồn: PWC, cơ sở dữ liệu EMC/VPI.
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đối với khí. Theo Luật Thuế thu nhập dầu khí năm 2010 (Petroleum 
income tax act 2010), mỏ dầu khí cận biên được giảm thuế suất 
thu nhập doanh nghiệp từ 38% xuống mức 25% nhằm cải thiện 
tính thương mại của các dự án này. Để được hưởng các chính sách 
ưu đãi, nhà thầu phải nộp hồ sơ xin phê duyệt ưu đãi thuế trong 
thời hạn 5 năm kể từ ngày kế hoạch phát triển mỏ đầu tiên (FDP) 
được phê duyệt [11]. Trong những năm gần đây, Malaysia tiếp tục 
hoàn thiện các mẫu hợp đồng PSC để phù hợp với đặc điểm của 
các loại tài sản dầu khí khác nhau [7]. 

Đối với các mỏ gần hết vòng đời khai thác với trữ lượng dưới 
30 triệu thùng dầu, Petronas giới thiệu mẫu hợp đồng LLA PSC 
(Late Life Asset PSC) vào năm 2019. Cơ chế tài chính của LLA PSC 
dựa trên việc phân bổ sản lượng cố định và đơn giản hóa thủ tục, 
cụ thể: 10% sản lượng được thanh toán dưới dạng tiền mặt nộp 
cho Chính phủ để trang trải chi phí hành chính theo Luật Dầu khí 
1974; tỷ lệ cố định (Y%) sản lượng được phân bổ cho nhà thầu để 
thực hiện nghĩa vụ cam kết  thu dọn mỏ; sau khi cam kết thu dọn 
mỏ được hoàn thành tỷ lệ % cố định này sẽ được Petronas thu về 

Hình 2. Các thế hệ hợp đồng dầu khí của Malaysia. Nguồn: Petronas.
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như một phần quyền lợi của mình và phần còn lại (100% - 10% - 
Y%) sẽ thuộc về nhà thầu nhằm bù đắp toàn bộ chi phí vận hành 
và thực hiện các nghĩa vụ thuế liên quan.

Đối với các mỏ có quy mô nhỏ hơn (trữ lượng dưới 15 triệu 
thùng dầu hoặc 200 tỷ ft3 khí) nằm gần hệ thống hạ tầng hiện 
hữu, Petronas đã giới thiệu Thỏa thuận thương mại tài sản mỏ 
nhỏ (Small Field Asset PSC - SFA PSC) vào năm 2020. Khung tài 
chính của SFA PSC được thiết kế nhằm tối đa phần thu cho nhà 
thầu thông qua công thức phân chia sản lượng trực tiếp. Sau khi 
khấu trừ 10% thanh toán bằng tiền mặt cho Chính phủ, phần sản 
lượng khai thác sẽ được phân bổ dựa trên tỷ lệ chào thầu tối thiểu 
α% của Petronas (cố định suốt đời dự án) và tỷ lệ dầu khí lãi được 
chia β% của nhà thầu (β = 100% - 10% - α%). Trong đó, tỷ lệ β% 
sẽ gồm toàn bộ chi phí đầu tư (capex), chi phí vận hành (opex), 
chi phí thu dọn mỏ và lợi nhuận mục tiêu của nhà thầu. Nhà thầu 
phải trả các khoản thuế theo quy định của pháp luật tại Malaysia.

2.1.3. Thái Lan

Tại Thái Lan, các hoạt động khai thác dầu khí chủ yếu được 
thực hiện theo khuôn khổ hợp đồng tô nhượng với các định chế tài 
chính gồm Thái Lan I (những năm 1970), Thái Lan II (những năm 
1980) và Thái Lan III (những năm 1990), mỗi khuôn khổ pháp lý 
đều đưa ra các điều khoản tài chính theo hướng ngày càng thuận 
lợi hơn cho nhà đầu tư.

Để ứng phó với tình trạng suy giảm sản lượng dầu khí khai 
thác, Luật Dầu khí sửa đổi năm 2017 đã thông qua các loại hợp 
đồng mới, cụ thể là hợp đồng chia sản phẩm (PSC) và hợp đồng 
dịch vụ (SC). Việc đa dạng hóa các loại hình hợp đồng nhằm mục 
đích cho phép Thái Lan đưa ra các điều khoản phù hợp hơn, phản 
ánh thước đo rủi ro so với lợi nhuận của những mỏ dầu khí có quy 
mô nhỏ hoặc đã suy giảm sản lượng. 

Theo các hợp đồng tô nhượng tại Thái Lan, nhà thầu phải 
nộp thuế tài nguyên (thuế suất lũy tiến từ 5 - 15%) và thuế thu 
nhập từ dầu khí (thuế suất 50%). Theo cơ chế hợp đồng chia sản 
phẩm dầu khí, Chính phủ thu được khoản thuế tài nguyên 10% 
trên tổng sản lượng, phần dầu khí lãi được chia và khoản thuế thu 
nhập doanh nghiệp với mức thuế suất 20% [12].

2.2. Chính sách ưu đãi đối với hoạt động nâng cao hệ số thu 
hồi dầu 

Mỗi quốc gia có chính sách ưu đãi khác nhau, tập trung vào 
việc giảm thuế tài nguyên, tăng tỷ lệ thu hồi chi phí, tỷ lệ chia 
dầu lãi, giảm trừ thu nhập chịu thuế để gia tăng phần thu cho 
nhà thầu nhằm hài hòa lợi ích của nhà đầu tư và nước chủ nhà [3].

Để khuyến khích nhà thầu dầu khí đầu tư nâng cao hệ số thu 
hồi dầu, năm 2013, Malaysia đã ban hành quy định về thuế thu 
nhập dầu khí (Petroleum (income tax) (investment allowance) 
regulations 2013 (IA regulations) [13]. Chính sách ưu đãi nâng 
cao hệ số thu hồi dầu được thực hiện bằng cách giảm trừ thu nhập 
chịu thuế từ hoạt động dầu khí tương ứng với mức 60% chi phí 
đầu tư bổ sung để nâng cao hệ số thu hồi dầu, tuy nhiên không 
được vượt quá 70% thu nhập chịu thuế trong năm tính thuế. Ưu 
đãi được áp dụng trong thời gian 10 năm và số dư chưa giảm trừ 
của năm trước được chuyển tiếp sang năm sau để xác định thu 
nhập tính thuế. Để được hưởng ưu đãi, nhà thầu cũng phải đăng 
ký ưu đãi thuế với Petronas và Bộ Tài chính trong thời hạn 5 năm 
kể từ khi FDP được phê duyệt [11]. 

Tại Indonesia, để khuyến khích các nhà thầu áp dụng nâng 
cao hệ số thu hồi dầu, Chính phủ Indonesia áp dụng hợp đồng 
nâng cao thu hồi dầu cho các mỏ đang khai thác. Các dự án nâng 
cao hệ số thu hồi dầu tại Indonesia sẽ có tỷ lệ thu hồi chi phí cao 
hơn so với dự án thông thường (ngoài tỷ lệ thu hồi chi phí cho 
phép nhà thầu được thu hồi thêm phần chi phí đã bỏ ra với mức 
tối đa là 30%) [3]. Theo hợp đồng Gross split PSC năm 2017, hoạt 
động khai thác dầu khí trong giai đoạn thu hồi tam cấp (nâng cao 
hệ số thu hồi dầu), phần thu của nhà thầu (tỷ lệ chia dầu lãi) được 
điều chỉnh tăng thêm 10% so với trường hợp cơ sở [14].

Tại Ấn Độ, Chính phủ đã ban hành "Khung chính sách thúc 
đẩy và khuyến khích các phương pháp thu hồi nâng cao cho dầu 
khí" để cung cấp các ưu đãi tài chính đối với phần sản lượng dầu 
khí gia tăng do áp dụng các phương pháp thu hồi dầu nâng cao. 
Trong đó, ưu đãi đối với dự án khai thác dầu được thực hiện thông 
qua việc giảm 50% thuế phát triển ngành dầu khí trong thời gian 
tối đa là 120 tháng (áp dụng đối với sản lượng dầu tăng thêm). Cơ 
chế ưu đãi đối với mỏ khai thác khí được áp dụng đối với sản lượng 
khai thác khi tăng thêm, ở mức miễn 75% thuế tài nguyên trong 
thời gian tối đa 120 tháng [15].

Cơ chế chính sách tài chính đối với khai thác dầu khí của 
Canada tùy thuộc vào điều kiện và chính sách thu hút riêng của 
từng bang. Để khuyến khích các dự án nâng cao hệ số thu hồi dầu, 
bang Alberta giới thiệu và ban hành chính sách nâng cao thu hồi 
dầu từ năm 2014 (EORP), chương trình ban đầu được áp dụng đối 
với dầu thô. Năm 2017, Canada giới thiệu chính sách thu hồi dầu 
khí (hydrocarbon) nâng cao (EHRP) để mở rộng cho dầu thô và 
khí thiên nhiên. Chính sách ưu đãi được đưa ra bằng cách giảm 
thuế tài nguyên xuống mức cố định 5% (trong 90 tháng), trong 
khi thuế tài nguyên trong trường hợp không được hưởng ưu đãi 
khoảng 5 - 40% (phụ thuộc vào giá dầu) [16].
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Chính sách ưu đãi cho nâng cao hệ số thu hồi dầu của Mỹ cho 
phép khấu trừ 15% chi phí cho nâng cao hệ số thu hồi dầu để tính 
thu nhập chịu thuế thu nhập từ hoạt động dầu khí, tuy nhiên có 
quy định điều kiện so sánh giá dầu thực tế với ngưỡng điều chỉnh 
hàng năm (~28 USD/thùng nhân với hệ số điều chỉnh lạm phát) 
để quyết định có hay không được áp dụng cơ chế ưu đãi [17].

3. Chính sách ưu đãi đầu tư trong hoạt động dầu khí tại 
Việt Nam

Tính đến cuối năm 2025, Việt Nam đã 4 lần thay đổi các quy 
định liên quan đến điều khoản tài chính (fiscal terms) trong 
hợp đồng dầu khí nhằm cải thiện môi trường đầu tư, xây dựng 
cơ chế ưu đãi phù hợp để khuyến khích các công ty dầu khí đầu 
tư cho hoạt động dầu khí ở những diện tích hợp đồng có điều 
kiện địa chất phức tạp, nước sâu, xa bờ hoặc phát triển các mỏ 
có quy mô nhỏ và chưa sẵn có cơ sở hạ tầng... Sự thay đổi về 
điều khoản tài chính áp dụng trong lĩnh vực dầu khí được quy 
định trong Luật Dầu khí, Luật Thuế tài nguyên của Việt Nam 
qua các thời kỳ và các văn bản dưới luật được trình bày trong 
Bảng 3 [2, 18 - 22].

Luật Dầu khí năm 2022 quy định các tiêu chí để xác định các 
lô, mỏ được hưởng chính sách ưu đãi theo quy định tại Khoản 1, 
Điều 53 và các tiêu chí xác định các lô, mỏ được hưởng chính sách 
đặc biệt ưu đãi theo quy định tại Khoản 2, Điều 54 [2]. Trong đó:

-	 Các lô, mỏ dầu khí được hưởng chính sách ưu đãi đầu tư 
khi thuộc một trong các tiêu chí sau: nằm ở vùng nước sâu, xa bờ, 
có địa lý khó khăn, địa chất phức tạp; lô dầu khí thông thường 
không có nhà thầu sau đấu thầu; hình thành từ diện tích hoàn trả 
hoặc nhà thầu trả lại trước hạn; mỏ dầu khí cận biên; mỏ tiếp tục 

khai thác nhưng không đạt hiệu quả đầu tư tối thiểu; hoặc là đối 
tượng dầu khí mới chưa được thăm dò.

-	 Các lô, mỏ dầu khí được hưởng chính sách ưu đãi đầu tư 
đặc biệt khi: không có nhà thầu sau đấu thầu theo điều kiện ưu 
đãi; hình thành từ diện tích hoàn trả hoặc trả lại trước hạn; hợp 
nhất diện tích hoàn trả và trả lại trước hạn; là mỏ cận biên thuộc 
lô dầu khí ưu đãi; duy trì khai thác nhưng không đạt hiệu quả đầu 
tư tối thiểu vào lúc kết thúc hợp đồng ưu đãi; hoặc là dầu khí phi 
truyền thống.

Chính sách ưu đãi cụ thể đối với các lô, mỏ dầu khí được hưởng 
các chính sách ưu đãi đầu tư và ưu đãi đầu tư đặc biệt được quy 
định tại Điều 53 và Điều 54 của Luật Dầu khí năm 2022. Theo đó, 
đối với các lô, mỏ dầu khí được hưởng chính sách ưu đãi đầu tư, giữ 
nguyên các mức ưu đãi theo quy định đã ban hành, cụ thể: mức 
thuế suất thuế thu nhập doanh nghiệp là 32%, thuế suất thuế 
xuất khẩu dầu thô là 10% và mức thu hồi chi phí tối đa là 70% sản 
lượng dầu khí khai thác được trong năm (Khoản 2, Điều 54) [2]. 
Đối với các lô, mỏ dầu khí được hưởng chính sách ưu đãi đầu tư đặc 
biệt, Luật Dầu khí năm 2022 quy định mức ưu đãi cao hơn để thu 
hút đầu tư vào hoạt động dầu khí, cụ thể: mức thuế suất thuế thu 
nhập doanh nghiệp là 25%, thuế suất thuế xuất khẩu dầu thô là 
5% và mức thu hồi chi phí tối đa 80% sản lượng dầu khí khai thác 
được trong năm (Khoản 3, Điều 54) [2].

Ngoài ra, Luật Dầu khí năm 2022 cũng quy định về chính sách 
khai thác tài nguyên đối với mỏ dầu khí khai thác tận thu theo 
quy định tại Điều 55 và dẫn chiếu đến các quy định tại Khoản 3, 
Điều 41. Theo đó, chính sách khai thác tận thu được áp dụng khi 
hết thời hạn hợp đồng mà không ký kết hợp đồng dầu khí mới và 
giao PETROVIETNAM khai thác tận thu với cơ chế: chênh lệch giữa 

Bảng 2. Cơ chế ưu đãi cho hoạt động nâng cao hệ số thu hồi dầu của một số quốc gia trên thế giới

TT Quốc gia Cơ chế ưu đãi 

1 Malaysia 
- Thu nhập chịu thuế của nhà thầu được giảm trừ tương đương 60% chi phí đầu tư của năm tính thuế nhưng 

không vượt quá 70% thu nhập chịu thuế trong năm.  
- Khoản giảm trừ dư của năm trước được chuyển tiếp sang năm sau. Áp dụng trong thời hạn 10 năm. 

2 Indonesia 
- Tăng tỷ lệ thu hồi chi phí đối với sản lượng dầu thô tăng thêm từ nâng cao hệ số thu hồi dầu. 
- Gross split PSC năm 2017, phần thu của nhà thầu được điều chỉnh tăng thêm 10% so với trường hợp cơ sở khi 

thực hiện hoạt động nâng cao hệ số thu hồi dầu. 

3 Ấn Độ 
- Miễn 50% thuế phát triển ngành dầu khí (Oil Industry Development - OID) đối với sản lượng dầu thô tăng thêm 

từ áp dụng nâng cao hệ số thu hồi dầu. 
- Miễn 75% thuế tài nguyên đối với sản lượng khí tăng thêm từ áp dụng nâng cao hệ số thu hồi dầu. 

4 Canada  
(Alberta) 

- Thuế tài nguyên cố định mức 5% cho thời hạn tối đa 90 tháng (Dự án thông thường: thuế suất 5 - 40% đối với 
dầu/condensate; 5 - 36% đối với khí). 

5 Mỹ 
- Giảm trừ thu nhập chịu thuế tương đương 15% chi phí nâng cao hệ số thu hồi dầu cho năm tính thuế. 
- Loại bỏ ưu đãi nếu giá dầu tham chiếu của năm tính thuế vượt mức/ngưỡng (28 USD nhân với hệ số điều chỉnh 

lạm phát) của năm tính thuế. 
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doanh thu và chi phí đối với lô, mỏ dầu khí khai thác tận thu sẽ 
được nộp vào ngân sách Nhà nước [2].

Các quy định nêu trên có thể đánh giá xu hướng tích cực của 
pháp luật dầu khí Việt Nam ở thời điểm hiện tại, tuy nhiên chưa 
có chính sách ưu đãi cụ thể đối với hoạt động nâng cao hệ số thu 
hồi dầu. Về chính sách đối với mỏ dầu khí cận biên, mặc dù đã có 
quy định tuy nhiên lại có bất cập và khó triển khai trong thực tiễn. 

-	 Đối với hoạt động nâng cao hệ số thu hồi dầu, Luật Dầu 
khí năm 2022 quy định Nhà nước có chính sách ưu đãi đầu tư đối 
với dự án dầu khí áp dụng nâng cao hệ số thu hồi dầu (Khoản 4, 
Điều 5), tuy nhiên chưa có quy định cụ thể về mức độ ưu đãi cho 
hoạt động này [2].

-	 Đối với các mỏ dầu khí cận biên, ngoài các tiêu chí để xác 
định như được đề cập tại Điều 53 và Điều 54 của Luật Dầu khí 
năm 2022, tại Khoản 2, Điều 56 Nghị định số 45/2023/NĐ-CP về 
hướng dẫn thi hành Luật Dầu khí có quy định ưu đãi với mỏ dầu 
khí cận biên dựa vào tỷ suất hoàn vốn nội bộ (IRR) cho toàn đời 
dự án (full cycle) ở mức tiệm cận dưới 10% tính theo USD và nhỏ 
hơn chi phí sử dụng vốn bình quân [23]. Đây là chỉ số có sự biến 

động theo thời gian và liên quan đến nhiều giả định về chi phí, 
giá dầu, sản lượng.

4. Khuyến nghị tiếp tục hoàn thiện khung pháp lý về ưu 
đãi đầu tư trong hoạt động dầu khí

Phù hợp với điều về tài nguyên dầu khí, Việt Nam và các quốc 
gia trong khu vực Đông Nam Á (Indonesia, Malaysia, Thái Lan…) 
và nhiều quốc gia khác trên thế giới đều áp dụng theo hình thức 
hợp đồng chia sản phẩm dầu khí (PSC) [24]. Trong điều kiện tài 
nguyên dầu khí ngày càng suy giảm, nhiều mỏ dầu khí có quy mô 
nhỏ, cận biên, các quốc gia này đã rất linh hoạt và nhiều lần có các 
thay đổi/điều chỉnh các điều khoản tài chính của hợp đồng dầu khí 
theo hướng tăng cường các điều kiện khuyến khích/ưu đãi đầu tư 
(tăng thu hồi chi phí, chia dầu khí lãi, giảm thuế cho nhà đầu tư) 
phù hợp với đặc thù của từng loại tài sản dầu khí. 

Để tạo điều kiện cho các nhà thầu dầu khí gia tăng sản 
lượng khai thác, hiệu quả đầu tư và phù hợp với các mục tiêu 
tăng trưởng của đất nước trong giai đoạn mới khung pháp lý cho 
hoạt động dầu khí tại Việt Nam cần xem xét quy định các điều 
khoản ưu đãi hoặc đặc biệt ưu đãi được hưởng theo từng loại tài 
sản dầu khí gồm:

(*)  Có thể được miễn và/hoặc giảm thuế trong những khoảng thời gian nhất định.

Bảng 3. Các điều khoản tài chính của Việt Nam

Các thông số 

Luật Dầu khí  
2008 

Luật Dầu khí  
2022 

Dự án thông 
thường 

Dự án 
 ưu đãi 2 

Dự án  
thông thường 

Dự án  
ưu đãi 

Dự án 
 thông thường 

Dự án  
ưu đãi 

Dự án  
thông thường 

Dự án  
ưu đãi 

Dự án đặc 
biệt ưu đãi 

Hoa hồng và  
các loại phí 

Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận 

Thuế tài nguyên 

- Dầu:  
8 - 25% 

- Khí:  
0 - 10% 

- Dầu:  
6 - 20% 

- Khí:  
0 - 6% 

- Dầu:  
6 - 25% 

- Khí:  
0 - 10% 

- Dầu:  
4 - 20% 

- Khí:  
0 - 6% 

- Dầu:  
10 - 29% 

- Khí:  
2   - 10% 

- Dầu:  
7 - 23% 

- Khí:  
1 - 6% 

- Dầu:  
10 - 29% 

- Khí:  
2   - 10% 

- Dầu:  
7 - 23% 

- Khí:  
1 - 6% 

- Dầu:  
7 - 23% 

- Khí:  
1 - 6% 

Thuế xuất khẩu  
dầu thô 

4% 4% 4% 4% 10% 10% 10% 10% 5% 

Thuế chuyển lợi 
nhuận ra nước 
ngoài 

10% 5% Bãi bỏ Bãi bỏ Bãi bỏ Bãi bỏ Bãi bỏ Bãi bỏ Bãi bỏ 

Thuế thu nhập 50% 32% 50% 32% (*) 50% 32% 50% 32% 25% 

Phụ thu dầu lãi Không quy 
định 

Không quy 
định 

Không quy 
định 

Không quy 
định Áp dụng Áp dụng Áp dụng Áp dụng Áp dụng 

Phí bảo vệ  
môi trường 

Không quy 
định 

Không quy 
định 

Không quy 
định 

Không quy 
định 

Áp dụng Áp dụng Áp dụng Áp dụng Áp dụng 

Thu hồi chi phí 
(tối đa) 35% 70% 50% 70% 50% 70% 50% 70% 80% 

Chia dầu/khí lãi Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận Thỏa thuận 

Luật Dầu khí 
1993

Luật Dầu khí 
2000

2 Quyết định số 216/1998/QĐ-TTg ngày 7/11/1998. 
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-	 Xem xét điều chỉnh linh hoạt về mức độ ưu đãi tương ứng 
với đặc thù riêng của từng loại tài sản (mỏ dầu khí cận biên hoặc 
nâng cao hệ số thu hồi dầu)3.

-	 Chính sách ưu đãi cụ thể: ngoài việc được hưởng mức ưu 
đãi đầu tư về thu hồi chi phí, thuế xuất khẩu và thuế thu nhập 
doanh nghiệp đối với dự án ưu đãi hoặc đặc biệt ưu đãi, xem xét 
bổ sung chính sách tăng thêm mức thu hồi chi phí tối đa nhằm 
gia tăng phần thu cho nhà thầu đối với việc phát triển khai thác 
mỏ dầu khí cận biên hoặc nâng cao hệ số thu hồi dầu. Đặc biệt về 
chính sách đối với phát triển khai thác các mỏ dầu khí cận biên, 
xem xét bổ sung cơ chế cho phép nhà thầu được hưởng toàn bộ 
phần dầu khí lãi sau khi thu hồi hết chi phí phát sinh và thực hiện 
các nghĩa vụ về thuế theo quy định.

-	 Bên cạnh các quy định về ưu đãi đầu tư theo hợp đồng chia 
sản phẩm (PSC), trong trường hợp cần cơ chế đột phá để thúc đẩy 
hoạt động dầu khí, xem xét thực hiện các nghiên cứu4 và áp dụng 
đối với các trường hợp cụ thể, đề xuất Chính phủ ban hành về các 
nội dung chính của hợp đồng dầu khí khác đi kèm với các điều kiện 
ưu đãi phù hợp với đặc thù của mỏ, cụm mỏ, lô dầu khí trong các 
văn bản dưới luật.

5. Kết luận 

Ưu đãi đầu tư trong hoạt động dầu khí là vấn đề quan trọng 
đối với mỗi quốc gia, đặc biệt trong bối cảnh nguồn tài nguyên 
dầu khí ngày càng suy giảm và nhiều mỏ dầu khí có quy mô nhỏ, 
cận biên. Phù hợp với thông lệ dầu khí quốc tế, Việt Nam đã có các 
thay đổi, điều chỉnh các điều khoản tài chính của hợp đồng dầu 
khí để tăng cường thu hút đầu tư tuy nhiên vẫn còn một số hạn 
chế trong chính sách ưu đãi đối với hoạt động nâng cao hệ số thu 
hồi dầu và phát triển mỏ dầu khí cận biên.

Trên cơ sở tham khảo các chính sách ưu đãi cho mỏ dầu khí 
cận biên và hoạt động nâng cao hệ số thu hồi dầu tại một số quốc 
gia như Indonesia, Malaysia, Thái Lan, Ấn Độ, Canada và Mỹ, nhóm 
tác giả đưa ra một số khuyến nghị nhằm cải thiện các điều kiện ưu 
đãi của hợp đồng chia sản phẩm PSC để phù hợp với từng loại tài 
sản (bao gồm tăng giới hạn thu hồi chi phí đối với hoạt động phát 
triển khai thác mỏ dầu khí cận biên hoặc nâng cao hệ số thu hồi 
dầu; nhà thầu được hưởng toàn bộ phần dầu khí lãi sau khi hoàn 
thành nghĩa vụ về thuế và thu hồi hết các chi phí trong hoạt động 
dầu khí đối với việc phát triển khai thác các mỏ dầu khí cận biên; 

cụ thể hóa quy định của Luật Dầu khí tại các văn bản dưới luật về 
các nội dung chính của hợp đồng dầu khí khác phù hợp với đặc thù 
của mỏ, cụm mỏ, lô dầu khí). 
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XÂY DỰNG CÔNG CỤ ĐÁNH GIÁ VÀ ÁP DỤNG CHÍNH SÁCH ƯU ĐÃI  
ĐẦU TƯ CHO MỎ CẬN BIÊN TỪ GÓC ĐỘ ĐÁNH GIÁ TÁC ĐỘNG  
CHÍNH SÁCH TÍCH HỢP (RIA HYBRID)

Luật Dầu khí [1] lần đầu tiên đưa ra khái niệm mỏ dầu khí cận biên, tạo cơ sở pháp lý cho việc áp dụng các 
chính sách ưu đãi đầu tư đối với các mỏ có hiệu quả kinh tế thấp hoặc điều kiện khai thác không thuận lợi. 
Đối với các mỏ đang khai thác ở giai đoạn cuối, hoạt động đầu tư chủ yếu được xem xét dưới góc độ đầu tư 
bổ sung nhằm tận thu tài nguyên. Kinh nghiệm triển khai thực tế cho thấy việc áp dụng ưu đãi đầu tư cho 
các dự án có hiệu quả kinh tế cận biên sẽ đạt hiệu quả cao hơn khi được hỗ trợ bởi các tiêu chí định lượng 
và công cụ đánh giá nhất quán.

Nghiên cứu đề xuất áp dụng phương pháp tiếp cận tích hợp (RIA hybrid) [2],kết hợp đánh giá tác động 
quy định trước ban hành (RIA ex-ante) và sau thực thi (RIA ex-post), nhằm xây dựng công cụ đánh giá và 
áp dụng chính sách ưu đãi đầu tư cho mỏ cận biên. Trên cơ sở kinh nghiệm quốc tế và thực tiễn triển khai 
tại Tổng công ty Thăm dò Khai thác Dầu khí (PVEP), bài viết xây dựng khung logic đánh giá tác động của 
chính sách ưu đãi đầu tư đến hiệu quả kinh tế dự án và nguồn thu của Nhà nước [1, 2].

Kết quả nghiên cứu cho thấy công cụ RIA hybrid giúp nâng cao tính minh bạch, nhất quán và khả năng áp 
dụng của các chính sách ưu đãi đầu tư, từ đó hỗ trợ hiệu quả quá trình triển khai Luật Dầu khí tại các mỏ 
dầu khí có quy mô nhỏ và điều kiện khai thác phức tạp.

Luật Dầu khí, mỏ cận 
biên, ưu đãi đầu tư, 
phương pháp tiếp cận 
tích hợp (RIA hybrid).

KHOA HỌC, CÔNG NGHỆ VÀ ĐỔI MỚI SÁNG TẠO

Tác giả liên hệ: Email: huongpm@pvep.com.vn
Ngày nhận bài: 13/1/2026; Ngày sửa chữa sau phản biện: 13/1 - 13/2/2026; Ngày duyệt đăng: 26/2/2026
Copyright © 2026. Đây là bài báo truy cập mở theo Giấy phép CC BY-NC-ND  
(http://creativecommons.org/licenses/by-nc-nd/4.0/).  

Phùng Mai Hương

Tổng công ty Thăm dò Khai thác Dầu khí, Thành phố Hà Nội, 11312, Việt Nam 

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-09

T Ừ  K H Ó A T Ó M  T Ắ T

1. Giới thiệu

Việc triển khai chính sách ưu đãi đầu tư đối với mỏ nhỏ, mỏ 
cận biên đặt ra thách thức không chỉ ở khâu thiết kế chính sách mà 
còn ở năng lực đánh giá tác động và điều chỉnh chính sách trong 
quá trình thực hiện, đặc biệt trong bối cảnh khung pháp lý hiện 
hành quy định ưu đãi ở mức nguyên tắc. Khoảng trống này đặt 
ra yêu cầu cần có các công cụ đánh giá hỗ trợ quá trình ra quyết 
định trong thực tiễn triển khai (Khoản 2 Điều 56 Nghị định số 
45/2023/NĐ-CP quy định chi tiết một số điều của Luật Dầu khí) [2]. 
Luật Dầu khí là cơ sở pháp lý quan trọng cho việc áp dụng các cơ chế 
ưu đãi nhằm khuyến khích phát triển mỏ cận biên, thể hiện ở sự 
chuyển dịch theo hướng khung pháp lý mở, trong đó các quy định 

về ưu đãi đầu tư được thiết kế ở mức nguyên tắc, tạo dư địa cho cơ 
quan quản lý Nhà nước xem xét, quyết định trên cơ sở điều kiện 
cụ thể của từng mỏ. Luật Dầu khí hiện hành mở rộng khung chính 
sách ưu đãi và tạo dư địa cho việc thiết kế, lựa chọn mức ưu đãi phù 
hợp hơn trong quá trình triển khai đối với từng lô/mỏ cụ thể, qua 
đó góp phần tháo gỡ một phần khó khăn cho các dự án có hiệu quả 
kinh tế cận biên. Trong thực tiễn triển khai, việc thiếu các tiêu chí 
định lượng và công cụ đánh giá cụ thể đã đặt ra thách thức trong quá 
trình xác định mức ưu đãi phù hợp cho từng đối tượng cụ thể, cũng 
như trong việc bảo đảm hài hòa lợi ích giữa Nhà nước và nhà đầu tư. 
Nghiên cứu tập trung vào xây dựng công cụ đánh giá và áp dụng 
cơ chế ưu đãi tài chính đối với mỏ cận biên, trong đó hiệu quả kinh 
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tế của dự án chịu chi phối chủ yếu bởi quy mô mỏ và cấu trúc chi 
phí khai thác, ngoài yếu tố giá dầu. Theo cách tiếp cận này, đánh 
giá tác động chính sách không chỉ được thực hiện ở giai đoạn thiết 
kế cơ chế ưu đãi trước khi dự án triển khai (RIA ex-ante), mà còn 
được sử dụng như một công cụ hỗ trợ đánh giá và điều chỉnh trong 
quá trình triển khai dự án (RIA ex-post) [3]. Sự kết hợp 2 cách tiếp 
cận này (RIA hybrid) cho phép phản ánh sát hơn các biến động 
kinh tế - kỹ thuật phát sinh trong thực tiễn, đồng thời nâng cao 
tính minh bạch và khả năng áp dụng của các cơ chế ưu đãi tài 
chính. Trên cơ sở đó, nghiên cứu đề xuất khung công cụ RIA hybrid 
nhằm đánh giá và áp dụng cơ chế ưu đãi tài chính cho mỏ cận 
biên, được xây dựng từ thực tiễn triển khai tại PVEP và tham khảo 
các kinh nghiệm quốc tế [4], thay vì chỉ dừng ở đánh giá chính sách 
ex-ante như thông lệ hiện nay.

2. Cơ sở chính sách và vấn đề đặt ra sau Luật Dầu khí năm 
2022

2.1. Quy định của Luật Dầu khí năm 2022 liên quan đến mỏ 
cận biên

Luật Dầu khí năm 2022 đã thể hiện bước chuyển quan trọng 
trong tư duy chính sách đối với hoạt động thăm dò và khai thác 
dầu khí tại Việt Nam, đặc biệt trong bối cảnh các mỏ có quy mô 
lớn ngày càng cạn kiệt. Luật thừa nhận vai trò của các mỏ cận biên 
trong việc duy trì sản lượng khai thác và gia tăng hệ số thu hồi tài 
nguyên, đồng thời cho phép áp dụng chính sách ưu đãi đầu tư và 
ưu đãi đầu tư đặc biệt nhằm khuyến khích đầu tư vào các dự án 
có hiệu quả kinh tế cận biên (Điều 54 Luật Dầu khí năm 2022) [1].

Theo các quy định của Luật, cơ chế ưu đãi tài chính có thể 
được xem xét và áp dụng đối với các mỏ có điều kiện địa chất - kỹ 
thuật phức tạp, quy mô trữ lượng nhỏ hoặc chi phí khai thác cao. 
Cách tiếp cận này phản ánh sự linh hoạt cần thiết trong quản lý tài 
nguyên dầu khí, phù hợp với thông lệ quốc tế và điều kiện thực 
tiễn của Việt Nam. Tuy nhiên, Luật chủ yếu dừng lại ở việc xác lập 
nguyên tắc và thẩm quyền quyết định, phê duyệt mức ưu đãi đầu 
tư cụ thể theo phân cấp quy định của pháp luật, trong khi các tiêu 
chí cụ thể và phương pháp đánh giá mức độ ưu đãi chưa được quy 
định chi tiết. 

Thực tiễn này đặt ra yêu cầu xây dựng các công cụ hỗ trợ triển 
khai. Các quy định mang tính nguyên tắc của Luật Dầu khí chỉ có 
thể được triển khai hiệu quả khi các quy định này được chuyển hóa 
thành hệ thống tiêu chí và phương pháp đánh giá cụ thể. Trên cơ 
sở kết quả đánh giá, các quyết định về mức ưu đãi đầu tư đối với 
từng mỏ dầu khí cận biên mới có thể được xem xét, phê duyệt sát 
với thực tiễn.

2.2. Cơ chế ưu đãi tài chính cho mỏ cận biên dưới góc độ RIA 
hybrid

Trong thực tiễn quản lý chính sách tại Việt Nam, đánh giá tác 
động chính sách thường được thực hiện chủ yếu ở giai đoạn xây 
dựng văn bản quy phạm pháp luật, với trọng tâm là đánh giá ex-
ante [5]. Cách tiếp cận này phù hợp trong việc so sánh các phương 
án chính sách trước khi ban hành, nhưng còn hạn chế trong việc 
phản ánh các tác động phát sinh trong quá trình thực thi, đặc biệt 
đối với các lĩnh vực chịu tác động mạnh của biến động thị trường 
như dầu khí.

Đối với các cơ chế ưu đãi tài chính cho mỏ cận biên, tác động 
thực tế của chính sách phụ thuộc nhiều vào các yếu tố kinh tế - kỹ 
thuật thay đổi theo thời gian, bao gồm giá dầu khí, chi phí đầu 
tư - vận hành và điều kiện khai thác. Việc chỉ dựa vào đánh giá 
ex-ante tại thời điểm ban hành quy định là chưa đủ để bảo đảm 
chính sách được áp dụng hiệu quả và đúng mục tiêu trong suốt 
vòng đời dự án.

Trong bối cảnh đó, nhu cầu hình thành các công cụ đánh giá 
tác động sau ban hành luật (ex-post/post-legislative RIA) trở nên 
rõ hơn. Các công cụ này cho phép theo dõi, đánh giá và điều chỉnh 
việc chính sách ưu đãi đầu tư dựa trên kết quả triển khai thực tế, 
qua đó góp phần nâng cao chất lượng thực thi Luật Dầu khí năm 
2022. Việc lồng ghép đánh giá ex-post với đánh giá ex-ante theo 
cách tiếp cận RIA hybrid được xem là hướng đi phù hợp để xử 
lý khoảng trống giữa quy định pháp luật và thực tiễn triển khai 
đối với mỏ cận biên. Công cụ RIA hybrid được đóng góp như một 
phương pháp luận, cho phép kết nối đánh giá tác động chính sách 
với vòng đời dự án dầu khí, qua đó hỗ trợ việc áp dụng linh hoạt 
nhưng có kiểm soát các cơ chế ưu đãi tài chính theo Luật Dầu khí 
năm 2022.

2.3. Vai trò của doanh nghiệp dầu khí trong hình thành công 
cụ RIA ứng dụng

Trong khi khung pháp lý do Nhà nước ban hành đóng vai trò 
định hướng chung, doanh nghiệp dầu khí là chủ thể trực tiếp triển 
khai các dự án và nắm giữ dữ liệu kinh tế - kỹ thuật chi tiết của mỏ. 
Do đó, doanh nghiệp có vai trò quan trọng trong việc hình thành 
và thử nghiệm các công cụ đánh giá tác động chính sách mang 
tính ứng dụng, đặc biệt đối với các cơ chế ưu đãi tài chính.

Từ thực tiễn hoạt động của mình, doanh nghiệp có thể xây 
dựng các công cụ đánh giá nội bộ nhằm phân tích tác động của các 
phương án ưu đãi đến hiệu quả kinh tế dự án, đồng thời làm cơ sở 
đề xuất và trao đổi với cơ quan quản lý Nhà nước. Các công cụ này 
không thay thế vai trò của chính sách, mà đóng vai trò hỗ trợ triển 
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khai, góp phần nâng cao tính minh bạch và nhất quán trong quá 
trình áp dụng ưu đãi cho mỏ cận biên.

Cách tiếp cận này phù hợp với định hướng RIA hybrid, trong 
đó đánh giá tác động chính sách được thực hiện liên tục và có tính 
lặp lại, dựa trên dữ liệu thực tế và phản hồi từ quá trình triển khai 
[6]. Đây là tiền đề để hình thành các công cụ đánh giá chuẩn hóa, 
có thể được mở rộng và thể chế hóa trong quá trình hoàn thiện 
khung pháp lý cho hoạt động dầu khí.

3. Kinh nghiệm quốc tế về ưu đãi tài chính cho mỏ nhỏ, mỏ 
cận biên

Để duy trì sản lượng khai thác và tối ưu hóa thu hồi tài nguyên, 
các quốc gia đã điều chỉnh khung chính sách theo hướng áp dụng 
các cơ chế ưu đãi đầu tư có chọn lọc đối với mỏ nhỏ và mỏ cận 
biên, thay vì áp dụng đồng nhất một chế độ cho tất cả các dự án 
[7]. Nghiên cứu này tiếp cận vấn đề ở góc độ triển khai chính sách 
trên cơ sở tham khảo kinh nghiệm quốc tế, tập trung vào phương 
pháp và công cụ đánh giá, không làm thay đổi hay thay thế các quy 
định của Luật.

Khái niệm "mỏ có trữ lượng nhỏ", "mỏ cận biên" hoặc "mỏ 
khai thác ở giai đoạn cuối" trong pháp luật và chính sách của các 
quốc gia được xây dựng trong những bối cảnh khác nhau, không 
hoàn toàn tương đương với khái niệm mỏ dầu khí cận biên theo 
Luật Dầu khí của Việt Nam. Do đó, việc so sánh trong bài viết này 
nhằm tham chiếu cách tiếp cận chính sách và công cụ ưu đãi, 
không nhằm đồng nhất quy mô kỹ thuật hay điều kiện địa chất.

3.1. Malaysia

Tại khu vực Đông Nam Á, Malaysia là một trong những quốc 
gia sớm triển khai các cơ chế ưu đãi riêng cho mỏ cận biên thông 
qua các mô hình hợp đồng dầu khí linh hoạt. Các hợp đồng dịch 
vụ rủi ro (Risk Service Contract - RSC) và các điều chỉnh trong hợp 
đồng chia sản phẩm (PSC) cho phép cải thiện giới hạn thu hồi chi 
phí, giảm thuế thu nhập doanh nghiệp và áp dụng một số ưu đãi 
tài chính khác nhằm nâng cao tính khả thi kinh tế của các mỏ có 
trữ lượng nhỏ. Cách tiếp cận này giúp giảm áp lực tài chính trong 
giai đoạn đầu của dự án, đồng thời duy trì động lực đầu tư trong 
các khu vực đã được thăm dò kỹ [8, 9].

Điều 8 và 10, Thuế thu nhập dầu khí năm 1967 (Petroleum 
Income Tax Act - PITA): quy định phương pháp xác định thu nhập 
chịu thuế và các khoản chi phí, khấu hao và lỗ được khấu trừ đối với 
hoạt động dầu khí, qua đó tạo độ mở nhất định của chế độ thuế dầu 
khí, cho phép điều chỉnh gánh nặng thuế hiệu dụng giữa các dự 
án có đặc điểm kinh tế khác nhau. Trên cơ sở khuôn khổ thuế này, 

Petronas, với thẩm quyền theo Petroleum Development Act 1974, 
triển khai các mô hình hợp đồng như RSC và các PSC điều chỉnh 
nhằm cải thiện hiệu quả kinh tế cho các mỏ nhỏ và mỏ cận biên [10].

3.2. Indonesia

Indonesia áp dụng các cơ chế ưu đãi tài chính nhằm khuyến 
khích phát triển mỏ nhỏ và mỏ có điều kiện khai thác phức tạp, 
bao gồm điều chỉnh tỷ lệ chia sản phẩm, miễn giảm một số loại 
thuế và cho phép áp dụng khấu hao nhanh đối với chi phí đầu tư 
[11]. Các ưu đãi này thường được thiết kế gắn với điều kiện cụ thể 
của mỏ và có thể được điều chỉnh trong quá trình triển khai, nhằm 
hạn chế rủi ro thất thu ngân sách trong các kịch bản thị trường 
thuận lợi. Việc điều chỉnh mức ưu đãi không được hiểu là thay đổi 
chính sách theo từng trường hợp, mà là lựa chọn mức ưu đãi phù 
hợp trong khung chính sách hiện hành, trên cơ sở kết quả đánh giá 
bằng các tiêu chí và công cụ đề xuất.

3.3. Na Uy

Ở khu vực Bắc Âu, điển hình là Na Uy, các mỏ cận biên được hỗ 
trợ bởi cơ chế thuế dựa trên dòng tiền, cho phép hoàn thuế đối với 
chi phí thăm dò và thu dọn mỏ cũng như khấu trừ ngay chi phí đầu 
tư, qua đó làm giảm đáng kể rủi ro tài chính và rủi ro dòng tiền cho 
các dự án quy mô nhỏ [12]. 

Theo Luật Thuế Dầu khí Na Uy năm 1975 (Petroleum Taxation 
Act), trước sửa đổi năm 2022, chi phí đầu tư được hưởng khoản khấu 
trừ bổ sung đối với chi phí đầu tư (uplift friinntekt) tương đương 
5,2% mỗi năm trong bốn năm khi xác định cơ sở tính thuế dầu khí 
đặc biệt, nhằm bù đắp giá trị thời gian của tiền và rủi ro đầu tư [13].

Kể từ sửa đổi năm 2022, cơ chế uplift này đã bị bãi bỏ đối với 
các dự án mới theo chế độ thuế dầu khí dựa trên dòng tiền (cash-
flow tax). Tuy nhiên, các dự án đã nộp và được phê duyệt PDO/
PIO (Plan for Development and Operation/Plan for Installation and 
Operation - Kế hoạch phát triển và vận hành/Kế hoạch lắp đặt và 
vận hành) trong giai đoạn 2020 - 2022 tiếp tục được hưởng uplift 
theo cơ chế chuyển tiếp (COVID-19 rules), với mức 12,4% cho các 
năm từ 2023.

Đồng thời, theo chế độ thuế mới, lỗ trong cơ sở thuế dầu khí đặc 
biệt được Nhà nước hoàn trả bằng tiền mặt theo thuế suất 71,8% 
vào năm tài chính tiếp theo, trong khi lỗ thuế thu nhập doanh 
nghiệp chỉ được chuyển sang các năm sau mà không kèm lãi [14].  
Trong chế độ thuế dầu khí dựa trên dòng tiền của Na Uy, thuế suất 
biên hợp nhất khoảng 78% tạo ra hiệu ứng kinh tế tương đương 
với việc Nhà nước chia sẻ khoảng 78% chi phí đầu tư và tổn thất 
của dự án, qua đó hình thành một cơ chế chia sẻ rủi ro tài chính 

https://doi.org/10.47800/PVSI.2026.01-09
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được thực hiện thông qua hệ thống thuế, thay vì thông qua các 
điều khoản hợp đồng PSC.

3.4. Vương quốc Anh

Cũng như Na Uy, kinh nghiệm của Vương quốc Anh cho thấy 
vai trò quan trọng của các công cụ tài chính linh hoạt trong phát 
triển mỏ cận biên. Vương quốc Anh sử dụng các khoản ưu đãi theo 
mỏ (field allowances) và cơ chế điều chỉnh thuế nhằm khuyến 
khích khai thác các mỏ có hiệu quả kinh tế cận biên tại khu vực 
Biển Bắc [15].

Điều 1 - 3 Luật thuế Doanh thu dầu khí năm 1975 (Oil Taxation 
Act), thiết lập chế độ thuế doanh thu dầu khí (Petroleum Revenue 
Tax - PRT) - một sắc thuế dầu khí riêng áp dụng cho thềm lục địa 
Anh (United Kingdom Continental Shelf - UKCS), tạo khuôn khổ 
pháp lý cho việc áp dụng các cơ chế miễn, giảm và ưu đãi thuế theo 
đặc điểm từng mỏ và điều kiện khai thác [16].

Điều 1 Luật miễn giảm thuế tài nguyên dầu khí năm 1983 
(Petroleum Royalties (Relief) Act): bãi bỏ hoặc giảm nghĩa vụ thuế 
đối với một số mỏ mới và mỏ có điều kiện kinh tế khó khăn, nhằm 
khuyến khích phát triển các mỏ nhỏ và mỏ cận biên.

3.5. Australia

Phần III, Mục 2 Luật đánh giá thuế tài nguyên dựa trên lợi tức 
năm 1987 (Petroleum Resource Rent Tax Assessment Act) thiết lập 
thuế tài nguyên dựa trên lợi tức (Petroleum Resource Rent Tax-
PRRT) đánh trên lợi nhuận kinh tế ròng của từng dự án dầu khí, 
sau khi đã khấu trừ toàn bộ chi phí thăm dò, phát triển và chi phí 
vốn được cộng thêm hệ số uplift. Các khoản lỗ và chi phí chưa khấu 
trừ được phép chuyển sang các kỳ sau với lãi suất quy định. Cơ chế 
này đảm bảo các dự án có hiệu quả thấp hoặc mỏ cận biên chỉ chịu 
thuế khi đạt được lợi nhuận vượt mức chi phí vốn chuẩn [17].

3.6. Việt Nam

Luật Dầu khí hiện hành cho phép áp dụng chính sách ưu đãi 
đầu tư đặc biệt đối với các dự án dầu khí thuộc diện mỏ cận biên 
hoặc có điều kiện kinh tế - kỹ thuật khó khăn. Theo đó, các dự án 
này có thể được áp dụng các ưu đãi về nghĩa vụ tài chính theo pháp 
luật thuế và các điều khoản kinh tế của hợp đồng dầu khí, bao gồm 
thuế, phí và các thông số phân chia - thu hồi chi phí, nhằm cải 
thiện hiệu quả kinh tế của dự án.

Một đặc điểm chung trong kinh nghiệm quốc tế là các cơ chế 
ưu đãi tài chính không mang tính cố định trong suốt vòng đời dự 
án, mà được thiết kế theo hướng có điều kiện và có khả năng điều 
chỉnh. Các ưu đãi thường gắn với các ngưỡng kinh tế - kỹ thuật 
như sản lượng khai thác, giá dầu khí hoặc mức độ sinh lời của dự 
án, nhằm bảo đảm cân bằng giữa mục tiêu khuyến khích đầu tư và 
bảo vệ nguồn thu của Nhà nước [18].

Bảng 1 và Hình 1 so sánh các cơ chế ưu đãi đầu tư và hợp đồng 
được sử dụng tại một số quốc gia để hỗ trợ phát triển các mỏ dầu khí 
cận biên thông qua các mức độ chia sẻ rủi ro của Nhà nước với nhà 
đầu tư. 

Theo logic kinh tế - tài chính tương tự, Điều 54 và 55 Luật Dầu 
khí năm 2022 của Việt Nam đã thiết lập một khuôn khổ pháp lý 
cho phép áp dụng các cơ chế ưu đãi đầu tư đặc biệt đối với mỏ cận 
biên và dự án có điều kiện kinh tế - kỹ thuật khó khăn, thông qua 
việc điều chỉnh nghĩa vụ tài chính và các thông số kinh tế của hợp 
đồng dầu khí. Mặc dù Việt Nam không áp dụng chế độ thuế hoàn 
tiền như Na Uy, theo 2 điều khoản này thì luật tạo cơ sở pháp lý cho 
việc thiết kế các cơ chế chia sẻ rủi ro thông qua hợp đồng với nhà 
đầu tư, bảo đảm rằng các dự án có hiệu quả cận biên vẫn có thể đạt 
ngưỡng khả thi kinh tế.

Kinh nghiệm quốc tế cho thấy các cơ chế ưu đãi tài chính đối 

Bảng 1. Chính sách ưu đãi đầu tư hỗ trợ mỏ nhỏ, mỏ cận biên tại Na Uy, Vương quốc Anh, Malaysia và Australia

Quốc gia Văn bản luật/quy phạm Điều khoản tham chiếu Công cụ ưu đãi đầu tư/tài chính 

Na Uy Petroleum Taxation Act 1975 
Section 3(b), Section 5 
+ Storting annual Tax 
Resolution Section 4-2 

Thuế dầu khí đặc biệt (Special Petroleum Tax - SPT) 
71,8% + ~ 6,2% hiệu ứng thuế doanh nghiệp 
(Corporate Tax - CT) ròng – khấu hao Capex trong 6 
năm. Tổng thuế suất biên hợp nhất ~78% 

Vương quốc Anh 
Oil Taxation Act 1975 Section 1 - 3 Thuế doanh thu dầu khí (PRT), miễn, giảm thuế tài 

nguyên dầu khí (royalty relief) 
Petroleum Royalties (Relief) Act 
1983 Section 1 Khoản giảm trừ theo mỏ (Field allowances) 

Malaysia Petroleum Income Tax Act 1967 
(PITA), sửa đổi 2024 

Section 8, Section 10 Thuế PITA (- Thuế thu nhập dầu khí PIT) + Hợp đồng 
chia sản phẩm (PSC) và Hợp đồng dịch vụ rủi ro (RSC) 

Australia Petroleum Resource Rent Tax 
Assessment Act 1987 Part III, Division 2 Thuế lợi tức tài nguyên dầu khí (PRRT) 
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với mỏ cận biên thường gắn với các công cụ đánh giá tác động 
chính sách, cho phép điều chỉnh các điều kiện tài chính theo diễn 
biến thực tế của dự án, thay vì áp dụng cố định trong toàn bộ vòng 
đời khai thác. Điểm chung trong cách tiếp cận của các quốc gia 
được khảo sát là các ưu đãi đầu tư đối với mỏ nhỏ, mỏ cận biên 
hoặc các dự án có hiệu quả kinh tế cận biên thường không được 
quy định cứng nhắc ở mức chi tiết trong luật, mà được luật hóa 
dưới dạng nguyên tắc hoặc thông qua các chính sách ưu đãi đầu 
tư khung. Trên cơ sở đó, các công cụ triển khai cụ thể được thiết kế 
linh hoạt nhằm phản ánh điều kiện kinh tế - kỹ thuật của từng mỏ 
và biến động của thị trường dầu khí.

Từ góc độ triển khai chính sách, các tổ chức quốc tế như Tổ 
chức Hợp tác và Phát triển kinh tế (OECD) và Ngân hàng Thế giới 
(World Bank) đều nhấn mạnh vai trò của các công cụ đánh giá tác 
động trong quá trình áp dụng ưu đãi đầu tư cho mỏ nhỏ và mỏ 
cận biên. Việc sử dụng các mô hình phân tích kinh tế - tài chính và 
đánh giá kịch bản cho phép so sánh các phương án ưu đãi trên cơ 
sở định lượng, đồng thời hỗ trợ điều chỉnh chính sách trong quá 
trình thực thi [3]. Kinh nghiệm này cho thấy sự cần thiết phải xây 
dựng các công cụ đánh giá tác động mang tính ứng dụng, làm nền 
tảng cho việc áp dụng hiệu quả các cơ chế ưu đãi trong bối cảnh cụ 
thể của từng quốc gia. 

 
 

Chế độ thuế dầu khí dựa trên dòng tiềnNa Uy

• Chi phí đầu tư (capex) được khấu trừ 100%
• Nếu bị lỗ trong cơ sở thuế dầu khí đặc biệt: Hoàn 71,8% bằng tiền mặt khi quyết toán thuế (+ khoảng 6,2% giá trị thuế ròng bổ sung 

từ cơ chế thuế thu nhập doanh nghiệp thông thường, với CAPEX được khấu hao tuyến tính trong 6 năm)
� Nhà nước chia sẻ chi phí đầu tư (~78% thông qua hệ thống thuế)

Thuế doanh thu dầu khí (PRT) + miễn/giảm thuếVương quốc Anh

• Áp dụng các cơ chế miễn, giảm thuế theo từng mỏ nhằm cải thiện hiệu quả kinh tế mỏ nhỏ, mỏ cận biên

Thuế tài nguyên dựa trên lợi tức (PRRT)
Australia 

• Chỉ thu thuế khi đạt lợi nhuận kinh tế ròng
• Chi phí và lỗ được chuyển kỳ kèm hệ số bù vốn

Thuế tài nguyên dựa trên lợi tức (PRRT)Malaysia 

• Hệ thống thuế ổn định, chia sẻ rủi ro chủ yếu thông qua điều khoản hợp đồng
• Thiết kế riêng cho mỏ nhỏ, mỏ cận biên

Luật Dầu khíViệt Nam

• Ưu đãi đầu tư đặc biệt cho mỏ cận biên
• Điều chỉnh thuế, phí và thông số kinh tế PSC
• Cơ sở pháp lý cho chia sẻ rủi ro tài chính

NHÀ NƯỚC CHIA SẺ RỦI RO CAO 
(Nhà nước đồng đầu tư thông qua hệ thống thuế quan)  

NHÀ NƯỚC CHIA SẺ RỦI RO THẤP 
(Nhà nước chủ yếu thu ngân sách sau khi dự án có lãi)  

Hình 1. So sánh cơ chế tài chính hỗ trợ mỏ dầu khí cận biên.
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4. Đề xuất khung công cụ đánh giá và áp dụng cơ chế ưu 
đãi tài chính theo RIA hybrid

4.1. Nguyên tắc xây dựng công cụ

Trên cơ sở kinh nghiệm quốc tế, công cụ đánh giá và áp dụng 
cơ chế ưu đãi tài chính cho mỏ cận biên được đề xuất theo cách 
tiếp cận RIA hybrid, kết hợp giữa đánh giá tác động ex-ante và ex-
post. Mục tiêu của công cụ là hỗ trợ quá trình triển khai các quy 
định pháp luật hiện hành thông qua việc cung cấp cơ sở định lượng 
và bảo đảm tính nhất quán trong các quyết định áp dụng ưu đãi. 
Việc xây dựng công cụ tuân theo 3 nguyên tắc: (i) Tính định lượng và 
minh bạch, cho phép lượng hóa tác động của các phương án ưu đãi 
đến hiệu quả kinh tế dự án và nguồn thu của Nhà nước; (ii) Tính linh 
hoạt, bảo đảm khả năng điều chỉnh phù hợp với điều kiện cụ thể của 
từng mỏ và các biến động kinh tế - kỹ thuật trong quá trình triển 
khai; (iii) Tính khả thi trong áp dụng, phù hợp với dữ liệu và năng lực 
phân tích của doanh nghiệp dầu khí trong thực tiễn.

4.2. Cấu phần chính của công cụ RIA hybrid

Công cụ RIA hybrid được cấu trúc gồm 3 cấu phần chính:

-	 Bộ tiêu chí phân loại mỏ, được sử dụng nhằm xác định 
các mỏ thuộc diện mỏ cận biên. Bộ tiêu chí bao gồm các chỉ tiêu 
về quy mô trữ lượng và sản lượng khai thác, chi phí đầu tư và vận 
hành, điều kiện địa chất - kỹ thuật, cũng như mức độ rủi ro trong 
khai thác. Việc phân loại mỏ trên cơ sở các tiêu chí này là bước đầu 
tiên để xem xét khả năng áp dụng cơ chế ưu đãi tài chính.

-	 Mô hình phân tích kinh tế - tài chính, cho phép đánh giá 
tác động của các cơ chế ưu đãi khác nhau đến hiệu quả kinh tế dự 
án. Mô hình này xem xét các chỉ tiêu như dòng tiền, giá trị hiện tại 
ròng (NPV), tỷ suất hoàn vốn nội bộ (IRR) và thời gian thu hồi vốn, 
trong các kịch bản có và không có ưu đãi. Các công cụ ưu đãi được 
đưa vào phân tích có thể bao gồm điều chỉnh thuế, tỷ lệ phân chia 
sản phẩm, áp dụng cơ chế khấu hao nhanh hoặc chia sẻ chi phí 
thu dọn mỏ.

-	 Phân tích kịch bản và đánh giá tác động, tập trung vào việc 
xem xét ảnh hưởng của các biến số quan trọng như giá dầu khí, chi 
phí khai thác và tiến độ phát triển mỏ. Phân tích kịch bản cho phép 
đánh giá mức độ nhạy cảm của hiệu quả kinh tế dự án đối với các giả 
định đầu vào, qua đó hỗ trợ việc lựa chọn phương án ưu đãi phù hợp 
và xác định các điều kiện áp dụng rõ ràng.

4.3. Khung logic RIA hybrid trong áp dụng ưu đãi tài chính

Khung logic RIA hybrid được xây dựng theo chuỗi logic từ đầu 
vào (dữ liệu mỏ, chi phí, dự báo giá) đến đầu ra (khuyến nghị ưu 

đãi và đánh giá tác động) [1]. Đầu vào bao gồm dữ liệu địa chất - kỹ 
thuật của mỏ, thông số chi phí, dự báo giá dầu khí và các quy định 
pháp lý liên quan. Trên cơ sở đó, các công cụ phân tích được sử 
dụng để đánh giá và so sánh các phương án ưu đãi tài chính khác 
nhau thông qua mô hình kinh tế - tài chính và phân tích kịch bản.

Đầu ra của công cụ là các khuyến nghị cụ thể về mức ưu đãi 
tài chính và điều kiện áp dụng tương ứng, kèm theo đánh giá tác 
động đến hiệu quả dự án và nguồn thu của Nhà nước. Các kết quả 
này không chỉ phục vụ quyết định áp dụng ưu đãi tại thời điểm 
ban đầu (RIA ex-ante), mà còn được sử dụng làm cơ sở để theo 
dõi, đánh giá và điều chỉnh trong quá trình triển khai dự án (RIA 
ex-post) (ví dụ: ưu đãi giảm 10% thuế tài nguyên có thể tăng NPV 
15 - 20% cho mỏ trữ lượng nhỏ).

Việc áp dụng khung logic RIA hybrid cho phép chuyển hóa các 
quy định mang tính nguyên tắc của pháp luật hiện hành thành các 
quyết định thực tiễn có căn cứ định lượng, đồng thời tạo điều kiện 
cho việc rà soát và hoàn thiện chính sách trên cơ sở phản hồi từ 
thực tiễn triển khai.

4.4. Vai trò của công cụ RIA hybrid trong triển khai Luật 
Dầu khí

Trong bối cảnh Luật Dầu khí cho phép áp dụng các cơ chế ưu 
đãi nhưng chưa quy định chi tiết phương pháp xác định mức ưu 
đãi, công cụ RIA hybrid đóng vai trò cầu nối giữa khung pháp lý 
và thực tiễn triển khai. Công cụ này hỗ trợ doanh nghiệp xây dựng 
các đề xuất ưu đãi trên cơ sở khoa học và minh bạch, đồng thời có 
thêm căn cứ giúp cơ quan quản lý nhà nước trong quá trình xem 
xét, đánh giá và quyết định.

Bên cạnh đó, việc sử dụng công cụ RIA hybrid góp phần hạn chế 
rủi ro phát sinh từ việc áp dụng ưu đãi mang tính chủ quan hoặc thiếu 
nhất quán giữa các dự án. Qua đó, công cụ này giúp nâng cao hiệu 
quả thực thi Luật Dầu khí, đặc biệt trong bối cảnh các mỏ dầu khí 
ngày càng có quy mô nhỏ và điều kiện khai thác phức tạp. 

Khung logic công cụ RIA hybrid trong áp dụng ưu đãi tài chính 
đối với mỏ cận biên được minh họa tại Hình 3. Theo đó, khung 
logic của công cụ RIA hybrid được đề xuất nhằm hỗ trợ đánh giá 
và áp dụng cơ chế ưu đãi tài chính cho mỏ cận biên trong triển 
khai Luật Dầu khí. Khung logic này kết hợp giữa đánh giá tác động 
ex-ante tại thời điểm xem xét áp dụng ưu đãi và đánh giá ex-post 
trong quá trình triển khai dự án, nhằm bảo đảm tính linh hoạt và 
hiệu quả của chính sách.

Ở giai đoạn đầu vào, các dữ liệu địa chất - kỹ thuật của mỏ, 
thông số chi phí đầu tư và vận hành, dự báo giá dầu khí, cùng với 
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Hình 2. Khung logic công cụ RIA hybrid trong áp dụng ưu đãi tài chính cho mỏ cận biên. Vòng phản hồi lặp lại với dữ liệu đầu vào thay đổi sau RIA ex-post.

Đầu vào 
Dữ liệu mỏ - Chi phí - Giá - Pháp lý

Bộ tiêu chí phân loại mỏ

RIA ex ante 
Mô hình kinh tế - tài chính + Kịch bản

Khuyến nghị 
Ưu đãi & Điều kiện áp dụng

RIA ex-post 
Theo dõi - Đánh giá - Điều chỉnh

Triển khai dự án

Hình 3. Khung RIA hybrid đề xuất cho cơ chế ưu đãi tài chính theo cho mỏ nhỏ cận biên.

· Dữ liệu địa chất - kỹ thuật 
· CAPEX & OPEX 
· Dự báo giá dầu khí 
· Luật Dầu khí hiện hành  
và văn bản hướng dẫn

RIA ex-ante 
· Phân loại mỏ (mỏ nhỏ,  
mỏ tận thu) 
· Phân tích kinh tế - tài chính 
· So sánh kịch bản ưu đãi

RIA ex-post 
· Sản lượng và chi phí thực tế 
· Hiệu quả ưu đãi 
· Tác động ngân sách

Vòng phản hồi 
· Điều chỉnh mức ưu đãi 
· Hoàn thiện cơ chế  
triển khai chính sách

Điểm ra quyết định 
Áp dụng/điều chỉnh ưu đãi 
Phạm vi và điều kiện
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các quy định pháp lý liên quan được thu thập và chuẩn hóa. Trên cơ 
sở đó, bộ tiêu chí phân loại mỏ được sử dụng để xác định mỏ thuộc 
diện mỏ cận biên, làm căn cứ xem xét khả năng áp dụng ưu đãi.

Khối phân tích ex-ante được thực hiện thông qua mô hình 
kinh tế - tài chính và phân tích kịch bản, nhằm đánh giá tác động 
của các phương án ưu đãi khác nhau đối với hiệu quả kinh tế của 
dự án và nguồn thu của Nhà nước. Kết quả của giai đoạn này là 
các khuyến nghị về mức ưu đãi tài chính và điều kiện áp dụng 
tương ứng.

Trong quá trình triển khai dự án, khối đánh giá ex-post được 
kích hoạt trên cơ sở dữ liệu thực tế về sản lượng khai thác, chi phí và 
diễn biến thị trường. Các kết quả đánh giá ex-post được sử dụng để 
rà soát mức độ phù hợp của cơ chế ưu đãi đã áp dụng và đề xuất điều 
chỉnh khi cần thiết. Cơ chế phản hồi này cho phép công cụ RIA hybrid 
hỗ trợ việc hoàn thiện chính sách trên cơ sở thực tiễn triển khai.

5. Ứng dụng giả định công cụ RIA hybrid tại PVEP

Trong quá trình triển khai các dự án thăm dò và khai thác dầu 
khí, PVEP đối mặt với thực tế ngày càng nhiều mỏ có quy mô nhỏ, 
trữ lượng hạn chế và chi phí khai thác cao. Trong bối cảnh đó, việc 
áp dụng các cơ chế ưu đãi tài chính theo Luật Dầu khí hiện hành 
đặt ra yêu cầu phải có các công cụ đánh giá đủ linh hoạt và có cơ sở 
định lượng, nhằm hỗ trợ quá trình ra quyết định và bảo đảm tính 
nhất quán trong triển khai.

Công cụ RIA hybrid được đề xuất trong bài viết có thể được 
ứng dụng giả định tại PVEP như một khung tham chiếu phân tích, 
hỗ trợ việc rà soát và đề xuất các phương án ưu đãi tài chính đối với 
các mỏ cận biên. Trước khi áp dụng ưu đãi, các dự án được đánh giá 
ex-ante thông qua bộ tiêu chí phân loại mỏ và mô hình phân tích 
kinh tế - tài chính, cho phép so sánh giữa các kịch bản có và không 
có ưu đãi, cũng như giữa các phương án ưu đãi khác nhau. Kết quả 
phân tích này giúp làm rõ mức độ cần thiết và phạm vi áp dụng ưu 
đãi đối với từng dự án cụ thể.

Trong quá trình triển khai mô phỏng dự án, công cụ RIA hybrid 
tiếp tục được sử dụng để theo dõi và đánh giá ex-post trên cơ sở dữ 
liệu thực tế về sản lượng khai thác, chi phí và điều kiện thị trường. 
Việc đánh giá ex-post cho phép rà soát mức độ phù hợp của các 
cơ chế ưu đãi đã áp dụng, đồng thời cung cấp căn cứ để kiến nghị 
điều chỉnh trong trường hợp các giả định ban đầu thay đổi đáng 
kể. Cách tiếp cận này giúp hạn chế rủi ro áp dụng các cơ chế ưu đãi 
cứng nhắc, không còn phù hợp với điều kiện thực tế.

Từ góc độ quản lý nội bộ, việc mô phỏng công cụ RIA hybrid 
còn góp phần chuẩn hóa quy trình phân tích và lập luận trong quá 
trình đề xuất các ưu đãi tài chính, qua đó nâng cao tính minh bạch 

và khả năng giải trình khi làm việc với các cơ quan quản lý Nhà 
nước. Đồng thời, các kết quả đánh giá được tích lũy theo thời gian 
có thể trở thành nguồn thông tin quan trọng phục vụ việc hoàn 
thiện công cụ và hỗ trợ xây dựng các đề xuất chính sách trong 
tương lai. Từ thực tiễn triển khai tại một số dự án thăm dò - khai 
thác, có thể nhận thấy vai trò của dữ liệu doanh nghiệp trong việc 
hỗ trợ đánh giá tác động chính sách [20], đặc biệt trong các quyết 
định liên quan đến mỏ có hiệu quả kinh tế cận biên.

6. Đề xuất các chỉ số - công cụ đánh giá định lượng

Để bảo đảm tính định lượng và khả năng so sánh giữa các 
phương án ưu đãi tài chính, công cụ RIA hybrid được xây dựng trên 
cơ sở một bộ chỉ tiêu kinh tế - tài chính lõi, phản ánh đồng thời 
hiệu quả của dự án và lợi ích ngân sách Nhà nước. Các chỉ tiêu này 
được sử dụng xuyên suốt trong cả giai đoạn đánh giá ex-ante và 
ex-post, làm nền tảng cho việc xác định mức độ và điều kiện áp 
dụng ưu đãi đầu tư đối với mỏ cận biên.

Trên cơ sở bộ chỉ tiêu này, đánh giá ex-ante được thực hiện 
bằng cách so sánh NPV₀ (Net Present Value- Giá trị hiện tại ròng khi 
không áp dụng ưu đãi), NPVi (Net Present Value- Giá trị hiện tại ròng 
khi áp dụng ưu đãi), IRR (Internal Rate of Return - Tỷ suất hoàn vốn 
nội bộ) và Pbe (Break-even Price - Giá hòa vốn) giữa các kịch bản có 
và không có ưu đãi, từ đó xác định dự án có thuộc nhóm hiệu quả 
kinh tế cận biên và cần áp dụng cơ chế ưu đãi. Đồng thời, chỉ tiêu GT 
(Government Take - Phần thu của Nhà nước) được sử dụng để đánh 
giá tác động của ưu đãi đối với nguồn thu ngân sách Nhà nước, bảo 
đảm rằng việc chia sẻ rủi ro tài chính với nhà đầu tư vẫn nằm trong 
giới hạn chấp nhận được về mặt đầu tư. Chẳng hạn, ưu đãi chỉ được 
xem xét khi NPV₀ < 0 nhưng NPVi ≥ 0 và GT không giảm quá X%”.

Trong giai đoạn triển khai dự án, các chỉ tiêu NPVi, IRR, Pbe và 
GT tiếp tục được cập nhật trên cơ sở dữ liệu thực tế về chi phí, sản 
lượng khai thác và giá dầu khí để phục vụ đánh giá ex-post. Việc so 
sánh các giá trị thực tế với các giả định ban đầu cho phép rà soát 
mức độ phù hợp của các cơ chế ưu đãi đã áp dụng, đồng thời làm 
căn cứ đề xuất điều chỉnh khi điều kiện kinh tế - kỹ thuật thay đổi 
đáng kể. Theo cách tiếp cận này, công cụ RIA hybrid không chỉ hỗ 
trợ việc ra quyết định áp dụng ưu đãi tại thời điểm ban đầu mà 
còn đóng vai trò như một cơ chế giám sát và hiệu chỉnh chính sách 
trong suốt vòng đời dự án.

7. Kết luận

Việc xây dựng và áp dụng công cụ đánh giá tác động chính 
sách theo hướng RIA hybrid cho thấy tiềm năng hỗ trợ hiệu quả 
quá trình triển khai các quy định về ưu đãi đầu tư trong Luật Dầu 
khí. Thông qua việc kết hợp đánh giá ex-ante và ex-post, công cụ 
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này góp phần đưa các quy định mang tính nguyên tắc của Luật 
thành các quyết định áp dụng cụ thể, có căn cứ định lượng và có 
khả năng điều chỉnh theo điều kiện thực tế.

Từ góc độ chính sách, cần khuyến khích áp dụng các công cụ 
đánh giá tác động mang tính ứng dụng trong quá trình triển khai 
Luật Dầu khí, đặc biệt đối với các mỏ cận biên, nhằm cân bằng 
mục tiêu thu hút đầu tư và bảo đảm lợi ích ngân sách Nhà nước. 
Việc chuẩn hóa khung đánh giá và quy trình phân tích không chỉ 
giúp nâng cao tính minh bạch và nhất quán trong áp dụng ưu đãi 
tài chính, mà còn hỗ trợ cơ quan quản lý Nhà nước trong việc xem 
xét, phê duyệt và giám sát thực thi chính sách. Trên cơ sở đó, các 
nghiên cứu tiếp theo tập trung hoàn thiện từng cấu phần của 
khung RIA hybrid, như xây dựng bộ chỉ tiêu xác định mỏ cận biên 
hoặc phát triển các cơ chế chia sẻ rủi ro biến động giá dầu khí cho 
các hợp đồng dầu khí mới. 
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DEVELOPING AN ASSESSMENT TOOL FOR APPLYING INVESTMENT 
INCENTIVES FOR MARGINAL FIELDS UNDER A HYBRID REGULATORY 
IMPACT ASSESSMENT FRAMEWORK 

The Petroleum Law of Viet Nam [1], for the first time, introduces the concept of marginal oil and gas 
fields, thereby establishing a legal basis for applying investment incentive policies to fields with limited 
economic viability or unfavorable development conditions. For fields in the late stage of production, 
investments are primarily considered as incremental investments aimed at maximizing resource recovery. 
Practical experience shows that investment incentives for marginally economic projects are more effective 
when supported by consistent quantitative criteria and evaluation tools.

This research proposes adopting a hybrid regulatory impact assessment (RIA) [2] approach, combining 
ex-ante and ex-post RIA, to develop an assessment tool for assessing and applying investment incentive 
policies for marginal fields. Drawing on international experience and practical implementation at PVEP, 
the paper develops a logical framework for assessing the impacts of investment incentive policies on 
project economic performance and government revenues [1, 2].

The research results indicate that the proposed hybrid RIA-based tool enhances the transparency, 
consistency, and applicability of investment incentive policies, while supporting the effective 
implementation of the 2022 Petroleum Law for small-scale oil and gas fields with complex development 
conditions.

Petroleum Law, 
marginal fields, 
incentives, hybrid RIA.
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