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Дорогие коллеги!
Сегодня особое внимание приковано к обеспе-
чению технологического суверенитета Рос-
сии. Эта задача является большим вызовом 
и требует от всех нас самого активного участия 
в поиске новых идей и создании импортоопере-
жающих технологий, полностью покрывающих 
производственные потребности нефтегазовой 
отрасли.
Нам следует сфокусировать усилия в двух 
направлениях: во-первых, мы должны в крат-
чайшие сроки полностью заместить критически 
важные импортные материалы и технологии; 
во-вторых, нам нужно обеспечить устойчивое 
широкомасштабное качественное производство 
высокотехнологичного оборудования силами 
российских производителей. А это возможно 
только за счет множественных альянсов со-
здателей новых материалов, изготовителей 
инструментов и оборудования, а также сер-
висных компаний и их бизнес-заказчиков — 
нефтяных компаний.
Единственной основой, на которой может со-
здаваться такая обширная экосистема, является 
база прорывных идей, развиваемая нефтяниками 
в тесном сотрудничестве с научным, инновацион-
ным и производственным окружением. Каждый 
инженер должен стать инженером-исследо-

вателем, умеющим генерировать идеи, оформ-
лять их в виде научных задач, искать наилучшие 
методы их решения и настойчиво преодолевать 
трудности прохождения «долины смерти» — эта-
па широкомасштабного внедрения созданных 
в ходе НИОКР разработок. Надеюсь, что опыт 
нашей и других компаний, которым мы делим-
ся в научном журнале «PROНЕФТЬ. Профессио-
нально о нефти», поможет успешно решить эти 
задачи. Желаю всем нам успеха в этой важной 
общей работе!

С уважением,
директор по науке «Газпром нефти»

М. М. Хасанов
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«Газпром нефть» внедрила 
в производство технологию 
стартапа из акселератора INDUSTRIX
Технология одного из выпускников корпоратив-
ного акселератора проектов в области разведки 
и добычи INDUSTRIX успешно внедрена на ак-
тивах «Газпром нефти» в Красноярском крае 
и ЯНАО. Она позволяет с высокой точностью рас-
считывать запасы «трудной» нефти. Это первая 
технология от акселератора INDUSTRIX, которая 
будет тиражироваться на объектах компании.
Разработка включает в себя оборудование и спе-
циальную методику для изучения месторожде-
ний с трудноизвлекаемыми запасами. Проект 
позволяет анализировать не только содержание 
воды в породе, но и её химический состав. С по-
мощью этой информации специалисты опреде-
ляют наличие нефти, ее количество и создают 
точную модель месторождения. По предвари-
тельным оценкам, разработка позволит сэконо-
мить до 60 миллионов рублей на строительстве 
каждой поисково-разведочной скважины.
«Газпром нефть» поддерживает малое и сред-
нее предпринимательство и развивает иннова-
ционные технологии для добычи углеводородов 
через собственную акселерационную программу 
INDUSTRIX. Выбранный стартап — один из более 
чем 500 участников первого потока акселератора, 
финалистами которого стали всего 12 компаний. 
Для них была разработана четырехмесячная об-
разовательная программа, включающая интен-
сивы по проектному управлению, консультации 
с экспертами и мастер-классы. В течение года 
проекты курировали внутренние тренеры —  

специалисты «Газпром нефти», помогающие 
превратить идею в полноценный продукт.
Алексей Вашкевич, директор по технологиче-
скому развитию «Газпром нефти»:
«Мы активно привлекаем к решению сложных 
технологических вызовов представителей раз-
личных стартапов, научных центров и институтов. 
Для них это возможность протестировать реше-
ния в реальных условиях при поддержке крупно-
го бизнеса, а для нас — способ привлекать новые 
технологические идеи. Особенно важно, когда 
итогом совместной работы становится востре-
бованное решение, готовое к тиражированию 
на месторождениях “Газпром нефти”».

Справка
INDUSTRIX — это акселерационная программа 
«Газпром нефти» в области разведки и добы-
чи. Она создана для развития технологических 
стартапов и инновационных решений в сфере 
ТЭК, Индустрии 4.0 и капитального строитель-
ства. Участники программы получают экспертную 
поддержку, доступ к объектам «Газпром нефти» 
для тестирования технологий, возможность пре-
тендовать на инвестиции от ведущих венчурных 
фондов или интеграцию в бизнес компании.

Н
О

В
О
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НОВОСТИ КОМПАНИИ
COMPANY NEWS
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Проект полезного использования 
газа на Восточно-Мессояхском 
месторождении получил награду 
«Зеленой Евразии»
Программа рационального использования по-
путного нефтяного газа на Мессояхской группе 
месторождений получила награду международ-
ного климатического конкурса «Зеленая Евра-
зия» в рамках II Евразийского экономического 
форума. Эксперты стран-участниц Евразийского 
экономического союза признали проект «Мессоя-
ханефтегаза» одним из лучших решений в сфере 
декарбонизации и устойчивого развития. Инте-
грация практик устойчивого развития в опе-
рационную деятельность — одно из ключевых 
направлений стратегии бизнеса «Газпром нефти». 
Компания сохраняет долгосрочные цели по сни-
жению углеродной интенсивности деятельности 
на 30 % к 2030 году.
Полезное использование попутного нефтяно-
го газа «Мессояхи» включает в себя подготовку, 
транспортировку и закачку газа, полученного 
в процессе добычи углеводородов на Вос-
точно-Мессояхском месторождении, в неразра-
ботанные пласты соседнего Западно-Мессоях-
ского участка. Пятая часть попутного нефтяного 
газа используется в качестве топлива для выра-
ботки электроэнергии на мощностях нефтепро-
мысла, остальной газ закачивается в хранилище 
и в дальнейшем может быть извлечен и направ-
лен на переработку. Контроль экологической 
безопасности при эксплуатации природного 
резервуара предприятие ведет с применением 

цифровых систем комплексного геосейсмиче-
ского мониторинга последнего поколения. Такой 
подход повышает безопасность производствен-
ных процессов и помогает отработать широкий 
спектр технологических решений, в том числе 
по закачке углекислого газа в пласт.
Также призовое место в конкурсе «Зеленая Евра-
зия» в номинации «Чистая энергия и энергоэф-
фективность» заняло дочернее предприятие 
«Газпром нефти» «Салым Петролеум Девелоп-
мент», разрабатывающее группу Салымских неф-
тяных месторождений в ХМАО-Югре.
Андрей Комаров, директор дирекции по газу 
и энергетике «Газпром нефти»:
«Реализация проекта на Мессояхской группе 
позволила обеспечить полезное использование 
попутного нефтяного газа в объеме 1,5 млрд м3/
год. Компрессорная станция и инфраструктура 
газового хранилища построены на термостаби-
лизационных опорах, в проекте использованы 
технологии, которые минимизируют воздействие 
на окружающую среду. Обеспечение промышлен-
ной и экологической безопасности, сокращение 
углеродной интенсивности, повышение уровня 
полезного использования попутного нефтяного 
газа — наши долгосрочные стратегические при-
оритеты в работе с многокомпонентными трудно-
извлекаемыми запасами».
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«Газпром нефть» поддерживает 
российских разработчиков 
технологий для нефтегазовой 
отрасли
«Газпром нефть» в рамках второго потока акселе-
ратора INDUSTRIX отобрала наиболее перспек-
тивные стартапы в области разведки и добычи 
для тестирования на месторождениях компа-
нии. С помощью программы INDUSTRIX «Газпром 
нефть» поддерживает малых и средних предпри-
нимателей в сфере промышленных технологий 
и находит инновационные решения для добычи 
углеводородов.
Второй поток технологического акселератора 
INDUSTRIX стартовал осенью 2022 года и собрал 
536 заявок. По итогам многоступенчатой экс-
пертизы специалисты «Газпром нефти» отобрали 
36 наиболее перспективных технологий. Из них 
потенциальные заказчики со стороны бизнес-
подразделений компании определят проекты 
для тестирования. Каждое из решений пла-
нируется доработать и оценить его потенциал 
для дальнейшего тиражирования.
Корпоративная программа INDUSTRIX активно 
участвует в развитии идей российских пред-
принимателей. От экспертов «Газпром нефти» 
команда стартапа получает не только обратную 
связь о продукте, но и необходимую поддержку 
для правильного структурирования своих проек-
тов. В частности, некоторые команды учатся пра-
вильно формировать ценностное предложение 
для бизнеса, регистрируют юридические лица 
и осуществляют другие действия, необходимые 

для воплощения идеи в жизнь. Для взаимодей-
ствия с внешним окружением «Газпром нефть» 
обучает специалистов из числа своих сотрудни-
ков, которые становятся связующим звеном меж-
ду потенциальным бизнес-заказчиком и проек-
том. Сотрудник компании вместе с командой 
стартапа формирует дорожную карту, контро-
лирует выполнение задач и развитие продукта 
внутри «Газпром нефти», помогает выявить воз-
можные проблемы и риски, а также качественно 
подготовиться ко всем этапам акселератора.
По результатам первого потока акселератора 
были протестированы и интегрированы в биз-
нес-процессы компании несколько проектов. 
Например, технология одного из выпускников 
акселератора позволяет с высокой точностью 
рассчитывать запасы «трудной» нефти. Продукт 
внедрен на активах «Газпром нефти» в Краснояр-
ском крае и ЯНАО.
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«Газпром нефть» расширяет 
поисковый кластер на юге Ямала
«Газпром нефть» получила лицензию на Сале-
тинский участок в акватории Обской губы Кар-
ского моря. Актив станет частью геолого-разве-
дочного кластера, который объединяет группу 
материковых и шельфовых участков в районе 
Новопортовского месторождения на Ямале.
Лицензия на геологическое изучение Сале-
тинского участка была выдана «Газпром нефти» 
по заявительному принципу на 10 лет. Площадь 
актива составляет 450 кв. км. На участке отсут-
ствуют учтенные запасы нефти и газа.
Салетинский участок прилегает к другим по-
исковым объектам компании — материковым 
Южно-Новопортовскому и Суровому, а также 
Южно-Обскому участку в акватории Обской губы. 
Эти активы расположены недалеко от Новопор-
товского месторождения — одного из крупней-
ших центров добычи «Газпром нефти» на Ямале 
с развитой производственной и логистической 
инфраструктурой.
В ближайшие два года «Газпром нефть» разрабо-
тает программу геологического изучения нового 
участка. Планируется бурение поисково-оце-
ночной скважины, а также 2D-сейсморазведка 
и 3D-электроразведка. Оператором геолого-раз-
ведочных работ выступит «Газпромнефть-Гео».
Юрий Масалкин, директор по геологоразведке 
и развитию ресурсной базы «Газпром нефти»:
«Мы занимаемся комплексным изучением новых 
участков на юге полуострова Ямал с 2019 года. 
По оценкам специалистов, геологический потен-
циал этой зоны может быть сопоставим с запа-
сами Новопортовского месторождения, одного 

из крупнейших в регионе. Современные техноло-
гии и опыт работы “Газпром нефти” в арктической 
зоне помогут нам в исследовании материковых 
и шельфовых участков в этом регионе. В случае 
успеха южноямальские активы станут основой 
для дальнейшего развития масштабного Ново-
портовского кластера».

Новопортовское месторождение (ЯНАО)
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Научно-Технический Центр 
«Газпром нефти» разрабатывает 
мобильную инфраструктуру 
для нефтегазовой отрасли
На Вынгапуровском месторождении «Газ-
промнефть-Ноябрьскнефтегаза» успешно завер-
шены комплексные испытания мобильной ком-
прессорной установки. Высокотехнологичное 
оборудование позволит направлять на перера-
ботку до 17 млн кубометров попутного неф-
тяного газа (ПНГ) в год, а также существенно 
уменьшит негативное воздействие на окружаю-
щую среду.
Проект установки разработан совместно спе-
циалистами «Газпромнефть-Ноябрьскнефте-
газа», Научно-Технического Центра «Газпром 
нефти» и МГТУ им. Баумана. Монтаж оборудова-
ния происходит без возведения капитального 
фундамента. Объект без особых затрат можно 
транспортировать на другие месторождения 
предприятия, где имеется производственная 
необходимость.
Николай Главнов, директор программ развития 
функции «Газ» Блока экспертизы и функцио-
нального развития НТЦ «Газпром нефти»:
«В отрасли наметилась тенденция на создание 
мобильных, модульных и более компактных ре-
шений компрессорного и других видов обору-
дования. Это связано не только с развитием тех-
нологий и доступностью материалов и решений, 
но и с подходом к разработке месторождений. 
После окончания производственных циклов 
оборудование может быть легко демонтировано, 

упаковано и отправлено на другой объект. Так 
компания стремится сократить влияние на окру-
жающую среду и сделать все процессы проще 
и эффективнее».
Алексей Огородов, генеральный директор 
«Газпромнефть-Ноябрьскнефтегаза»:
«Запуск установки позволит предприятию од-
новременно решить несколько производствен-
ных задач: уменьшить воздействие на атмосфе-
ру, а также получить дополнительные объемы 
попутного газа, которые в синергии с нашими 
партнерами будут направлены на переработку. 
По ряду технических характеристик данная уста-
новка — единственная в России, и по заверше-
нии испытательного периода мы готовы поде-
литься опытом по ее эксплуатации с коллегами».
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«Газпромнефть-Ямал» повышает 
эффективность строительства 
скважин
На Новопортовском месторождении «Газ-
промнефть-Ямала» успешно опробован новый 
подход к строительству скважин. Технология 
применена впервые в России и имеет высокий 
потенциал для тиражирования.
Специалисты разработали и внедрили техни-
ческое решение, позволяющее ускорить ввод 
горизонтальных скважин с многостадийным гид-
роразрывом пласта (МГРП). Благодаря такому ре-
шению уменьшается общее количество операций 
и время работы бригады капитального ремонта 
скважин. В результате полный цикл строитель-
ства скважины сокращается на 5 %.
В 2023 году «Газпромнефть-Ямал» планирует ис-
пользовать оптимизированную схему заканчива-
ния* на 15 скважинах.
Артем Войводяну, технический директор 
«Газпромнефть-Ямала»:
«Для успешной разработки арктических место-
рождений требуется новаторский подход ко всем 
этапам производственного цикла, включая буре-
ние и освоение скважин. Применение собствен-
ных разработок и лучших отраслевых практик, 
оптимизация стандартных процедур позволяют 
сокращать издержки и повышать эффективность 
капиталовложений».

Справка
* Заканчивание — завершающий этап строитель-
ства скважины, на котором выполняются опера-

ции, необходимые для начала добычи. Эффект 
достигается за счет усовершенствованной схемы 
заканчивания и технологической доработки 
подвесного оборудования. Согласно техноло-
гии стингер** спускается в скважину с буровой 
установки вместе с хвостовиком*** на колонне 
насосно-компрессорных труб, тогда как при стан-
дартном подходе спуск хвостовика выполняется 
отдельно с помощью бурильных труб.
** Стингер — устройство, предназначенное 
для герметичной стыковки колонны насосно-
компрессорных труб с подвеской хвостовика 
для защиты эксплуатационной колонны от воз-
действия высокого давления при проведении 
гидроразрыва пласта.
*** Хвостовик — обсадная колонна потайного 
типа, которая устанавливается в специальной 
системе подвески в предыдущей обсадной ко-
лонне.
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Введение. Одной из ключевых задач сейсморазведки является восстановление распределения свойств 
по разрезу. В данной публикации предлагается новый метод для прогноза коэффициентов отражения 
по входному волновому полю. Наличие информации об изменении коэффициентов отражения позволяет 
перейти к оценке относительного изменения акустической жесткости по разрезу.
Цель. Целью работы является разработка и апробация новой технологии оценки относительного изменения 
акустической жесткости по волновому полю с использованием адаптированного метода Lasso-регрессии.
Материалы и методы. Для тестирования предлагаемого подхода использованы как модельные данные, 
сгенерированные в рамках исследования, так и реальные, полученные на одном из месторождений 
Восточной Сибири.
Результаты. В результате проведенного исследования предложен новый подход к решению обратной 
задачи сейсморазведки в акустической постановке. Разработанный алгоритм показал свою эффективность 
на реальных данных, позволив повысить качество прогноза акустической жесткости по разрезу.
Заключение. Полученные результаты позволяют сделать заключение об эффективности предлагаемого 
подхода. В результате применения новой технологии удалось повысить точность прогноза акустического 
импеданса на рассматриваемом участке.
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Introduction. One of the key tasks of seismic exploration is to restore the distribution of properties across the 
section. This publication proposes a new method for predicting reflection coefficients from the input wave field. 
The availability of information about the change in reflection coefficients allows us to proceed to the estimation of 
the relative change in acoustic impedance across the section.
Goal. The aim of the work is to develop and test a new technology for estimating the relative change in acoustic 
impedance based on a wave field using an adapted Lasso regression method.
Materials and methods. To test the proposed approach, both synthetic data generated in the framework and real 
data obtained at one of the fields of Eastern Siberia were used.
Results. As a result of the conducted research, a new approach to solving the inverse problem of seismic 
exploration in an acoustic formulation is proposed. The developed algorithm has shown its effectiveness on real 
data, making it possible to improve the quality of the forecast of acoustic impedance in the section.
Conclusion. The results allow us to conclude about the effectiveness of the proposed approach. As a result of the 
application of the new technology, it was possible to increase the accuracy of the acoustic impedance prediction.
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Введение

Ключевой задачей сейсморазведки являет-
ся восстановление распределения свойств 
геологического разреза, а именно — рас-
пределение коэффициентов отражения. 
Пространственное положение коэффициен-
тов отражения описывает положение границ, 
на которых происходит изменение упругих 
свойств. Знак и масштаб коэффициента отра-
жения описывают изменение свойств на гра-
нице.
Коэффициенты отражения могут рассматри-
ваться как дельта-функция, которая характе-
ризуется бесконечным частотным спектром. 
Данные сейсморазведки характеризуются 
ограниченной полосой частот, что приводит 
к возникновению тюнинг-эффекта и прояв-
ляется в ограниченной вертикальной разре-
шающей способности. При малой мощности 
пластов возникает неопределенность, свя-
занная с невозможностью отображения тон-
ких пластов из-за интерференции отражений 
от границ.
Актуальной задачей является разработка 
алгоритмов для повышения разрешающей 
способности поля с целью выделения тонких 
пластов, находящихся за пределами верти-
кальной разрешающей способности.
Данная работа посвящена новому мето-
ду повышения разрешающей способности 
для оценки изменения акустических свойств 
разреза. Некоторые теоретические пред-
посылки данного исследования были опуб-
ликованы ранее в работе [1]. В настоящей 
статье рассматривается развитие метода 
для решения задач на реальных данных.

Метод

Рассмотрим сверточную модель, которая опи-
сывает сейсмическую трассу s(t) как результат 
свертки трассы коэффициентов отражения r(t) 
с некоторым вейвлетом w(t):

	 s(t) = w(t) · r(t) + n(t).	 (1)

Данное уравнение является фундаменталь-
ным для многих расчетов, осуществляемых 
в сейсморазведке. Основываясь на подоб-
ном представлении сейсмической трассы, 
усложним модель путем замены единичных 
коэффициентов отражения моделью тонкого 
пласта с временной мощностью dτ:

	 s(t) = ∑k
K [w*(dτ, t, k) · r*(dτ, t, k)] + n(t).	 (2)

Значение dτ описывает временную задержку 
между кровлей и подошвой пласта. Перебор 
задержек позволяет создать множество ва-
риантов сложного отклика от тонкого пласта. 
При значении dτ = 0 будет получен отклик 
от единичной границы, при dτ > 0 отклик опи-
сывает сложный импульс от тонкого пласта, 
при этом коэффициенты отражения могут 
иметь как один знак, так и быть противопо-
ложными по знаку. 
Полученные модели откликов можно 
объединить в словарь откликов D(k), опи-
сывающий все возможные варианты тонких 
пластов. Индекс k соответствует определен-
ному отклику (вейвлету) из словаря D, кото-
рому соответствует заданная модель коэффи-
циентов отражения r*(dτ, t, k). Таким образом, 
сейсмическая трасса может быть описана 
сочетанием множества сложных вейвлетов, 
каждому из которых отвечает соответствую-
щее сочетание коэффициентов отражения.
Представленная сверточная модель может 
быть выражена в матричной форме:

	 s = (w1* … wk*)( r1*
rk* ) + n = Dm + n,	 (3)

где D — матрица вейвлетов (библиотека 
вейвлетов); m — матрица соответствующих 
вейвлет-зависимых коэффициентов отраже-
ния; n — аддитивный шум.
Поиск коэффициентов отражения для за-
данной библиотеки вейвлетов представляет 
собой обратную задачу геофизики, которая 
является некорректно поставленной. Во-
первых, данная задача не имеет единствен-
ного решения, во-вторых, решение являет-
ся неустойчивым, то есть малые изменения 
входных данных могут приводить к значи-
тельным вариациям результата. 
Решение поставленной задачи может 
рассматриваться в рамках концепции линей-
ной регрессии и выполняться путем мини-
мизации функционала ошибки восстановле-
ния наблюденной трассы:

	 J = ||s – Dm||2 → min.	 (4)

Для того чтобы избежать переобучения ли-
нейной регрессии и ограничить значения ко-
эффициентов у вейвлетов словаря, необходи-
мо наложить ограничения, то есть выполнить 
регуляризацию. С байесовской точки зрения 
регуляризация соответствует добавлению 
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некоторых априорных распределений на па-
раметры модели. Это позволяет рассматри-
вать задачу поиска решения как оптимиза-
цию регуляризированного функционала [2]:

	 ||s – Dm||2 + λ ||m||pLp → min, λ ≥ 0.	 (5)

Под символом ||m||Lp понимается нор- 
ма Минковского вида p√∑|mj|

p, наклады-
вающая ограничение на результат реше-
ния. В этой связи обычно рассматривают 
несколько типов регуляризации в зависимо-
сти от значений p [3]. Таким образом, поиск 
решения относится к области машинного 
обучения с использованием заданного сло-
варя, в рамках которого выполняется поиск 
аппроксимации входной функции, то есть 
сейсмической трассы.

В данном исследовании рассматривается 
использование методов L1-регуляризации. 
Среди этой категории методов можно выде-
лить алгоритм Lasso, как один из наиболее 
распространенных алгоритмов подобного 
класса. Преимуществом данного подхода 
является возможность получения нулевых 
коэффициентов, то есть выполнения отбора 
элементов и выделения наиболее значимых. 
Выбор алгоритма решения основан на ра-
нее проведенном исследовании, описан-
ном в публикации [1]. Таким образом, задача 
алгоритма сводится к подбору оптимальных 
параметров решения поставленной задачи 
линейной регрессии с целью наиболее точно-
го восстановления коэффициентов отраже-
ния по входной сейсмической трассе.
Потенциально подобный подход позволяет 
повысить разрешающую способность вол-
нового поля. Имея прогноз коэффициентов 
отражения, возможен переход к относи-
тельному изменению акустической жестко-
сти через интегрирование или рекурсивный 
алгоритм. Переход к абсолютным значени-
ям акустической жесткости может осуще-
ствляться путем добавления фоновой моде-
ли свойства, описывающей низкочастотный 
тренд, отсутствующий в волновом поле из-за 
ограниченной полосы частот.
Таким образом, предлагаемый алгоритм 
является модификацией инверсии редких 
импульсов. Модификация достигается путем 
учета откликов от тонких пластов. Как бу-
дет показано далее, подобное решение 

позволяет повысить детальность и точность 
решения обратной задачи.

Результаты

На начальном этапе рассмотрим решение 
на модельных данных. Создание модели 
осуществлялось путем генерации случайной 
последовательности коэффициентов отра-
жения с задержкой три дискрета по вре-
мени с последующей сверткой с вейвлетом 
Риккера частотой 30 Гц. 
Полученная модель подавалась на вход раз-
работанного алгоритма, при этом библиотека 
вейвлетов создавалась перебором задер-
жек от 0 до 7 дискретов. В результате было 
получено предсказание модели коэффициен-
тов отражения, которое позволяет восстано-
вить тонкое строение модели (рис. 1). В зонах 
интерференции наблюдается выделение 
отдельных границ, что позволяет повысить 
разрешающую способность поля.
Оценка качества решения осуществлялась 
путем сравнения относительных изменений 
свойств и вычисления рекурсивной инвер-
сии по модельной и полученной кривой 
коэффициентов отражения. Предлагаемый 
алгоритм позволил достаточно точно 
восстановить относительное изменение 
свойств, коэффициент корреляции между 
истиной моделью и предсказанием состав-
ляет 0,94 (рис. 2), а также детально восста-
новить тонкослоистую структуру разреза. 
Как видно из сравнения, на результирующей 
трассе относительного импеданса (рис. 2) 
выделяются модельные пласты мощностью 
3 дискрета.
Результаты тестирования на модельных 
данных показывают применимость алго-
ритма для оценки относительного изме-
нения акустической жесткости, при этом 
достигается увеличение разрешающей 
способности по сравнению с исходным вол-
новым полем.
При переходе к реальным данным необ-
ходимо отметить, что одним из ключевых 
требований к алгоритму является кор-
ректное представление импульса, содер-
жащегося в волновом поле. Как показа-
ло тестирование, ошибка в определении 
импульса приводит к нестабильной работе 
алгоритма и снижению качества результа-
та. Для решения возникающей проблемы, 
в рамках реализации алгоритма, добавле-
но определение статистического импульса 
по Фурье-преобразованию трасс волново-
го поля. Определив импульс, находящий-
ся в данных, формирование словаря может 
быть актуализировано под имеющиеся 

Метод lasso-регрессии при оценке 
относительного изменения акустической 
жесткости увеличивает коэффициент 
корреляции между прогнозом и фактом  
с 0,83 до 0,93.
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входные данные. При этом в общем случае 
возможно определение и полного детер-
министического импульса для учета фазо-
вого спектра.
Рассмотрим работу алгоритма на реальных 
данных, полученных на одной из площадей 
Восточной Сибири. Для тестирования ал-
горитма выбран небольшой объем данных 
в окрестности скважины. На первом этапе 
был определен статистический импульс, 

входящий в волновое поле. Полученный им-
пульс использовался для создания слова-
ря откликов от тонкого пласта с вариацией 
мощности от 0 до 14 мс. Применение алго-
ритма восстановления коэффициентов отра-
жения позволило получить прогноз тонко-
го строения изучаемой среды, к которому 
затем применялся рекурсивный алгоритм 
для оценки относительного изменения аку-
стической жесткости.
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Рис. 1. Слева — модельное волновое поле, в центре — прогноз коэффициентов отражения, справа — истинные значения коэффициентов 
отражения (А.В. Буторин)

Fig. 1. Right — modeled wave field, center — prediction of reflection coefficients, left — true value of reflection coefficients (Aleksandr V. Butorin)
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Рис. 2. Сопоставление истинного (синяя кривая) и предсказанного (оранжевая кривая) относительного 
импеданса (А.В. Буторин)

Fig. 2. Comparison of true and predicted (blue line) and estimated (orange line) relative acoustic impedance 
(Aleksandr V. Butorin)
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Обсуждение

Для оценки информативности предлагаемо-
го метода по скважинным данным выполнен 

расчет истинного значения относительного 
импеданса (рис. 3б) путем вычитания низко-
частотной модели импеданса, полученной 
при фильтрации высоких частот с порогом 
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Рис. 3. Сопоставление реальных и полученных данных: а — низкочастотная модель импеданса;  
б — сопоставление истинного (зеленая кривая) и прогнозного (синяя кривая) относительного импеданса;  

в — импеданс по скважине; г — предсказанный импеданс; д — разница (А.В. Буторин)
Fig. 3. Comparison of true and predicted data: a — low-frequency model of impedance; б — comparison of real (green) 

and predicted (blue) relative impedance; в — acoustic impedance of the well; г — predicted acoustic impedance;  
д — difference (Aleksandr V. Butorin)
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8 Гц (рис. 3а) из исходной кривой акустиче-
ского импеданса, приведенной к сейсмиче-
ской полосе частот (рис. 3в). Таким образом, 
скважинные данные выступают независи-
мым инструментом проверки качества, так 
как предлагаемый алгоритм в текущей ре-
ализации не учитывает скважинную инфор-
мацию.
Полученная оценка коэффициентов от-
ражения была пересчитана в куб отно-
сительного импеданса. Для этой цели 
использовался алгоритм численного инте-
грирования трасс коэффициентов отраже-
ния с последующим применением фильтра 

низких частот для устранения смещения 
оценки.
С целью оценки качества на первом этапе вы-
полнено сопоставление истинного и прогноз-
ного значения относительного импеданса 
(рис. 3б) — коэффициент корреляции соста-
вил 0,6. Из рис. 3б видно, что обе кривые име-
ют высокую степень сходимости.
В дальнейшем к прогнозному значению отно-
сительного импеданса добавлялась низкоча-
стотная модель для перехода к абсолютным 
значениям акустической жесткости (рис. 3г), 
сопоставление абсолютных значений харак-
теризуется коэффициентом корреляции 0,93. 
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инверсией (справа). В центре показано значение импеданса в скважине (А.В. Буторин)

Fig. 4. Comparison of acoustic impedance obtained by the proposed method (left) and standard inversion (right).  
In center shown the impedance value in the well (Aleksandr V. Butorin)
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При этом истинное значение акустической 
жесткости было приведено к сейсмической 
полосе частот (рис. 3в). Относительная ошиб-
ка восстановления импеданса характери-
зуется дисперсией 8 % (рис. 3д) и меняется 
в диапазоне менее 20 %.
С целью оценки эффективности предлагае-
мого подхода дополнительно выполнено со-
поставление с акустической жесткостью, по-
лученной в рамках стандартной синхронной 
инверсии, — для получения решения исполь-
зовалась модель базированная инверсия 
по аппроксимации Аки-Ричардса с использо-
ванием отдельных кубов по угловым диапа-
зонам. Сопоставление истинного и прогноз-
ного значения акустической жесткости, 
полученного в рамках стандартной синхрон-
ной инверсии, характеризуется коэффициен-
том корреляции 0,83. 
Сопоставление прогнозных значений аку-
стической жесткости, полученных предла-
гаемой технологией и стандартным под-
ходом, показывает их схожесть (рис. 4). 
Предлагаемый подход позволяет получить 

более контрастное решение, с резкими 
границами и более высокой детализацией 
разреза.
Таким образом, на реальных данных доказа-
но, что применение предлагаемого подхода 
позволяет получить более точное восстанов-
ление свойств — коэффициент корреляции 
меду прогнозом и истинным значением уве-
личился с 0,83 до 0,93, что доказывает эффек-
тивность предлагаемого решения.
Данный подход был реализован автором 
на языке программирования Python в Научно-
Техническом Центре «Газпром нефти», в насто-
ящее время алгоритм проходит тестирование 
на различных активах Компании.
Негативной стороной разработанной тех-
нологии является ее вычислительная ем-
кость — время расчета значительно зависит 
от объема входных данных и существен-
но превышает время расчета стандартной 
синхронной инверсии. Для решения этой 
проблемы может быть использовано распа-
раллеливание вычислений и использование 
кластерных решений.
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Размещение СО2 на Восточном 
участке Оренбургского 
нефтегазоконденсатного 
месторождения.  
Геологический потенциал
Р.Р. Минибаев1,*, П.Н. Герасименко1, К.Ю. Кызыма2, С.Е. Макаров2 
1Научно-Технический Центр «Газпром нефти» (ООО «Газпромнефть НТЦ»), РФ, Санкт-Петербург
2ООО «Газпромнефть-Оренбург», РФ, Оренбург

Электронный адрес: Minibaev.RRu@gazpromneft-ntc.ru

Цель. Повестка CCUS (carbon capture, utilization and storage) играет важную роль для предотвращения 
климатических изменений, вызванных в результате деятельности человека. Технологии улавливания, 
использования и хранения диоксида углерода позволят достичь нулевых выбросов. Для реализации 
проектов CCUS необходимы геологические объекты достаточного объёма, способные принять 
СО2 и надежно его удерживать. К оценке геологического потенциала таких объектов следует подходить 
комплексно, учитывая все имеющиеся данные, а при недостаточном их количестве проводить программу 
доизучения. В данной статье дана оценка геологического потенциала Восточного участка Оренбургского 
нефтегазоконденсатного месторождения для целей размещения СО2.
Объектами для хранения СО2 могут являться водоносные пласты и ловушки, а также выработанные 
месторождения углеводородов. Вне зависимости от вида объекта необходимо понимать возможности 
коллектора по размещению СО2 и его изолированности. 
Материалы и методы. В рамках реализации пилотного проекта по размещению СО2 компания 
«Газпромнефть-Оренбург» определила перспективные объекты в пределах Восточного участка 
Оренбургского нефтегазоконденсатного месторождения, которые на текущий момент являются наиболее 
привлекательными с геологических позиций. Оценка перспективности объектов выполнялась методами 
описания, анализа, синтеза и 3D-моделирования на основе данных 3D СРР и скважинных данных (ГИС, 
РИГИС, керн).
Результаты. В данной статье дана геологическая характеристика разреза Восточного участка 
Оренбургского нефтегазоконденсатного месторождения, приведены результаты анализа изученности, 
обоснования надежности ловушки, дана оценка их геологического потенциала; рассмотрены 
и проанализированы критерии сохранности углекислого газа в выделенных пилотных объектах, 
геологические риски и неопределенности, предложены мероприятия по их устранению; приведены 
дальнейшие задачи проекта.
Заключение. Представленные результаты позволяют сделать выводы о наличии геологического потенциала 
на ВУ ОНГКМ для размещения СО2 и о соответствии критериям сохранности СО2 в планируемых объектах 
закачки.

Ключевые слова: ловушки, углекислый газ, CCUS, Оренбургское нефтегазоконденсатное месторождение
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СО2 storage on the East part of the Orenburg oil and gas condensate field. 
Geological potential 

Rafael R. Minibaev1,*, Pavel N. Gerasimenko1, Konstantin Y. Kyzyma2, Sergey E. Makarov2 
1Gazprom-neft STC LLC, RF, Saint-Petersburg
2Gazprom-neft Orenburg LLC, RF, Orenburg

E-mail: Minibaev.RRu@gazpromneft-ntc.ru

Purpose. The CCUS (carbon capture, utilization and storage) agenda has an important role in preventing 
climate change caused by human activities. Technologies of carbon capture, utilization and storage are aimed 
at achieving zero net emissions. The implementation of CCUS projects makes it necessary to have geological 
formations of sufficient volume that are able to receive СО2 and reliably contain it. The assessment of the 
geological potential of these formations should be approached comprehensively from the point of view of storage 
safety, considering all available data, and if there is not enough of them, an additional study program should be 
carried out.
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Aquifers or depleted hydrocarbon deposits can be as objects for СО2 storage. Regardless of the type of object, it is 
necessary to understand whether the reservoir is capable to receive СО2, whether it will be securely trapped in the 
selected geological system, and what forces will provide this.
Materials and methods. As part of the implementation of a pilot project for the СО2 storage, Gazpromneft-
Orenburg LLC has identified promising facilities within the Eastern section of the Orenburg oil and gas 
condensate field, which currently look the most attractive from a geological standpoint. The assessment of the 
formations prospects was carried out by the methods of description, analysis, synthesis and 3D modeling based 
on 3D seismic data and well data (well logging and results, core data).
Results. This article gives a geological description of the East part of the Orenburg oil and gas condensate field. 
Results of exploration maturity analysis are presented, traps and their geological upside are identified, the criteria 
for the preservation of carbon dioxide in the selected pilot object is considered and analyzed, geological risks and 
uncertainties identification is fulfilled, and measures to remove them are proposed. Further tasks of the project 
are given.
Conclusion. The presented results allow us to make conclusions about the presence of a geological potential at 
the WU OOGCF for the СО2 storage and compliance with the criteria for the preservation of carbon dioxide in the 
planned injection objects. 
Keywords: traps, carbon dioxide, CCUS, Orenburg oil and gas condensate field
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Восточный участок Оренбургского нефтега-
зоконденсатного месторождения (ВУ ОНГКМ) 
соответствует известным критериям выбора 
объекта для хранения углекислого газа: 
•	 изученность, позволяющая в необ-

ходимой степени оценить потенциал 
хранилища; 

•	 сохранность, исключающая миграцию 
СО2 за пределы хранилища или выход 
на поверхность; 

•	 объём, который может быть использован 
для закачки необходимого количества 
СО2;

•	 наличие факторов улавливания, кото-
рые будут непосредственно сказываться 
на безопасности хранения углекислого 
газа.

ОНГКМ связано с крупной тектоно-седимен-
тационной структурой субширотного прости-
рания — Оренбургским валом, расположен-
ным в наиболее возвышенной северной части 
Соль-Илецкого свода в зоне сочленения трех 
крупных тектонических элементов юго-вос-
точной территории Восточно-Европейской 
платформы — Волго-Уральской антеклизы, 
Прикаспийской впадины и Предуральского 
краевого прогиба. Гипсометрическое 

положение Оренбургского вала исключа-
ет возможность региональной миграции 
СО2. Более того, платформы характеризуют-
ся минимальной сейсмической активностью, 
что является благоприятным фактором [1]. 
Имеющиеся на территории месторождения 
геодинамические полигоны подтверждают 
отсутствие значимых проявлений индуциро-
ванной сейсмической активности.
Наиболее изученными являются выработан-
ные или разрабатываемые месторождения, 
к последним из которых относится ВУ ОНГКМ. 
Выработанные нефтяные залежи характери-
зуются максимально полным набором геоло-
го-геофизических и промысловых данных, 
наличием цифровых геологических моделей, 
имеют преимущество перед другими потен-
циальными объектами для закачки. 
ВУ ОНГКМ, разрабатываемый «Газпромнефть-
Оренбургом», хорошо изучен: площадь ли-
цензионного участка составляет 421 км2, бо-
лее 90 % лицензионного участка покрыта СРР 
3D, пробурено более 700 скважин, отобран 
керн из 44 скважин, в том числе из 8 сква-
жин сакмарского и из 3 скважин ассель-
ского ярусов; испытание артинского яруса 
(основного объекта разработки) проведено 
в 110 скважинах, сакмарского и ассельского 
ярусов — в 3 скважинах, башкирского яру-
са — в 9 скважинах.
ВУ ОНГКМ имеет блоковое строение, 
выделяется три основных блока, раз-
деленных субмеридиональными раз-
ломами. Кристаллический фундамент 
на рассматриваемой территории глубоким 
бурением не вскрыт, глубина залегания 
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Выработанные нефтяные залежи — 
потенциальные объекты для закачки 
и хранения углекислого газа, отличаются 
высокой изученностью и наличием 
инфраструктуры на месторождении.
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по сейсмическим данным составляет 
свыше 6,5 км. Фундамент перекрывается 
осадочным чехлом, сложенным ордовик-
скими, девонскими, каменноугольными, 
пермскими и мезокайнозойскими отложе-
ниями. Основная зона нефтегазоносности 
месторождения распределяется от баш-
кирского до артинского яруса с глубиной 
залегания от 1 500 м до 3 000 м (рис. 1), 
что является оптимальной глубиной 
для закачки углекислого газа и его хране-
ния в жидкой фазе, благодаря чему объем 
его размещения будет больше по сравне-
нию с газообразным и сверхкритическим 
состоянием. Литологически резервуар 
сложен преимущественно карбонатными 
породами, флюиудоупоры представлены 
плотными и битуминизированными из-
вестняками, глинистыми, а также галоген-
ными породами. 

На ВУ ОНГКМ существует вариатив-
ность сценариев закачки и использования 
СО2 как для захоронения, так и для увеличе-
ния нефтеотдачи:
•	 Закачка в разрабатываемые нефтяные 

залежи (в том числе с целью увеличения 
нефтеотдачи).

•	 Закачка в газовую шапку артинского 
(пласт Р4–5), сакмарского (пласт Р6) и баш-
кирского (пласт А4) ярусов.

•	 Закачка в аквиферы пластов Р4–5, Р6, А4.
•	 Закачка в водоносные пласты ассельского 

яруса (пласт Р7), гжельского-касимовско-
го яруса верхнего карбона и московского 
яруса среднего карбона. 

Каждый сценарий обладает своими осо-
бенностями. В качестве пилотного объекта 
закачки на данный момент выделены две 
структурные, тектонически-экранирован-
ные ловушки с общим потенциалом 155 млн т 
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Рис. 1. Упрощенный схематический разрез ВУ ОНГКМ («Газпромнефть НТЦ»)
Fig. 1. Simplified schematic intersection of the WU OOGCF (Gazprom-neft STC)
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СО2. В ассельском ярусе (пласт Р7) выделена 
структурно-тектоническая водонасыщенная 
ловушка, выше по разрезу выделяется уна-
следовано развитая ловушка в сакмарском 
ярусе (пласт Р6). Геолого-физические пара-
метры представлены в табл. 1.
Сакмарский и ассельский ярусы представ-
лены переслаивающимися проницаемыми 
кавернозно-пористыми и непроницаемы-
ми плотными, органогенно-обломочными, 
органогенно-детритовыми, неравномерно 
перекристаллизованными известняками. 
Модель осадконакопления в изучаемом ин-
тервале разреза представлена шельфовой 
карбонатной платформой, которая в ассель-
ско-артинские века приобрела черты шельфа 
полного профиля. Палеофациальная ре-
конструкция позволила выделить следую-
щие фации: мелководно-шельфовая, био-
гермно-шельфовая, фация барьерных рифов 
и депрессионной зоны. Пилотный объект 
расположен в третьем блоке в восточной 
части, где в ассельско-сакмарское вре-
мя были развиты органогенные постройки, 

что гарантирует достаточный эффективный 
объём порового пространства.
Геологический объём порового про-
странства пилотных объектов был рассчитан 
по формуле: 

	 V = S · Hэфф · Kпор · (1 – Koв) · pCO2
 · Kохв,	

где V — объём ловушки, в который может 
быть закачан СО2, S — площадь, Hэфф — эф-
фективная толщина, Кпор — коэффициент 
пористости, Ков — коэффициент остаточ-
ной водонасыщенности, pCO2

 — плотность 
СО2 в заданных термобарических условиях, 
Кохв — коэффициент охвата, показывающий 
какая часть разреза по вертикали будет во-
влечена в процесс закачки СО2.
Одним из ключевых критериев сохранности 
является выдержанность, толщина и со-
став флюиудопора. Первичной покрышкой 
для пласта Р7 являются плотные непрони-
цаемые известняки с глинистыми прослоя-
ми мощностью до 20 м (подошвенная часть 
сакмарского яруса), для пласта Р6 –биту-
минизированные известняки, залегающие 
в верхней части сакмарского яруса мощно-
стью до 35 м (табл. 2). Низкие ФЕС выделен-
ной толщи обусловлены плотной первичной 
упаковкой слагающих породу фрагментов, 
наличием битума между ними, что препят-
ствует развитию процессов растворения. 
Эта толща является практически непрони-
цаемой, наблюдавшиеся в керне субверти-
кальные трещины заполнены вторичными 
минералами. Региональным флюидоупором 
без нарушений целостности и с подтвер-
жденными экранирующими свойствами 
являются кунгурские сульфатно-галоген-
ные образования нижней перми, средняя 
мощность которых составляет 500–700 м. 
Данная толща будет являться вторич-
ной покрышкой и выступать в качестве 
дополнительной гарантии удержания 
СО2 в пласте согласно критериям выбо-
ра объекта по международному стандар-
ту ISO 27914:2017. Также ниже по разрезу 
по промыслово-геофизическим данным 
выделяются следующие флюидоупоры: 
глинисто-карбонатные породы мощностью 
25–50 м для залежей башкирского яруса, 
региональные прослои глин мощностью 
до 5–10 м залегают в прикровельной части 
московского яруса, прослои глин синего 
и черного цвета мощностью до 20 м в верх-
ней части гжельско-касимовского яруса. 
Наличие флюидоупоров непосредственно 
в пластах закачки, а также мощной регио-
нальной эвапоритовой толщи, выступающей 
в качестве гаранта безопасного хранения 
СО2, а также высокая степень расчлененно-
сти (переслаивание коллектор–неколлектор) 

Таблица 1. Геолого-геофизическая характеристика пластов Р6 и Р7
Table 1. Geological and geophysical characteristics of the P6 and P7 formations

Параметры Ед. изм. Р6 Р7

Средняя глубина залегания кровли м 1910 2050

Тип колектора Карбонатный Карбонатный

Средняя эфф. толщина м 60 47.5

Пористость д. ед 0.088 0.12

Проницаемость мД 8.6 35

Коэф. песчанистости д. ед 0.43 0.43

Расчлененность ед 15.8 15.8

Начальное пластовое давление МПа 22.7 23.7

Температура °С 39 41

Кол-во скважин, вскрывших пласты полностью шт. 20 20

Кол-во скважин с керном шт. 8 3

Кол-во испытаний пласта шт. 3 3

Таблица 2. Геолого-геофизическая характеристика покрышек пластов Р6 и Р7
Table 2. Geological and geophysical characteristics of the seals of the P6 and P7 

formations

Параметры Вторичная 
покрышка Покрышка Р6 Покрышка Р7

Средняя глубина 
залегания, м 500 1910 2050

Состав Каменная соль Битуминизированные 
известняки

Плотные непроницаемые 
известняки 

с глинистыми прослоями

Средняя мощность, м 500–700 30 15

Распространение Региональное В пределах ВУ ОНГКМ В пределах ВУ ОНГКМ
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позволяет утверждать, что по геологиче-
ским и гидрогеологическим условиям под-
тверждается высокая степень сохранности 
СО2 в объектах закачки.
Основные разломы являются также экрани-
рующими, об этом свидетельствуют следую-
щие факты: 
•	 в разных блоках подтверждаются раз-

личные уровни ГНК и ВНК в залежах ар-
тинского яруса (основного объекта разра-
ботки);

•	 по керновым данным трещины залечены 
непроницаемым чёрным углистым и гли-
нисто-битуминозным веществом;

•	 значительная амплитуда разломов 25–90 м.
Наличие экранирующего разлома несёт 
риск реактивации по причине увеличе-
ния напряжений, пластового давления 
и, как следствие, прорыва агента закачки. 
Геомеханическое моделирование позволит 
управлять данным риском. В основу модели 
будут заложены результаты геомеханических 
исследований, проведенных непосредствен-
но на керновом материале пород покры-
шек и коллекторов, включающие определе-
ние предела прочности и упругих модулей 
при одноосном растяжении, при односта-
дийном многоосном сжатии и при многоста-
дийном многоосном сжатии, сжимаемости 
горных пород и пороупругой константы Био 
до и после воздействия СО2.
Одним из результатов моделирования будет 
определение и обоснование максимального 
давления закачки СО2, которое гарантиру-
ет отсутствие потери целостности флюиудо-
упоров и экранирующих разломов (BS ISO 
27914:2017).
Надежность разлома и покрышек также 
подтверждается в процессе реализации 

программы мониторинга подземных вод, ко-
торая включает наблюдательную сеть сква-
жин, контролирующих состояние подземных 
вод под влиянием основных потенциаль-
ных источников загрязнения — АГЗУ, УПНГ, 
действующих добывающих, поглощающих 
скважин. За длительное время разработки 
и изменения начальных пластовых давлений 
в пределах горного отвода не было зафикси-
ровано ни одной утечки УВ.
В мировой практике выделены ряд фак-
торов, которые обуславливают длитель-
ное улавливание и хранение углекислого 
газа: структурный, гидродинамический, 
минералогический и фактор растворения 
СО2 в пластовой воде [2]. Особенностью ВУ 
ОНГКМ является определяющий структур-
ный фактор, который полностью удовле-
творяет планируемым объемам закачки 
СО2 и его длительному хранению (рис. 2). 
При гидродинамическом моделировании 
резервуара расчетный период хранения 
оценивался до 1000 лет.
Несмотря на все имеющиеся факты надеж-
ного и безопасного хранения, разработан 
и утвержден проект доизучения характери-
стик резервуара, включающий лаборатор-
ные исследования керна, флюидов и полевые 
промыслово-геофизические исследования 
скважин. 
Имеющаяся 3D-геологическая модель 
и результаты реализации проекта геоло-
гического изучения недр лягут в основу 
для уточнения гидродинамической моде-
ли и обоснования характеристик объекта 
хранения СО2 с последующей постанов-
кой объемов закачки на государственный 
баланс. При положительных результатах 
проведенного геологического изучения 

Рис. 2. Структурная ловушка в ассельском ярусе (Р.Р. Минибаев)
Fig. 2. Structural trap in the Asselian horizon (Rafael R. Minibaev)
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недр Восточный участок недр будет оценен 
как пригодный для строительства подзем-
ных сооружений, не связанных с добычей 
полезных ископаемых, и после обустройства 
сможет принимать диоксид углерода (СО2) 
минимум в количестве 50 млн тонн при тем-
пе 1,1 млн тонн в год в течение 20–50 лет. 
Но уже на данном этапе, учитывая зарубеж-
ный опыт и все вышеперечисленные осо-
бенности строения участка, в том числе его 
расположение в региональном плане, на-
личие мощной региональной эвапоритовой 
толщи, а также буферных флюидоупоров, 
достаточного объёма коллектора, способ-
ного принимать флюид, можно утверждать, 
что ВУ ОНГКМ имеет достаточный объём 
для безопасного хранения СО2. Для управ-
ления рисками по закачке СО2 на ВУ ОНГКМ 
будет разработана детальная программа 
мониторинга.
Реализация пилотного проекта по раз-
мещению в пластах горных пород парни-
ковых газов на ВУ ОНГКМ позволит получить 
необходимый инструментарий для оценки 
и обоснования резервуаров для хранения 
СО2 и перейти к планомерному формирова-
нию в РФ определённых хабов по декарбони-
зации в регионах, с оценкой экономического 
эффекта.

ВЫВОДЫ

•	 Дана геологическая характеристика 
разреза ВУ ОНГКМ, рассмотрены и обос-
нованы пилотные объекты для закачки 
углекислого газа в ассельском и сакмар-
ском ярусах с общим оцененным объёмом 
155 млн тонн СО2.

•	 Рассмотрены и проанализированы кри-
терии сохранности углекислого газа 
в выделенных объектах: региональное 
положение, наличие структурного факто-
ра, порового пространства, региональных 
и буферных флюидоупоров и др.

•	 Сформирована программа доизучения 
для уточнения геолого-гидродинамиче-
ских характеристик.

•	 Определены задачи ближайшего времени:
–– по уточнению потенциала расширения 

резервуара для хранения СО2 в принима-
ющих пластах до башкирского яруса (по 
имеющимся на данный момент данным 
суммарный потенциал всех выделенных 
объектов для закачки и использования 
СО2 оценивается в объеме более 7 млрд т);

–– по получению достаточных данных по ре-
зультатам исследований для обоснования 
гидродинамических характеристик и по-
становки пилотных объектов на госбаланс.
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Прямой нейросетевой прогноз 
коллекторских свойств пласта 
по данным сейсморазведки 
на примере клиноформных 
отложений Западной Сибири
И.И. Приезжев1, Е.Е. Тайкулаков2, И.Л. Каюмов3, А.В. Леонов3, Д.А. Горбач4,*,  
В.Г. Мирошкин4, В.Ю. Овечкина4
1ООО «Лаборатория Приезжева», РФ, Москва
2Satbayev University, Республика Казахстан, Алматы
3ООО «Газпромнефть-Хантос», РФ, Ханты-Мансийск
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Электронный адрес: Gorbach.DA@gazpromneft-ntc.ru

В рамках выполнения задач по проектированию разработки перспективных площадей по ряду причин была 
выявлена проблема невозможности применения классических методов геологического моделирования 
с применением сейсмофациального анализа для количественной оценки коллекторских свойств 
продуктивных пластов.
В связи с этим проведено тестирование методик и алгоритмов машинного обучения, реализованных 
в специализированном ПО IP_Seismic (ООО «Лаборатория Приезжева»).
Цель. Основными целями работ являлись разработка проектов по вводу новых скважин, расчет 
экономической целесообразности и рентабельности финансовых затрат на основе трехмерной 
геологической модели месторождения.
Методы. В работе использовались алгоритмы машинного обучения на основе полнофункциональных 
функций Колмогорова, реализованные в обособленном программном обеспечении IP_seismic, а также 
методики геологического моделирования в программе Petrel.
Результаты. Результатом работы стала корректировка программы разработки и реализация некоторого 
количества бизнес-кейсов. В текущей статье приводятся различные типовые примеры применения 
методик машинного обучения, на основе которых были предложены дополнительные скважины к бурению, 
программы снятия рисков, реализация альтернативной системы разработки.
Заключение. В рамках работы представлены нетипичные способы решения задачи поиска перспективных 
зон для бурения посредством применения нейросетевого прогнозирования. Протестирована передовая 
математическая основа, заложенная в специализированное ПО, которое впоследствии и было 
задействовано для подготовки решения. На основе выработанной методологии представлены примеры 
успешного использования подхода для корректировки и проектирования программ эксплуатационного 
бурения, которые могут тиражироваться на иные объекты разработки.

Ключевые слова: машинное обучение, нейросети Колмогорова, геологическое моделирование 
клиноформных комплексов, сейсмофациальный анализ, проектирование разработки месторождения
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As part of the tasks for designing the development of promising areas in the oil and gas industry, a certain 
problem was identified with the inability to apply classical methods of geological modeling applying seismic-facial 
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analysis for the quantitative assessment of productive reservoir properties. 
Consequently, attempts were made to test machine learning techniques and algorithms implemented in the 
specialized software IP_Seismic (IPLAB LLC). 
Purpose. Main goal of the work was the development of projects for introducing new wells, calculating economic 
feasibility and profitability of financial expenditures based on a 3D geological model of the field. 
Methods. The work used machine learning algorithms based on full-featured Kolmogorov functions 
implemented in the separate software IP_Seismic, as well as 3D geological modeling techniques in Petrel 
software. 
Results. The outcome of the work resulted in the adjustment of the development program and the 
implementation of a certain number of business cases. Various typical examples of using machine-learning 
techniques are presented in this article, based on what additional wells for drilling, risk reduction programs, and 
the implementation of an alternative development system were proposed. 
Conclusion. This work presents typical ways of finding promising drilling zones with neural network forecasting. 
The advanced mathematical basis laid down in specialized software, which was subsequently utilized in 
preparing the solution, is tested. Based on the developed methodology, examples of successful application of 
the approach for adjusting and designing operational drilling programs are presented, which can be replicated in 
other development projects. 
Keywords: machine learning, Kolmogorov neural networks, geological modeling of wedge-shaped complexes, 
seismic facies analysis, field development design
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Введение

Получение достоверной трёхмерной геоло-
гической модели, согласованной одновре-
менно с данными сейсморазведки и сква-
жинными измерениями в виде вероятности 
наличия коллектора, с оценкой её точности 
в виде вариантов P10, P50, P90, является ам-
бициозной задачей. В настоящее время она 
решается в процессе многоэтапных иссле-
дований, которые включают в себя выявле-
ние эмпирических связей упругих свойств 
с коллекторскими свойствами на основе 
технологий и теории петроупругого модели-
рования, далее расчет сейсмической инвер-
сии для оценки упругих параметров горных 
пород. В процессе выполнения этих работ 
используется большое количество входных 
данных, которые задаются исследователями 
и значительно влияют на конечный результат. 
К таким параметрам можно отнести оценку 
низкочастотной модели при сейсмической 
инверсии и задачу определения связей упру-
гих свойств с распределениями фаций в изу-
чаемой геологической формации. 

Постановка задачи

Предлагается использование прямого 
прогноза коллекторских свойств по дан-
ным сейсморазведки с помощью технологии, 

основанной на применении нейронных сетей 
Колмогорова [6]. Собственно, прогноз вы-
полняется по данным в глубинном масштабе 
и может включать несколько кубов на вхо-
де, включая кубы-результаты сейсмиче-
ской инверсии, и скоростной куб, получен-
ный в процессе обработки. Предполагается 
выполнять прогноз вероятности коллекто-
ра по скважинным кривым вида «коллек-
тор — не коллектор» или по другим прямым 
параметрам качества резервуара. Также 
предлагается использовать стохастическую 
технологию многократных прогнозов с уда-
лением части скважин для каждого отдель-
ного прогноза с целью анализа разброса 
полученных оценок вероятности коллектора 
и получения кубов вида P10, P50, P90, сред-
него и стандартного отклонения. Полученные 
кубы в глубинном масштабе могут напрямую 
использоваться в процессе трёхмерного мо-
делирования свойств коллектора в качестве 
объёмного тренда и оценки возможных вари-
аций трёхмерной модели.

Теория метода

Прямой прогноз коллекторских свойств ре-
зервуара предлагается выполнять с помо-
щью нейронных сетей нового поколения 
на основе полнофункциональных нейро-
нов Колмогорова [2, 5, 6]. Чтобы объяснить 
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Нейронные сети нового поколения на основе 
полнофункциональных нейронов Колмогорова 
могут применяться для высокоточного 
прогноза коллекторских свойств пласта.

разницу между классическими нейронами, 
которые традиционно используются в ней-
ронных сетях, и полнофункциональными 
нейронами Колмогорова, используемыми 
в данной методике, приведём следующее 
сравнительное описание.

Классическая нейронная сеть использу-
ет нейроны, которые являются взвешенной 
суммой входного вектора, с последующим 
использованием активационной функции 
сигмоидного вида. Математическая запись 
классического нейрона представлена в об-
щем виде в формуле (1), а его схема пока-
зана в табл. 1. В предыдущих работах [5, 6] 
было предложено использовать в нейро-
нах полнофункциональные активационные 
функции на основе теоремы Колмогорова [2]. 
Математическая запись такого нейрона при-
ведена в формуле (2). 
Если сопоставить формулы (1) и (2), а так-
же сравнить схемы классических и пол-
нофункциональных нейронов то очевид-
но, что использование функционального 
преобразования для каждого входа ней-
рона дает гораздо большую степень сво-
боды для таких нейронов по сравнению 
с классическими нейронами. Это позволяет 
нейронным сетям с использованием пол-
нофункциональных нейронов Колмогорова 
адаптивно приспосабливаться к различным 
типам распределений входных параметров. 
С другой стороны, количество неизвестных 
в нейронных сетях с использованием ней-
ронов Колмогорова возрастает многократ-
но, так как эти функции преобразования 

могут быть заданы только в табличном виде. 
Обучение таких нейронных сетей предлага-
ется на основе ранее представленных нами 
гибридных схемах [1, 3], со стабилизацией 
по А.Н. Тихонову [4].
При использовании нейронных сетей 
прогнозные вычисления выполнялись в два 
основных этапа. На первом этапе — обучение 
нейронных сетей на основе обучающего мас-
сива, который состоит из следующих пар:
1)	 Известное значение прогнозного парамет-

ра (в нашем случае в точке вдоль ствола 
скважины).

2)	 Вектор переменных, по которому вы-
полняется прогноз, (в нашем случае это 
значения сейсмического поля по трассе 
заданного куба (или нескольких кубов) 
выше и ниже точки прогноза с параметром 
вдоль ствола скважины. Также имеется 
возможность использования соседних 
трасс. Список применяемых кубов может 
включать кубы — результаты сейсмиче-
ской инверсии и куб скоростей, получен-
ный в процессе обработки сейсмических 
данных. Предполагается использование 
кубов в глубинном масштабе, что облегча-
ет последующее использование результа-
тов при трёхмерном геологическом моде-
лировании). 

Обучающий массив может иметь большую 
размерность, так как в нем используются 
все точки на заданных скважинах. Выборка 
этих точек и диапазон зоны прогноза мо-
гут быть ограничены интервалом целевого 
пласта. Если заданный пласт можно разбить 
на пропластки дополнительными поверх-
ностями, то эти поверхности также исполь-
зуются для определения низкочастотного 
тренда при прогнозе. В случае большого 
количества скважин на изучаемом участке 
предлагается использовать режим раздель-
ного обучения нейронных сетей по каждой 
скважине. Этот режим позволяет получить 
набор отдельных обученных нейронных сетей, 
соответствующих каждой скважине. В про-
цессе выполнения расчёта результативного 
куба используются несколько нейронных се-
тей с ближайших к расчётной трассе сква-
жин. Значения на этой трассе вычисляются 
как средневзвешенное по результатам при-
менения нейронных сетей, с весом, обратным 
расстоянию до соответствующих скважин, 
и с учётом защитного радиуса, задаваемо-
го пользователем (обычно 100 м или более). 
Количество ближайших скважин также за-
даётся пользователем (в нашем случае — 10). 
Обучение выполняется на основе гибридно-
го способа, который включает использования 
генетического алгоритма с элементами гра-
диентных алгоритмов [1, 4].

Таблица 1. Сопоставление схем классических и полнофункциональных нейронов 
Колмогорова

Table 1. Comparison of schemes of classical and fully functional Kolmogorov neurons

Классическая нейронная сеть Модель Колмогорова

y = f( ∑n
i = 0 xi wi), (1) y = ∑n

i = 0 fi (xi), (2)

y
f(S)

wn

w1

w2

w3
w4

x1

x2

x3

x4

xn

y
S

fn(xn)

f1(x1)x1

x2

x3

x4

xn

f3(x3)
f2(x2)

f4(x4)

n — количество входов в нейронную сеть; xi — значения входного вектора; wi — весовые 
коэффициенты нейрона; f() — активационная функция; y — выходное значение нейрона; 

fi () — полнофункциональная активационная функция, задаваемая в табличном виде.
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На втором этапе — вычисление прогнозных 
кубов на основе обученной на первом этапе 
нейронной сети, на вход нейронной сети по-
даются сейсмические кубы, которые исполь-
зовались при обучении.
Для оценки точности прогнозных построе-
ний используется кросс-валидационный 
подход, суть которого в выполнении много-
кратных прогнозов на основе обучения 
на случайной части обучающего массива 
с удалением части скважин. В результате 
многократных прогнозов вычисляются кубы 
среднего прогноза стандартного отклоне-
ния P10, P50 и P90. 

Метод

Общая схема рабочего процесса выглядит 
следующим образом:
•	 постановка задачи и подготовка базы 

данных для построения прогноза (осу-
ществлялась в программном комплексе 
Petrel); 

•	 итерационный процесс наладки нейросети 
и, собственно, получение куба вероятности 
коллектора в специализированном про-
дукте IP_seismic. 

Полученный материал использовался для об-
новления 3Д геологической модели (рис. 1)
Применение технологии прямого нейро-
сетевого прогноза для решения задач 

при эксплуатации месторождения углеводо-
родов включает несколько этапов. 
На первом этапе выполнялся нейросете-
вой прогноз кубов коллекторских свойств 
на основе данных сейсморазведки и ре-
зультатов интерпретации измерений в сква-
жинах в виде дискретных кривых типа «кол-
лектор — не коллектор». В нашем случае 
прогноз выполнялся на основе сейсмических 
кубов в глубинном масштабе, что позволи-
ло использовать горизонтальные скважины 
для визуальной корректности и напрямую 
задействовать прогнозные кубы для геоло-
гического моделирования в качестве объём-
ных трендов. Для оценки точности результа-
тивных кубов использовалась методика 
многократных прогнозов с удалением части 
скважин и оценки разброса прогнозируе-
мых значений, а также вычисления кубов 
среднего прогноза, стандартного откло-
нения и кубов P10, P50, P90. На рис. 2 при-
ведён пример соотношения кривых, извле-
ченных из прогнозных кубов P10, P50, P90 
вдоль новой пробурённой скважины, которая 
не использовалась для обучения с дискрет-
ными кривыми литологии в данной скважи-
не. Можно видеть, что прогнозные значения 
показывают приемлемую точность нейросе-
тевого прогноза.
На следующем этапе прогнозные кубы учи-
тывались при распространении коллекто-
ра в трехмерной модели пласта в качестве 

Постановка задачи

Сбор данных

Подготовка данных

Выбот модели

Настройка модели

Верификация модели

Прогноз

Определение цели применения методики машинного обучения,
что мы хотим получить на выходе

Сбор всех необходимых для осуществления обучения данных

Работа с отсутствующими данными, выбросами, приведение набора данных
в рабочий формат 

В зависимости от постановки задачи и набора данных выбор подходящий
модели машинного обучения

Создание модели, итерационный подбор гиперпараметров 

Проверка прогнозной способности модели на части набора данных,  которая
не использовалась при обучении

Использование модели для реализации в моделе геологической среды

Petrel                                          IP  Siesmic

Точка №1 = Оператор
(Сейсмика)

Точка №2 = Оператор
(Сейсмика)

.......
Точка №3 = Оператор

(Сейсмика)

Нелинейное
уравнение

Прогнозный
тренд = Оператор

(Сейсмика)

Куб вероятности
коллектора

Куб +
поверхости +

точки

Рис. 1. Принципиальная схема этапов работ в рамках обновления геологической модели по результатам 
нейросетевого прогноза. Составлено авторами

Fig. 1. Schematic diagram of the stages of updating the geological model based on the results of the neural network. 
Prepared by the authors
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объёмного тренда и далее модель наполня-
лась кубами параметров уже традиционными 
методами моделирования.

Примеры

Все примеры иллюстрируют участки крупного 
нефтяного месторождения на этапе эксплуа-
тации в центральной части Западной Сибири. 
Технология нейросетевого прогноза приме-
нялась при построении секторных геологиче-
ских моделей участков залежей для приня-
тия оперативных решений при планировании 
бурения горизонтальных и наклонно-направ-
ленных эксплуатационных скважин в услови-
ях больших геологических неопределенно-
стей при проводке скважин.
Первый пример показал эффективность 
использования технологии прямого ней-
росетевого прогноза нефтенасыщенных 
толщин на участке месторождения, ранее 
не рассматриваемом для бурения скважин 
согласно полученных данных по трем сосед-
ним скважинам (Well 1, Well 2, Well 3) (рис. 3).
На данном участке изучаемый пласт морфо-
логически находится в зоне предполагае-
мого склона шельфа, что делает практиче-
ски невозможным прогноз распространения 
песчаных разностей в разрезе стандартными 
алгоритмами моделирования. 
При использовании куба вероятности 
коллектора, полученного по результатам 

применения машинного обучения, были уста-
новлены предпосылки для концентрации эф-
фективных толщин к одному стратиграфиче-
скому уровню, что позволило запланировать 
пилотную программу для расширения зоны 
поиска коллектора (рис. 3, б).
Как видно на рис. 5 после проходки сква-
жины Well 7, прогнозная модель распростра-
нения коллектора в верхней части пласта 
подтвердилась (эффективные толщины со-
ставили 15,6 м при прогнозных 7 м), что поз-
волило расширить зону прогноза коллектора 
в 3D-модели, запланировать дополнительное 
бурение горизонтальных скважин и уве-
личить экономическую эффективность всего 
проекта.
В дополнение хотелось отметить факт 
использования нейросетевого прогно-
за для выявления некорректных данных. 
В районе скважины Well 3 северо-восточнее 
зоны исследуемого участка, которая, ка-
залось бы, вскрыла минимальные толщи-
ны, по результатам нейросетевого прогноза 
была получена высокая вероятность наличия 
коллектора. После детального анализа дан-
ных в скважине было выявлено занижение 
ФЕС по причине недостаточного комплекса 
исследований, и, несмотря на наличие этой 
скважины в обучающей выборке, куб веро-
ятности характеризует эту зону как перспек-
тивную.
Второй пример. Для доизучения строе-
ния пласта в зону проектируемых скважин 

Условные обозначения:
Интервал, интерпретируемый как песчаник с точки зрения литологииКривая гамма-каротажа
Интервал, интерпретируемый как коллектор с точки зрения объекта разработки
Интервал, интерпретируемый как карбонатизированный пропласток с точки зрения объекта разработки

Кривая нейтронного каротажа
Кривая индукционного каротажа

Вероятностная кривая коллектора по нейросетевому прогнозу, Р10
Вероятностная кривая коллектора по нейросетевому прогнозу, Р50
Вероятностная кривая коллектора по нейросетевому прогнозу, Р90

Well 1
2380

2400

2420

2440

2460

2480

2500

2380

2400

2420

2440

2460

2480

2500

Well 2 Well 7 Well 4

Рис. 2. Проверка точности нейросетевого прогноза коллекторских свойств по новой скважине Well 7. Составлено авторами
Fig. 2. Checking the accuracy of the neural network forecast of reservoir properties for the new Well 7. Prepared by the authors
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была заложена программа доразвед-
ки с бурением пилотных стволов (рис. 6а). 
Предпосылками для перспектив явилась 
модель, основанная на работах с привлече-
нием методов нейросетевого прогнозиро-
вания. Однако для вышеуказанной работы 
были привлечены лишь скважины с данны-
ми акустического каротажа для последую-
щего пересчета во временную область, из-за 
чего многие пробуренные скважины не во-
шли в обучающую выборку и, как оказалось, 
не имеют хорошей фактической корреляции 
с прогнозной моделью. 

В связи с этим было предложено выполнить 
альтернативный прогноз посредством задей-
ствования алгоритмов машинного обучения 
и включения всей доступной выборки сква-
жин для составления прогноза. Скважины 
с отсутствующими данными акустических ка-
ротажей были учтены путём расчета сейсми-
ческих кубов в глубинной области через по-
строение скоростной модели локально 
в пределах рассматриваемого участка. 
Благодаря этому подходу для корректиров-
ки модели был использован весь доступ-
ный скважинный материал, что позволило 
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Рис. 3. а — карта эффективных нефтенасыщенных толщин, построенная с учётом скважин Well 1, Well 2, Well 3. Well 7 — проектная скважина 
(черная точка — вход в пласт), Красный эллипс — зона интереса; б — карта прогнозных эффективных нефтенасыщенных толщин на основе 

3D-моделирования с применением методики нейросетевого прогноза коллектора без учета скважины Well 7. Составлено авторами
Fig. 3. а — map of effective oil–saturated thicknesses, constructed taking into account Well 1, well 2, well 3. Well 7 — a design well (black dot — 

entrance to the reservoir), Red ellipse — zone of interest; б — map of predictive effective oil-saturated thicknesses based on 3D modeling using the 
technique of neural network reservoir prediction without taking into account well 7. Prepared by the authors

Рис 4. Интегральные карты вероятности коллектора, снятые по кубу вероятности, полученные на входе нейросетевого прогноза.  
Составлено авторами

Fig. 4. Integral probability maps of the collector, taken from the probability cube, obtained at the input of the neural network prediction.  
Prepared by the authors
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выявить статистический разброс возможных 
значений. По результатам данного прогно-
за перспективы данного участка подверг-
лись пересмотру. При последующем бурении 
пилотных стволов были вскрыты гораздо 
менее оптимистичные толщины, чем пред-
полагалось при первичном моделировании 
(рис. 6б, в). Кроме того, на интегральной кар-
те куба вероятности коллектора (рис. 7) тоже 
отмечается некоторое снижение перспектив-
ности пласта в срединной части планируемо-
го куста.
Привлечение всей доступной скважинной 
информации и выполнение альтернативного 
прогноза даже на этапе разведочных работ 

позволяет минимизировать риски разра-
ботки путем экономического расчёта мини-
мально рентабельного сценария.
В настоящее время продолжается изучение 
региона эксплуатационным бурением и уточне-
ние концептуального строения района.
Третий пример. В краевой части залежи, 
приуроченной к отложениям оползневого 
комплекса, было запланировано бурение ку-
стовой площадки. По данным сейсмических 
исследований обозначены четко просле-
женные на RGB-срезах границы оползне-
вого цирка, стохастическими алгоритмами 
построена модель распространения кол-
лектора с использованием общепринятого 
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Рис. 5. Разрез трёхмерной модели коллектора с применением методики нейросетевого прогноза до бурения 
Well 7 (вверху) и обновлённая модель после бурения Well 7 (внизу). Консолидированный коллектор, выделенный 
с помощью нейросетевого прогноза (подсвеченный контур на верхнем разрезе) подтвердился скважиной Well 7. 

Составлено авторами
Fig. 5. A section of a three-dimensional reservoir model using the neural network prediction technique before drilling 

Well 7 (top) and an updated model after drilling Well 7 (bottom). The consolidated collector selected using a neural 
network forecast (the highlighted contour in the upper section) was confirmed Well 7. Prepared by the authors
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описания подобных фаций. При бурении 
первых двух скважин на кустовой площадке 
получены неоднозначные данные по рас-
пределению песчаной фракции как по раз-
резу, так и по площади (рис. 8), в связи 
с чем выполнены построения с применени-
ем алгоритмов машинного обучения в ПО 
IP_seismic. Результаты показали, что распро-
странение коллектора не ограничено пред-
полагаемой границей оползня, что впослед-
ствии подтвердил пробуренный за контуром 
пилотный ствол.

Помимо этого, алгоритмами машинного 
обучения был дан прогноз на развитие за-
лежи в нижнем продуктивном пласте 2, ра-
нее считавшемся нерентабельным для раз-
работки по причине небольших толщин, 
вскрытых скважинами в разбуренной части 
(рис. 9). Пилотный ствол подтвердил эту 
гипотезу, что позволило не только расши-
рить программу бурения текущего куста, 
но и запланировать проектирование новой 
экономически эффективной кустовой пло-
щадки.
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Рис. 6. а — первоначальная карта прогнозных эффективных нефтенасыщенных толщин; б — карта прогнозных 
эффективных нефтенасыщенных толщин, полученная с помощью нейросетевого прогноза (карта прогноза 

до подсадки на скважины); в — карта разности прогнозных эффективных нефтенасыщенных толщин согласно 
прогнозу иностранной сервисной компании, а также карты, полученной с помощью нейросетевого прогноза. 

Красные линии — проектные добывающие скважины, синие линии — проектные нагнетательные, голубой 
контур — радиус допуска бурения. Составлено авторами

Fig. 6. а — the initial map of the forecasted effective oil–saturated thicknesses; б — the map of the forecasted effective 
oil-saturated thicknesses obtained with the help of a neural network forecast (the forecast map before planting on 

wells); в — the difference map of the forecasted effective oil-saturated thicknesses according to the forecast of a foreign 
service company, as well as the map obtained with the help of a neural network forecast. The red lines are the design 
producing wells, the blue lines are the design injection wells, and the blue contour is the radius of drilling tolerance. 

Prepared by the authors
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Рис. 7. Интегральная карта куба вероятности коллектора (базовый вариант_P50). Красные линии — проектные 
добывающие скважины, синие линии — проектные нагнетательные, голубой контур — радиус допуска бурения. 

Составлено авторами
Fig. 7. Integral map of the collector probability cube (basic variant P50). Red lines — design producing wells, blue 

lines — design injection wells, blue contour — drilling tolerance radius. Prepared by the authors
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Рис. 8. Карта эффективных толщин пласта 1 до бурения (слева) и карта эффективных толщин пласта 1, полученная с помощью машинного 
обучения (справа). Сиреневые линии — ранее принятая линия глинизации. Составлено авторами

Fig. 8. A map of the effective thickness of reservoir 1 before drilling (left) and a map of the effective thickness of reservoir 1 obtained using machine 
learning (right). Lilac lines — previously adopted line of glinization. Prepared by the authors
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Выводы

Комплексная работа по интегрированию ма-
шинного обучения в процессы геологическо-
го моделирования позволяют сделать следу-
ющие выводы:
•	 Нейросетевой прогноз имеет высокий по-

тенциал для уточнения геологического 
строения в зоне уплотняющего бурения 
(пример 1), а также для задач доизучения 
краевых зон, ранее не затронутых бурени-
ем (пример 3).

•	 Предложенная методология позволяет 
отойти от процедуры подбора скоростного 
закона для скважин эксплуатационного 
бурения, что дает возможность задейство-
вать весь доступный скважинный фонд 
для работы с сейсмическими атрибутами, 
что впоследствии может быть реализова-
но в альтернативном сценарии геологиче-
ского развития региона (пример 2).

•	 Алгоритмы машинного обучения способны 
корректно моделировать геологические 
процессы, минимизируя субъективизм 
геолога-модельера.
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1:30 000
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Рис. 9. Карта эффективных толщин пласта 2, полученная с помощью машинного обучения. Составлено авторами
Fig. 9. A map of the effective thickness of layer 2 obtained using machine learning. Prepared by the authors
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Отечественная эластичная 
самовосстанавливающаяся 
цементная система как метод 
предупреждения и борьбы 
с межколонным давлением 
и межпластовыми перетоками 
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Введение. В процессе строительства скважины производится цементирование обсадных колонн. 
На качество цементирования влияет множество факторов, таких как скорость потока цементного 
раствора, степень центрирования обсадной колонны, параметры бурового и цементного растворов и т.д. 
В случае некачественного цементирования либо воздействия циклических нагрузок может происходить 
нарушение целостности цементного камня, что, в свою очередь, может привести к заколонным перетокам 
и возникновению межколонного давления (МКД), грифонов. Предотвращение и ликвидация МКД является 
нетривиальной задачей.
Целью данной статьи является описание факторов, влияющих на качество цементирования, а также 
приведены результаты лабораторных испытаний эластичной самовосстанавливающейся цементной системы 
(СВЦ), способствующей предотвращению и ликвидации заколонных перетоков. 
Материалы и методы. В работе использованы отраслевые методики испытания цементного раствора 
и камня, уникальное лабораторное оборудование для проверки способности цементного камня 
к самовосстановлению при контакте с углеводородной средой.
Результаты. Подтверждено самовосстановление цементной матрицы при контакте последней 
с углеводородной средой (нефть, газоконденсат). Оценен потенциал использования СВЦ 
для предотвращения и ликвидации межколонных перетоков при нарушении цементной матрицы в процессе 
эксплуатации скважины.
Заключение. В статье описаны результаты фактического лабораторного испытания СВЦ, а также потенциал 
его применения.

Ключевые слова: межколонные давления, МКД, межпластовые перетоки, целостность скважин, 
самовосстанавливающийся цемент, СВЦ, эластичный цемент
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Background. During the construction of the well, the casing strings are cemented. In turn, the quality of 
cementing is influenced by many factors, such as the flow rate, the casing standoff, the parameters of drilling 
mud and cement slurry, etc. In the case of poor-quality cementing, or the impact of cyclic loads, a violation of the 
integrity of the cement stone may occur, which in turn can lead to leaks in cement stone and the occurrence of 
sustained casing pressure (SCP). Prevention and elimination of SCP is a non-trivial task.
The aim of this article is to describe the factors affecting the quality of cementation, as well as the results of 
laboratory tests of an elastic self-healing cement system (SHC), which helps to prevent and eliminate SCP.
Materials and methods. Industry-specific methods of testing cement slurry and cement stone were used. 
Unique laboratory equipment was used to test the ability of cement stone to self-heal in contact with 
hydrocarbons.
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Results. Self-healing of the cement matrix upon contact with hydrocarbons (oil, gas condensate) has been 
confirmed. The potential of using the SHC to prevent and eliminate intercolonial flows in case of violation of the 
cement matrix during the operation of the well is estimated.
Conclusions. The article describes the results of the actual laboratory testing of the SHC, as well as the potential 
of its application.
Keywords: sustained casing pressure, SCP, productive layers overflow, well integrity, self-healing cement, SHC, 
elastic cement
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Проблема МКД

При строительстве скважин необходимым 
условием является качественная изоляция 
вскрытых пластов и предотвращение за-
колонных перетоков, исключение возник-
новения межколонного давления (МКД), 
межколонных перетоков и обводнения про-
дуктивного пласта. Как показывает практика, 
при всех технологических решениях добить-
ся стопроцентной изоляции пластов не все-
гда представляется возможным. При ана-
лизе опыта бурения скважин по всему миру 
наблюдается относительно большой процент 
скважин с наличием межколонных давлений. 
Необходимо отметить, что какого-либо цен-
трализованного сбора статистических дан-
ных по МКД как в России, так и в мире не про-
водится. При обзоре открытых источников 
информации, были выявлено что, напри-
мер, на Астраханском ГКМ по состоянию 
на 1998 год количество скважин с межколон-
ным давлением составило 76–84 % [12, 14], 
для Заполярного месторождения по состоя-
нию на 2007 год — около 56 % [16]. Если обра-
титься к статистическим данным по другим 
странам, например, в США, в Мексиканском 
заливе, — 42 % скважин с МКД по состоянию 
на 2003 год [2, 5], в Колорадо — 21 % по со-
стоянию на 2021 год [7] и т.д. Анализ данных 
по наличию МКД на скважинах не позволяет 
выявить какую-либо закономерность возник-
новения МКД, т.е. ни одна компания не мо-
жет быть застрахована от возникновения 
МКД на добывающем фонде. В свою очередь, 
для эксплуатации скважин с МКД необхо-
дима разработка дополнительных меропри-
ятий, в том числе и в нормативно-правовой 
области [15], которые должны обеспечить 
безопасную эксплуатацию таких скважин 
с учетом всех возможных рисков. В слу-
чае если контролировать и регулировать 
межколонное давление не представляется 

возможным даже путем проведения ремонт-
но-изоляционных работ, то необходима лик-
видация скважины, что несет прямые убытки 
добывающим предприятиям. Наиболее опас-
ным видом заколонного перетока флюида яв-
ляется грифон — внезапный прорыв флюида 
на поверхность (чаще всего газа), движуще-
гося под большим давлением по затрубно-
му пространству скважины, минуя запорную 
арматуру. Грифон может являться причиной 
возникновения техногенных аварий, загряз-
нения окружающей среды и т.д. Ликвидация 
МКД и его последствий связана с дорогосто-
ящими ремонтно-изоляционными работами, 
стоимость которых может достигать несколь-
ких десятков миллионов рублей, и наиболее 
благоприятным сценарием было бы примене-
ние превентивных технологий, направленных 
на предотвращение МКД. В случае возник-
новения МКД ликвидация должна выпол-
няться с наименьшими затратами времени 
и ресурсов. 

Факторы, влияющие на качество 
цементирования и изоляции 
пластов

На качество изоляции пластов влияет 
несколько факторов, которые можно разде-
лить на два блока. К первому блоку мож-
но отнести качество замещения бурового 
раствора цементным. Ко второму блоку — 
параметры цементного камня и его це-
лостность в период жизни скважины, способ-
ность к противодействию циклическим 

Самовосстановление цементного камня, 
набухающего при контакте с углеводородом, 
подтверждено на уникальном лабораторном 
стенде .
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воздействиям (бурение под следующую 
секцию, перепад температур, добыча углево-
дородов, нагнетание жидкостей, опрессовки 
и т.д.), стойкость к агрессивным средам, проч-
ность, проницаемость (рис. 1) и др. Очевидно, 
что независимо от тампонажного состава, 
который будет закачиваться в скважину, 
в случае некачественного замещения бу-
рового раствора добиться требуемых целей 

по изоляции перекрываемых горизонтов 
невозможно. Без выполнения всех мероприя-
тий, влияющих на факторы первого блока, эф-
фективность параметров второго блока будет 
ниже ожидаемых. Таким образом, в первую 
очередь необходимо обеспечить качество 
замещения бурового раствора цементным 
и далее выполнить подбор структурно-меха-
нических и химических свойств цементного 
камня.
Согласно данным [11, 17] на качество заме-
щения бурового раствора цементным влия-
ет движение обсадной колонны во время 
цементирования, такое как расхаживание 
и вращение, при этом вращение обсад-
ной колонны оказывает большее влияние 
на качество замещения, чем расхаживание. 
Во время движения обсадной колонны в про-
цессе цементирования вовлекается больше 
застойных зон с гелированным буровым 
раствором, что в итоге улучшает качество 
замещения бурового раствора цементным. 
Особенно критично применение вращения 
обсадной колонны, когда добиться высокой 
центрации обсадной колонны не представ-
ляется возможным (рис. 2).
Движение обсадной колонны в процессе це-
ментирования важно, но не всегда по тех-
нико-экономическим причинам возможно 
к применению. Для повышения качества 
замещения необходимо провести моделиро-
вание в специализированных ПО для подбора 
скорости закачки, реологических параметров 
цементного раствора и буферных жидкостей, 
расстановки центрирующих элементов и т.д. 
Как показывает практика, выполнение всех 
рекомендаций по качеству замещения не га-
рантирует герметичность крепи, т.к. в процессе 
эксплуатации скважин цементный камень ис-
пытывает постоянные циклические нагрузки 
(давление, температура и др.), что может при-
вести к микрозазорам и возникновению МКД. 

Обзор технологий 
по предотвращению 
возникновения МКД

Снизить вероятность появления трещин в це-
ментном камне и, как следствие возникнове-
ния МКД позволяет применение эластичных 
добавок в цементном камне либо исполь-
зование цементно-смолистых систем [6, 9, 
10]. Степень эластичности цементного камня 
определяется рядом показателей, таких 
как модуль Юнга и коэффициент Пуассона. 
У стандартного тампонажного камня клас-
са «G» нормальной плотности модуль Юнга 
варьируется от 10 до 15 ГПа. Применение 
же специальных эластомеров в составе 

Нет необходимости
во вращении
(но оно будет
способствовать
повышению 
качества 
цементирования)
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Рис. 2. Критерии применения цементирования с вращением обсадной колонны [11]
Fig. 2. Criteria for the application of casing rotation while cementing [11]

Рис. 1. Факторы, влияющие на качество изоляции пластов. Составлено авторами
Fig. 1. Factors affecting the quality of zonal isolation. Compiled by the authors
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цементного раствора позволяет добить-
ся показателя модуля Юнга 5 ГПа и ниже. 
Технология применения эластичных цемент-
ных систем эффективнее относительно стан-
дартных цементных растворов, но при этом 
риск возникновения нарушения цементного 
камня полностью не исключается, что приво-
дит к появлению МКД и ремонтно-изоляци-
онным работам. 
Известны методики по предотвращению 
МКД при которых создается противодавле-
ние в межколонном пространстве на время 
затвердевания цементного раствора с целью 
повышения его адгезии к обсадной колонне 
и породе, а также создание дополнительного 
противодавления на продуктивные пласты [8].
Другой технологией по предотвращению 
МКД является применение самовосстанав-
ливающихся цементных систем (СВЦ). СВЦ — 
это системы, в состав которых включаются 
специальные добавки (в основном высокомо-
лекулярные полимеры), которые на границе 
контакта с углеводородной средой вступают 
в реакцию, образуя прочный гель, с помощью 
которого восстанавливают целостность це-
ментного камня [3, 4]. Схема процесса восста-
новления цементной матрицы показана 
на рис. 3.
Так же известны способы восстановления бе-
тонных конструкций, применяемых в области 
гражданского строительства. Так, в состав 
цементного раствора добавляют бактерии, 
которые при попадании в водную среду 
«оживают», результатом их жизнедеятель-
ности является карбонат кальция (CaCO3), 
закупоривающий имеющиеся трещины 
в цементном камне. Рассмотрим принци-
пы восстановления целостности цементной 
матрицы. При использовании так называемо-
го самовосстанавливающегося «биоцемен-
та» необходима длительная и кропотливая 
подготовка, а также лабораторные работы 
по подбору необходимого штамма бакте-
рий, которые впоследствии будут выращены 
в специализированных инкубаторах в доста-
точных объёмах и необходимой чистоты.
При приготовлении СВЦ применяются раз-
личные типы бактерий, такие как Bacillus, 
Sporosarcina, Clostridium и Desulfotomaculum 
[13]. Учеными Политехнического институ-
та Дальневосточного федерального округа 
совместно с учеными из Индии и Ирана были 
проведены опыты по добавлению в бетон вод-
ного концентрата с бактериями Bacillus cohnii. 
Во время эксперимента бактерии активиро-
вались после того, как трещины в бетоне по-
лучили доступ к влаге и кислороду. В течение 
28 дней трещины шириной от 0,2 до 0,6 мм 
были ликвидированы, прочность бетона 
восстановлена (рис. 4). После окончания 

процесса восстановления цементного камня 
бактерии Bacillus cohnii «засыпают» и могут 
сохранять свою жизнеспособность в течение 
200 лет [1]. Несомненным плюсом применения 
бактериальной методики восстановления 
цементного камня является то, что в процессе 
самовосстановления сами бактерии не уми-
рают, т.е. процесс самовосстановления может 
продолжать в течение всего биологического 
срока жизни самой бактерии. При этом разра-
ботка и применение бактериальных штаммов, 
активирующихся углеводородами, может 
быть опасным с точки зрения загрязнения 
продуктивных пластов, как это уже случалось 
в случае загрязнения пластов сульфатвосста-
навливающими бактериями (СВБ).
Кроме того, этот метод самовосстановления 
неприменим в области строительства неф-
тяных и газовых скважин из-за большого 
диапазона давления, температуры и необ-
ходимости сохранения прокачиваемости 

4. Начало набухания наполнителей 
при взаимодействии 
с пластовым флюидом

3. Поступление пластовых флюидов 
в интервал негерметичности

∆Р, ∆Т ∆Р, ∆Т

2. Нарушение целостности 
цементного камня в процессе
эксплуатации под воздействием 
давления и температуры

1. Формирование цементного камня 
при первичном цементировании

5. Полная герметизация трещин

Рис. 3. Принципиальная схема восстановления цементной матрицы.  
Составлено авторами

Fig. 3. Schematic diagram of healing of the cement matrix. Compiled by the authors
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цементного раствора в определенном ин-
тервале времени, а также ввиду требований 
к физико-механическим свойствам раствора 
и цементного камня.
Наибольшее распространение в мире полу-
чила технология с добавлением в цементный 
раствор полимеров, набухающих при кон-
такте с углеводородами. До недавнего вре-
мени на российском рынке единственными 
поставщиками технологии СВЦ в области 
цементирования скважин были импортные 
компании, но в рамках импортозамещения 
компанией ООО «Нефтесервис» была разра-
ботана отечественная цементная система 
с применением высокомолекулярных поли-
меров российского производства. 

Лабораторные испытания 
отечественной эластичной 
самовосстанавливающейся 
цементной системы (СВЦ) 

В лаборатории научно-образовательно-
го центра «Газпромнефть-ИТМО» совмест-
но с ООО «Нефтесервис» были подобра-
ны рецептуры облегченного и тяжелого 
самовосстанавливающихся эластичных 
цементных растворов для условий одно-
го из месторождений компании «Газпром 
нефть». Тестирование цементных раство-
ров проводилось по методикам, опи-
санным в международном стандарте 
ИСО 10426-2 «Промышленность нефтяная 
и газовая. Цементы и материалы для цемен-
тирования. Часть 2. Испытания цементов». 
Были подобраны и испытаны две цементные 
системы: СВЦ-150, СВЦ-190, определены сле-
дующие параметры цементных растворов: 
•	 плотность,
•	 водоотдача,

•	 водоотделение,
•	 реология,
•	 время переходного периода,
•	 время загустевания,
•	 структурно-механические свойства 

(прочность, модуль Юнга, коэффициент 
Пуассона). 

Результаты испытаний представлены 
в табл. 1 и 2.
Как видно из полученных результатов, це-
ментные камни обладают более низкими 
значениями модуля Юнга относительно стан-
дартных цементных систем (10–15 ГПа), т.е. 
подобранные системы будут способствовать 
большей стойкости цементного камня к цик-
лическим нагрузкам в процессе эксплуата-
ции скважины. Модуль Юнга и коэффициент 
Пуассона измерялись при скважинных усло-
виях (рис. 5, 6).

Процедура проведения 
испытаний по определению 
самовосстановления цементного 
камня

Для испытания цементного камня 
на способность к самовосстановлению 
при контакте с углеводородом был собран 
уникальный лабораторный стенд (рис. 7).
В образце цементного камня СВЦ был ис-
кусственно создан канал диаметром 2 мм, 
при этом формирование цементного камня 
происходило при скважинной температуре. 
Образец поместили в испытательный стенд 
для определения его самовосстанавливаю-
щейся способности при контакте с углеводо-
родом при прокачивании нефти через канал 
под давлением. На выходе получили пере-
ток-циркуляцию жидкости по сформиро-
ванному каналу при воздействии давления 

0 дней 3 дня 7 дней 28 дней

0 дней 3 дня 7 дней 28 дней

а

б

Рис. 4. Процесс самозалечивания трещин под действием бактерий [1]
Fig. 4. The process of healing cracks under the action of bacteria [1]
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Таблица 1. Результаты лабораторных испытаний СВЦ-150. Составлено авторами
Table 1. Results of SHC-150 lab testing. Compiled by the authors

Показатель Результат испытаний

Удельный вес, г/см3 1,48

Выход раствора, м3/т 1,06

Водосмесевое отношение, В/С 0,59

Время загустевания до 30 Вс (при t = 50 °С, Р = 31 МПа), час 03:56

Время загустевания до 70 Вс (при t = 50 °С, Р = 31 МПа), час 04:01

Время набора прочности 0,35 МПа (t = 50 °С, Р = 14 МПа), час 08:00

Время набора прочности 3,5 МПа (t = 50 °С, Р = 14 МПа), час 22:39

Ультразвуковая прочность на сжатие через 12 ч (t = 50 °С, Р = 14 МПа), МПа 1,65

Ультразвуковая прочность на сжатие через 24 ч (t = 50 °С, Р = 14 МПа), МПа 3,57

Время переходного периода SGS (lb/100 ft2) (t = 50 °С, Р = 31 МПа), минут 36

Прочность на сжатие (деструктивный метод) через 24 ч (при t = 38 °С), МПа 4,1

Модуль Юнга (при t = 50 °С, Р = 31 МПа), ГПа 4,86

Водоотдача (при t = 50 °С), мл/30 мин 48

Водоотделение, % 0

Реологические параметры (замер с боб-2)

Об/мин 300 200 100 60 30 6 3 СНС (10 сек), Па СНС (10 мин), Па

При t = 50 °С, 
град

28 21 12,5 8,5 5 2 1 1 4

Пластическая вязкость (при t = 31 °С), мПа*с 23

Динамическое напряжение сдвига (при t = 31 °С), Па 2,39

Таблица 2. Результаты лабораторных испытаний СВЦ-190. Составлено авторами
Table 2. Results of SHC-190 lab testing. Compiled by the authors

Показатель Результат испытаний

Удельный вес, г/см3 1,87

Выход раствора, м3/т 0,72

Водосмесевое отношение, В/С 0,37

Время загустевания до 40 Вс (t = 53 °С, Р = 42 МПа), час 03:28

Время загустевания до 70 Вс (t = 53 °С, Р = 42 МПа), час 03:35

Время набора прочности 0,35 МПа (t = 68 °С, Р = 20 МПа), час 06:08

Время набора прочности 3,5 МПа (t = 68 °С, Р = 20 МПа), час 07:26

Ультразвуковая прочность на сжатие через 24 ч (t = 68 °С, Р = 20 МПа), МПа 17

Время переходного периода SGS (lb/100 ft2) (t = 53 °С, Р = 42 МПа), минут 29 

Прочность на сжатие (деструктивный метод) через 24 ч (при 68 °С), МПа 17,35

Модуль Юнга (при t = 68 °С, Р = 42 МПа), ГПа 8,85

Водоотдача мл/30 мин (при t = 53 °С) 28

Водоотделение, % 0

Реологические параметры вискозиметра (боб-2)

Об/мин 300 200 100 60 30 6 3 СНС (10 сек), Па СНС (10 мин), Па

При 53 °С, град 60 44 25 16 9 2 2 1 5

Пластическая вязкость (при t = 45 °С), мПа*с 53

Динамическое напряжение сдвига (при t = 45 °С), Па 3,83



46

Test Start: 7/20/2022 7:17:11 PM Test Stop: 7/21/2022 7:22:39 PM

Test File Name: 6265-151-2-0015 - SVC 150
Printed: 7/21/2022 7:23:51 PM

Time (нн:мм)

5:00                                  10:00                                 15:00                                 20:00                                 25:00                           30:00

Instrument: 6265-188 6265-151-2
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Рис. 6. Структурно-механические свойства СВЦ-150. Составлено автором с использованием прибора  
Chandler Model 6265 MPRO

Fig. 6. Mechanical properties of SHC-150. Compiled by the author using the Model 6265 MPRO

Test Start: 7/19/2022 5:30:41 PM

Test File Name: svc 190
Printed: 7/20/2022/ 5:39:35 PM

Time (нн:мм)

5:00                                  10:00                                 15:00                                 20:00                                 25:00                           30:00

Instrument: 6265-188 6265-151-2
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Рис. 5. Структурно-механические свойства СВЦ-190. Составлено автором с использованием прибора  
Chandler Model 6265 MPRO

Fig. 5. Mechanical properties of SHC-190. Compiled by the author using the Model 6265 MPRO
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в 0,5 атм. После подтверждения заполнения 
канала нефтью давление в установке было 
снижено до атмосферного. Через 16 часов 
нахождения образца в контакте с углеводо-
родной средой была зафиксирована герме-
тичность канала: при давлении 3,5 атм на ре-
зервуар с жидкостью перетока-циркуляции 
не обнаружено. После проведения испыта-
ния образец цементного камня системы СВЦ 
был извлечен и расколот по месту прохожде-
ния канала, заполненного герметизирующим 
гелем. Дополнительно в образце цементного 
камня системы СВЦ методом механической 
нагрузки создали трещины, которые впо-
следствии с помощью шприца заполнили 
нефтью. Через 40–50 минут визуально видно 
образование герметизирующего геля в тре-
щинах (рис. 8).

Выводы

В рамках выполненной работы были выделе-
ны основные факторы, влияющие на каче-
ство цементирования, был проведен обзор 
известных в мировой практике технологи-
ческих решений по механизмам «самоза-
лечивания» трещин в цементной матрице. 
В результате лабораторных испытаний были 
подтверждены эластичные свойства отече-
ственного СВЦ, а также его способность 
к восстановлению нарушенной цемент-
ной матрицы при контакте с углеводоро-
дом. Технология СВЦ имеет высокий потен-
циал использования на месторождениях 
Российской Федерации для предотвраще-
ния возникновения заколонных перетоков 
и МКД. 

формирование

40 минут

трещин
заполнение

трещин нефтью
сформированный

гель

воздух

нефть

1

2

54
3

2

5

Рис. 8. Процесс формирования герметизирующего геля при контакте СВЦ с углеводородом. Составлено авторами
Fig. 8. The process of forming a sealing gel upon contact of SHС with hydrocarbons. Compiled by the authors

Рис. 7. Стенд для испытания цементного камня на способность к самовосстановлению при контакте 
с углеводородом. 1 — кран регулятора давления; 2 — манометр; 3 — цилиндр с углеводородом; 4 — запорная 

арматура; 5 — цилиндр с образцом цементного камня. Составлено авторами
Fig. 7. Laboratory equipment for testing cement stone for the ability to self-heal in contact with hydrocarbons.  

1 — pressure valve; 2 — pressure gauge; 3 — cylinder with hydrocarbon; 4 — shut-off valve; 5 — cylinder with cement 
sample. Compiled by the authors
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Метод иерархической 
оптимизации дебитов 
газа скважин с учетом 
структуры газосборной сети 
на газоконденсатной залежи 
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Цель. Целью исследований является разработка и апробация процедур распределения потоков 
добываемой продукции по скважинам и элементам газосборной сети, оптимальных по критерию максимума 
добычи конденсата при выполнении задания по суммарному отбору газа и ограничений на допустимые 
диапазоны дебитов скважин по газу.
Выбор режимов эксплуатации газовых и газоконденсатных скважин и распределения потоков добываемой 
продукции по газосборной сети являются взаимосвязанными задачами, что требует их согласованного 
решения. Применение предлагаемых моделей и алгоритмов направлено на выполнение данного условия.
Материалы и методы. Предлагаемые алгоритмы оптимизации относятся к методам нелинейного 
программирования, процедуры аппроксимации функций одной переменной подключаются к алгоритмам 
оптимизации. 
Результаты. Предложены модели и алгоритмы, которые основаны на декомпозиции исходной общей 
модели, состоящей из четырех уровней: скважины, кусты скважин, общекустовые газопроводы и установка 
комплексной подготовки газа. Это, во-первых, позволяет выполнять расчеты отдельно для каждого уровня 
и, во-вторых, на каждом уровне решение задачи с большим числом искомых переменных заменяется 
решением серии задач, каждая из которых содержит меньшее число искомых переменных. Такой 
подход дает возможность выполнять оптимизацию систем обустройства реальных объектов добычи газа 
и конденсата. Алгоритмы осуществляют не только поиск значений искомых переменных, но и построение 
зависимостей дебитов скважин по конденсату от дебитов скважин по газу, а также расходов по конденсату 
от расходов по газу для каждого элемента газосборной сети.
Заключение. Проведенные расчеты показали возможность увеличения отборов по конденсату 
при неизменном уровне суммарного отбора газа при применении предлагаемых моделей и алгоритмов. 
Последующая проверка на основе интегрированного моделирования показала отсутствие технологических 
осложнений в системе газосбора при реализации оптимального сценария.
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Method of hierarchical optimization of wells gas rates taking into account the 
structure of the gas collection network on the gas condensate field 

Alexander I. Ermolaev, Egor V. Zemziulin1,*

1Gazprom-neft STC LLC, RF, Saint Petersburg

E-mail: Zemzyulin.EV@gazpromneft-ntc.ru

Aim. The aim of the research is to develop and approve the procedures for distributing the flows of the extracted 
product across the wells and the elements of the gas collection network, which is optimal in terms of the 
maximum gas condensate production criterion when fulfilling the task for the total gas extraction and restrictions 
on the allowable ranges of gas well flow rates.
The choice of operating modes for gas and gas condensate wells and the distribution of production flows through 
the gas collection network are interrelated tasks, which require their coordinated solution. The implication of the 
proposed models and algorithms is aimed at fulfilling this condition.
Materials and methods. The proposed optimization algorithms are non-linear programming methods. 
Procedures for approximating functions of one variable are connected to the optimization algorithms.
Results. The proposed models and algorithms are based on the decomposition of the original general model, 
consisting of four levels: wells, clusters, general cluster gas pipelines and a complex gas treatment plant. Firstly, 
this makes it possible to perform calculations separately for each level. Secondly, the solution of a problem with 
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a large number of unknown variables at each level is replaced by the solution of a series of problems, each of 
which contains a smaller number of unknown variables. This makes it possible to perform optimization of real 
infield gas gathering networks. The algorithms not only search for the values of the required variables, but also 
plot the dependences of the well flow rates for gas condensate on the well flow rates for gas, as well as gas 
condensate flow rates on gas flow rates for each element of the gas gathering network.
Conclusions. The calculations performed have showed the possibility of increasing the condensate withdrawals 
at a constant level of total gas extraction with the use of the proposed models and algorithms. A subsequent 
check based on integrated modeling has showed that there were no technological complications in the gas 
gathering system when the optimum scenario was implemented.
Keywords: hierarchical optimization, gas rates, gas collection network, gas condensate reservoir
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ВВЕДЕНИЕ

На режим эксплуатации газоконденсатных 
скважин и системы газосбора влияет множе-
ство факторов, среди которых можно выделить 
фильтрационно-емкостные характеристики 
пласта, конструкцию скважин, применяемые 
методы интенсификации притока, структуру 
сети газосбора. Причем при разработке низко-
проницаемых залежей (например, ачимовских) 
значительное влияние на режим работы сква-
жин оказывают ограничения на допустимые 
значения дебитов (депрессий) и давлений 
на входе в установку комплексной подготов-
ки газа (УКПГ), ограничения на пропускные 
способности внутрипромысловых газопро-
водов. Также следует учитывать противо-
давление, создаваемое со стороны системы 
промыслового газосбора. Такое противодавле-
ние возникает из-за того, что при увеличении 
дебита скважин, работающих в один коллек-
тор, происходит увеличение давления в общем 
трубопроводе, и, как следствие, понижение 
разности давлений на устье остальных сква-
жин и на входе в газосборную сеть, т.е. возрас-
тает противодавление со стороны системы 
газосбора, а дебиты скважин снижаются. Таким 
образом, при решении задач установления 
режимов эксплуатации газовых и газоконден-
сатных скважин и их оперативном управле-
нии необходимо учитывать влияние со сторо-
ны промысловой системы сбора скважинной 
продукции на систему добычи. Отметим также, 
что рассматриваются продуктивные пласты 
с низкой проницаемостью, что позволяет пре-
небречь взаимовлиянием между скважинами. 

ЦЕЛЬ

В работах [1, 2] рассмотрен вопрос опти-
мизации режимов эксплуатации газокон-
денсатных скважин для подобных условий. 
Однако задачи были решены в услови-
ях индивидуальной системы газосбора, 
т.е. при подключении каждой скважины 
к УКПГ по индивидуальному шлейфу. В ра-
боте [2] предложена модификация метода 
неопределенных множителей Лагранжа 
[3], позволяющая выполнить декомпозицию 
задачи оптимизации для решения задач 
большой размерности. В свою очередь, 
такая декомпозиция способствует реали-
зации предлагаемого ниже метода иерар-
хической оптимизации в системах под-
держки принятия решений.

Ниже представлен трехэтапный метод 
оптимального распределения по сква-
жинам заданной производительности 
УКПГ по газу с учетом фактической кон-
фигурации внутрипромысловой газосбор-
ной сети (ГСС). В качестве структуры ГСС 
рассматривается лучевая система сбо-
ра газа [4], которая широко используется 
при обустройстве газовых и газоконден-
сатных месторождениях. 

Применение метода иерархической 
оптимизации дебитов скважин приводит 
к приросту отбора конденсата относительно 
базового варианта на 13,7 %.
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МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

ПОСТАНОВКА ЗАДАЧИ  
И МЕТОД ЕЁ РЕШЕНИЯ
Предлагаемый метод, представляющий 
собой комплекс алгоритмов, предназначен 
для решения задачи, которая формулиру-
ется следующим образом [1]: определить 
на текущий момент времени такое распре-
деление заданной суммарной производи-
тельности УКПГ по газу между скважинами, 
при котором достигается максимальный су-
точный отбор газового конденсата при вы-
полнении ограничений на допустимые 
значения дебита каждой скважины по газу 
и пропускной способности каждого элемен-
та промысловой ГСС.
При решении задачи будем считать, что сква-
жины объединены в кусты, распределение 
скважин по кустам и подключение кустов 
к общекустовым трубопроводам известны. 
Также могут быть кусты, которые, минуя об-
щекустовые газопроводы, непосредственно 
шлейфами связаны с УКПГ. Кроме этого, за-
данным считается подключение общекусто-
вых газопроводов к УКПГ. Другими словами, 
задана структура ГСС (рис. 1). На рис. 1 при-
ведены различные варианты подключения 
скважин к УКПГ с помощью внутрипромыс-
ловой ГСС.
Для определенности будем считать, что ГСС 
состоит из 4 уровней: уровень скважин (уро-
вень 1); уровень кустов (уровень 2); уровень 
общекустовых газопроводов (уровень 3) 

и уровень УКПГ (уровень 4). На 4-м уровне 
рассматривается одна УКПГ, т.е. рассматри-
вается внутрипромысловая ГСС. Решение 
поставленной задачи в этом случае состоит 
из трех этапов.
На первом этапе формируется исходная ин-
формация, т.е. для каждой скважины строят-
ся зависимости дебита по конденсату от де-
бита по газу.
На втором этапе последовательно от сква-
жин к УКПГ рассматривается каждый эле-
мент внутрипромысловой газосборной сети, 
и строятся зависимости трех уровней:
1)	 оптимальных дебитов газа и конденсата 

каждой скважины от суммарного отбора 
газа каждого куста (1-й уровень, или уро-
вень скважин);

2)	 оптимальных отборов газа и расходов кон-
денсата из каждого куста от суммарного 
расхода газа по каждому общекустовому 
шлейфу (2-й уровень, или уровень кустов);

3)	 оптимальных расходов газа и конденсата 
по каждому общекустовому газопроводу 
от суммарного отбора газа по кустам, под-
ключенным к данному шлейфу (3-й уровень, 
или уровень общекустовых газопроводов).

На 3-м этапе на основе зависимостей, полу-
ченных на 2-м этапе, определяется распреде-
ление заданного суммарного по УКПГ отбора 
газа, оптимальное с точки зрения максимума 
отбора конденсата.
Рассмотрим более подробно первый этап, 
который заключается в построении функции 
fi(qгi) — зависимости дебита по конденсату 

УКПГ

Уровень
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Рис. 1. Схема иерархической оптимизации. 1 — сложный вариант подключения; 2 — объединение потоков 
с двух кустов скважин в единый коллектор; 3 — индивидуальное подключение куста скважин к УКПГ;  

4 — индивидуальное подключение скважины к УКПГ. Составлено авторами
Fig. 1. Hierarchic optimization plan. 1 — complex variant; 2 — merging flows of two clusters into one pipe;  
3 — individual clusters connection to complex gas treatment plant; 4 — individual wells connection to CGTP.  

Prepared by authors
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от qгi — дебита по газу для каждой скважи-
ны, где i ∈ I, i — номер скважины, а I — множе-
ство номеров всех скважин. Эти зависимости 
могут быть получены при аппроксимации 
результатов промысловых и газоконденсат-
ных исследований. В статье [1] предлагается 
использовать в качестве fi(qгi) полиномы вто-
рой степени: 

	 qкi = fi(qгi) = αi q
2
гi + βi qгi + γi,	 (1)

где qкi  — дебит i-й скважины по конденсату, 
αi<0, i ∈ I.
Такая аппроксимация вполне оправдана, 
т.к. при забойных давлениях, превосходя-
щих давление начала конденсации, кон-
денсатогазовый фактор (КГФ) практически 
не изменяется, и поэтому с увеличением 
дебита скважины по газу также возрастает 
и дебит по конденсату. Однако при дальней-
шем увеличении дебита скважины по газу, 
а следовательно, при снижении забойного 
давления, уже давление начала конденса-
ции превосходит забойное давление. В этом 
случае происходит резкое снижение КГФ 
из-за ретроградной конденсации [5] и, соот-
ветственно, возрастают потери конденсата, 
что ведет к снижению дебита по конденса-
ту, несмотря на увеличение дебита по газу. 
Таким образом, функция f(qгi) имеет макси-
мум. Зависимость (1) этому свойству удовле-
творяет. 
Второй этап начинается с 1-го уровня (уровня 
скважин), на котором строятся зависимости 
оптимальных дебитов по газу и конденсату 
с помощью следующей процедуры. 
Пусть Ik — множество номеров скважин, со-
ставляющих k-й куст, причем объединение 
всех множеств Ik представляет собой множе-
ство I. Пусть [ak, bk] — диапазон допустимых 
значений суммарного дебита по газу всех 
скважин k-го куста, где k ∈ K, а К — множе-
ство номеров всех кустов. Тогда 

		  (2)
	

ak ≡ Σ qmin i, bk ≡ Σ qmax i,i∈Ik i∈Ik

где qmini, qmaxi — соответственно, минимально 
и максимально допустимые значения деби-
тов по газу i-й скважины k-го куста.
Диапазон [ak, bk] разбивается на nk отрезков 
с шагом Δk ≡ (bk – ak) / nk, т.е. формируется на-
бор промежуточных между ak и bk значений 
производительности k-го куста: Qkl = ak + l×Δk, 
где l = 0, 1, 2, …, nk, что приводит к выполнению 
двустороннего неравенства:
 	 ak ≤ Qkl ≤ bk,

где ak и bk определяются формулами (2), 
а k ∈ K.
После формирования набора {Qk1, Qk2, …, Qknk

} 
для каждого Qkl решается задача:

		  (3)
	

Σ fi(qгi) → max,
i∈Ik qгi

		  (4)
	

Σ qгi = Qkl ,i∈Ik

	 qmini ≤ qгi ≤ qmaxi, i ∈ Ik,	 (5)

где fi(qгi) — зависимость дебита конденсата 
от дебита газа для i-й скважины, выражен-
ная формулой (1). 
Для решения задачи можно применить мо-
дификацию метода Лагранжа, предложен-
ную в работе [2]. 
Обозначим через набор {qгi (Qkl)} — оптималь-
ное решение задачи (3)–(5), где l = 1, 2, …, nk. 
Так как задача (3)–(5) решается для каждо-
го значения Qkl, то для каждой i-й скважины 
(i ∈ Ik) имеются три набора, каждый из кото-
рых состоит из nk значений:
1)  суммарного дебита по газу всех скважин 
k-го куста: 
	 Qk1, Qk2, …, Qknk

;
2)  дебита i-й скважины по газу: 

	 qгi (Qk1), qгi (Qk2), …, qгi (Qknk
);

3)  дебита i-й скважины по конденсату:

	 qкi (Qk1) ≡ fi(qгi (Qk1)), qкi (Qk2) ≡ fi(qгi (Qk2)), …,  
	 qкi (Qknk

) ≡ fi(qгi (Qknk
));

Теперь, применяя один из известных методов 
аппроксимации функций одной переменной 
[6], можно для каждой скважины k-го куста 
построить две оптимальные зависимости де-
битов по газу и конденсату от Qk — суммарной 
производительности этого куста по газу, соот-
ветственно, qгi (Qk) и qкi (Qk), где k ∈ K, i ∈ Ik. 
Важно подчеркнуть, что функции qгi (Qk) и qкi 
(Qk) представляют собой зависимости опти-
мальных дебитов по газу и конденсату i-й 
скважины k-го куста в силу решения задачи 
(3)–(5)). 
Принимая во внимание ограничение (4), в ко-
тором его правая часть равняется Qk, полу-
чим, что функции qгi (Qk) где i ∈ Ik, удовлетво-
ряют условию:

		  (6)
	

Σ qгi(Qk) = Qk, k ∈ K.
i∈Ik 

Аналогично можно построить зависимость 
суммарной производительности по конден-
сату k-го куста от Qk — суммарной произво-
дительности этого куста по газу. Обозначим 
такую функцию через Fk(Qk). Тогда 

		  (7)
	

Fk(Qk) = Σ qкi(Qk), k ∈ K.
i∈Ik 

Введем обозначения для описания алгорит-
мов построения зависимостей на 2-м уровне 
(уровне кустов). 
Пусть Kj — множество кустов, подключен-
ных к j-му общекустовому шлейфу, j ∈ J, где 
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J — множество индексов всех общекусто-
вых газопроводов. Из определения мно-
жеств Kj и множества К (см. выше) следует, 
что объединением всех множеств Kj являет-
ся множество К. Введем параметры Aj и Bj 
такие, что

		  (8)
	

Aj ≡ Σ ak, Bj ≡ Σ bk,
k∈Kj k∈Kj

где ak и bk определяются по формулам (2).
Выполним операции, подобные применен-
ным на 1-м уровне. Для этого разобьем 
диапазон [Aj, Bj] на lj отрезков с шагом dj ≡ 
(Bj – Aj) / lj, т.е. сформируем набор промежу-
точных между Aj и Bj значений расхода газа 
по j-му общекустовому шлейфу: Ujm = Aj + m × 
dj, где m = 0, 1, 2, …, lj, что приводит к выполне-
нию двустороннего неравенства:

	 Aj ≤ Ujm ≤ Bj,

где Aj и Bj определяются формулами (8), а j ∈ J.
После формирования набора {Uj1, Uj2, …, Uj lj} 
для каждого Ujm решается задача:

		  (9)
	

Σ Fk(Qk) → max,
k∈Kj Qk

		  (10)
	

Σ Qk = Ujm,
k∈Kj

	 ak ≤ Qk ≤ bk,	 (11)

где ak и bk определяются по формулам (2).
Т.к. структура задачи (9)–(11) полностью 
совпадает со структурой задачи (3)–(5), 
то для решения задачи (9)–(11) можно приме-
нить тот же алгоритм, что и для задачи (3)–(5). 
Обозначим через набор {Qk(Ujm)}  — оптималь-
ное решение задачи (3)–(5), где m = 1, 2, …, lj. 
Так как задача (9)–(11) решается для каждо-
го значения Ujm, то для каждого k-го куста 
(k ∈ Kj) имеются три набора, каждый из кото-
рых состоит из lj значений:
1)  суммарного отбора газа всех кустов j-го 
общекустового газопровода: 

	
Uj1, Uj2, …, Uj lj;

2)  суммарного дебита k-го куста по газу 
(k ∈ Kj): 

	 Qk(Uj1), Qk(Uj2), …, Qk(Uj lj);

3)  суммарного дебита k-го куста по конден-
сату (k ∈ Kj):

	 Gk(Uj1) ≡ Fk(Qk(Uj1)), Gk(Uj2) ≡ Fk(Qk(Uj2)), …,  
	 Gk(Uj lj) ≡ Fk(Qk(Uj lj));

Как и при реализации 2-го этапа на уров-
не 1, применяя один из известных методов 
аппроксимации функций одной переменной 
[6], можно для каждого k-го куста, подклю-
ченного к j-му общекустовому газопроводу, 
построить для этого куста две оптимальные 

зависимости суммарных дебитов по газу 
и конденсату, соответственно, Qk(Uj) и Gk(Uj) 
от Uj — суммарной производительности j-го 
общекустового газопровода по газу, где j ∈ J, 
k ∈ Kj. Причем эти функции представляют 
собой зависимости оптимальных суммар-
ных дебитов по газу и конденсату k-го куста 
в силу решения задачи (9)–(11). На основе 
полученных функций формируется Cj(Uj) — за-
висимость суммарного расхода конденсата 
по j-му общекустовому газопроводу:

		  (12)
	

Cj(Uj) ≡ Σ Gk(Uj), j ∈ J.
k∈Kj

Второй этап заканчивается реализацией 
уровня общекустовых газопроводов, непо-
средственно подключенных к УКПГ. На этом 
3-м уровне определяются зависимости опти-
мальных суммарных отборов газа и конден-
сата от производительности УКПГ. 
Для этого используется алгоритм, который 
полностью повторяет вычислительные опе-
рации предыдущих уровней. Прежде всего 
формируется набор допустимых значений 
производительности УКПГ: W1, W2,…, Wn. Затем 
для каждого Ws, где s ∈ {1, 2, …, n} решается 
задача:

		  (13)
	

Σ Cj(Uj) → max,
j∈J U

		  (14)
	

Σ Uj = Ws,
j∈J

	 Aj ≤ Uj ≤ Bj,	 (15)

где Aj и Bj подчиняются формулам (8).
Задачу (13)–(15) можно решить тем же алго-
ритмом, что и задачи (9)–(11) и (3)–(5). Решение 
задачи (13)–(15) для каждого Ws позволяет по-
лучить n её оптимальных решений:

	 {Uj(W1)}, {Uj(W2)}, …, {Uj(Wn)}, j ∈ J, 

а также соответствующие этим решениям 
значения функций (12): 

	 {Cj(Uj(W1))}, {Cj(Uj(W2))}, …, {Cj(Uj(Wn))}, j ∈ J, 

Полученные наборы представляют собой ис-
ходную информацию для построения зависи-
мостей оптимальных расходов газа — Uj(W ) 
и конденсата — Xj(W ) ≡ Cj(Uj(W )) по j-му обще-
кустовому газопроводу, j ∈ J.
Если просуммировать функции Xj(W ), то мож-
но получить целевую функцию (13) в виде за-
висимости оптимального суммарного отбора 
конденсата по УКПГ от её производительно-
сти по газу, которую обозначим через Y(W ): 

		  (16)
	

Y(W) ≡ Σ Xj(W).
j∈J

На этом все вычислительные операции второ-
го этапа заканчиваются.
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На третьем этапе происходит распределение 
заданной суммарной производительности 
УКПГ по газу и конденсату между элемен-
тами системы внутрипромыслового газо-
сбора последовательно от УКПГ до скважин 
(рис. 1).
Пусть W* — заданная производительность 
УКПГ по газу. Алгоритм распределения W* 
заключается в следующем: 
1)  для каждого j ∈ J определяются значе-
ния функций Y(W ), Xj(W ) и Uj(W ) при W = W*: 
Y* = Y(W*) — суммарный отбор конденсата 
по УКПГ, Xj

* = Xj(W
*) — оптимальный расход 

конденсата и Uj
* = Uj(W

*) — оптимальный рас-
ход газа по j-му общекустовому газопроводу;
2)  для каждого k ∈ Kj определяются значе-
ния функций Qk(Uj) и Gk(Uj) при Uj = Uj

*: Q*
kj = 

Qk(Uj
*) — оптимальный отбор конденса-

та и Gkj
* = Gk(Uj

*) — оптимальный отбор газа 
из k-го куста j-го общекустового шлейфа;
3)  для каждого i ∈ Ik определяются зна-
чения функций qкi(Qk) и qгi(Qk) при Qk = Q*

kj: 
q*

кikj = qкij(Q
*
kj) — оптимальный дебит по кон-

денсату и q*
гikj = qгij(Q

*
kj) — оптимальный дебит 

по газу для i-й скважины k-го куста j-го об-
щекустового шлейфа.
После этого все вычислительные операции 
метода заканчиваются.

ПРИМЕР РЕШЕНИЯ
Целью приведенного ниже примера явля-
лось сравнение результатов решения задач 
предлагаемым иерархическим методом оп-
тимизации с результатами решения задач, 
полученными с помощью стандартной опции 
«Групповой контроль» гидродинамического 
симулятора ECLIPSE 300 (базовый вариант). 
Исходной информацией служили данные, 
представленные в работе [1]. При моделиро-
вании эксплуатация скважин запускалась 
с одного и того же временного шага с разны-
ми дебитами для определения зависимости 
дебита конденсата от дебита газа. В расчете 
участвовало 56 скважин. Фрагмент исходных 
данных приведен в табл. 1.
Для всех скважин qmini — минимально до-
пустимые дебиты равнялись 50 тыс. м3/сут. 
Требуемый суммарный отбор (дебит) газа 
по всем скважинам составлял 11 млн м3/сут. 
В рассматриваемом примере присутствуют 
2, 3 и 4-й типы подключений кустов (рис. 1): 
одна скважина подключена к УКПГ по инди-
видуальному шлейфу, 55 скважин объеди-
нены в 12 кустов, из них 2 куста подключены 
напрямую к УКПГ. Потоки от 10 кустов попар-
но направляются в 5 шлейфов. Конфигурация 
представлена в табл. 2. Таким образом, 
в рассматриваемом примере 8 внутрипро-
мысловых газопроводов непосредственно 
подключены к УКПГ.

РЕЗУЛЬТАТЫ

Решения, полученные предлагаемым мето-
дом, приводят к приросту отбора конденсата 
со всех скважин относительно базового ва-
рианта на 13,7 % (табл. 3).
Полученные результаты были провере-
ны с помощью специального программ-
ного обеспечения GAP (Petroleum Experts), 
предназначенного для моделирования 
работы системы сбора скважинной про-
дукции. Расчет показал, что в результате 
реализации оптимальных режимов рабо-
ты скважин отсутствуют риски получения 
осложнений в виде гидратных и жидкост-
ных пробок на всех участках промысловых 

Таблица 1. Параметры функций qк = f(qг) (формула (1)) и qmaxi — максимально 
допустимые значения дебитов скважин по газу (фрагмент исходных данных)

Table 1. Functions parameters qк = f(qг) (formula (1)) and qmaxi — maximum allowable 
value of wells gas rates (source data fragment)

скв. α
(тыс. м3/сут)-1

β
б/р

γ qmaxi

тыс. м3/сут

1 –0,000002 0,07 5,7765 450

21 –0,000033 0,20 0,4518 500

22 –0,000067 0,23 0,5564 500

23 –0,000106 0,21 0,9208 500

24 –0,000050 0,18 0,6534 500

25 –0,000109 0,20 0,8323 500

27 –0,000109 0,17 0,6020 400

31 –0,000071 0,22 0,8993 500

32 –0,000083 0,29 0,1065 200

33 –0,000077 0,23 2,0085 500

Таблица 2. Схема подключения скважин и кустов к УКПГ
Table 2. Wells and clusters connections plan to complex gas treatment plant

№ газопровода, 
подключенного к УКПГ № подключенных кустов № подключенных скважин

1 1 1

28 2
8

21,22,23,24,25,27
82,83

34 3
4

31,32,33,35
41,42,43,44,45,46,47

610 6
10

61,62,63,64
101,102,103,104,105

12 12 121,122,123,124,125,126,127

1421 14
21

141,142,143
213,214,215,216,217

1524 15
24

151,152,154
241,242,243,244,245

17 17 171,172,173,175
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трубопроводов, а также исключены случаи 
задавливания скважин и/или участков 
шлейфов друг другом. Входные и выходные 
давления каждого трубопровода пред-
ставлены в табл. 4. Номера шлейфов, за ис-
ключением подключенных к УКПГ (указа-
ны в табл. 2), соответствуют номеру куста, 
поток от которого направляется в данный 
шлейф.
Данные табл. 4 свидетельствуют, что дав-
ление в шлейфах, потоки которых объеди-
няются в один, одинаковое в точке соеди-
нения этих шлейфов. Например, давление 
в конце шлейфов 2 и 8 одинаковое (потоки 
с данных шлейфов объединяются в один по-
ток шлейфа 28) и равное давлению в начале 
шлейфа 28. Аналогичная ситуация наблю-
дается по парам шлейфов 3 и 4 (их потоки 
объединяются в шлейф 34), 6 и 10 (потоки 
объединяются в шлейф 610), 14 и 21 (потоки 
объединяются в шлейф 1421), 15 и 24 (пото-
ки объединяются в шлейф 1524). Давление 
в конце каждого шлейфа, подключенного 
к УКПГ (1, 12, 17, 28, 34, 1524, 1421, 610) также 
одинаковое и равно входному давлению 
в УКПГ (90 бар).

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

•	 Предлагаемый метод иерархической 
оптимизации позволяет решить задачу 
максимизации текущей добычи газово-
го конденсата при выполнении заданно-
го суммарного отбора газа для скважин, 
вскрывающих низкопроницаемые газо-
конденсатные коллекторы, учесть име-
ющиеся технологические ограничения 
эксплуатации скважин и всех элементов 
внутрипромысловой газосборной сети и её 
структуру. Расчеты показали возможность 
увеличения производительности УКПГ 
по газовому конденсату при неизменном 
уровне отбора газа. Выполненная про-
верка с помощью средств интегрирован-
ного моделирования показала отсутствие 
технологических осложнений в системе 
газосбора при реализации оптимального 
сценария.

•	 Предлагаемая иерархическая процеду-
ра позволяет осуществить декомпози-
цию общей модели оптимизации газово-
го промысла, число искомых переменных 
в которой будет равняться произведению 
количества скважин, кустов и общеку-
стовых шлейфов. Даже при относительно 
небольшом числе скважин, кустов и об-
щекустовых шлейфов размерность такой 
модели становится огромной (например, 
100 скважин, 10 кустов и 4 общекустовых 
шлейфа соответствуют 4000 искомых пере-
менных). Решение задач большой раз-
мерности приводит к огромным времен-
ным затратам, что негативно сказывается 
на оперативности принимаемых решений 
по эффективной эксплуатации промысла.

•	 В противовес этому поиск оптимальных 
решений предлагаемым методом распа-
дается на 3 уровня (уровни скважин, ку-
стов, общекустовых шлейфа). На каждом 
уровне решается серия задач значительно 
меньшей размерности. Причем для реше-
ния таких задач применяется один и тот 
же алгоритм [2], что упрощает программ-
ную реализацию метода. В свою очередь, 
алгоритм решения задач каждого уровня 
также основан на декомпозиции задачи, 
которая позволяет заменить решение за-
дачи с N искомыми переменными на реше-
ние N задач с одной искомой переменной. 
Это приводит к дополнительной экономии 
временных ресурсов. 

•	 Разработанный алгоритм может быть 
использован при создании автономной 
системы поддержки принятия решений 
для оперативного управления процессом 
эксплуатации газоконденсатного место-
рождения. 

Таблица 3. Сопоставление оптимального и базового вариантов
Table 3. Comparison of the optimal and basic cases

Базовый вариант Оптимальный вариант

Qг
base, тыс. м3/сут Qк

base, т/сут Qг
opt, тыс. м3/сут Qк

opt, т/сут

11000 1609 11000 1831

Таблица 4. Распределение давления по шлейфам для оптимального решения
Table 4. Pressure distribution in pipes for optimal case 

№ 
Шлейфов

Давление  
на выходе  

из куста, бар

Давление в точке 
объединения потоков 
(если применимо), бар

№ общих 
шлейфов

Давление  
на входе в УКПГ, 

бар

1 90,09 -- -- 90

2 107,13 106,63
28 90

8 129,48 106,63

3 129,63 107,06
34 90

4 134,82 107,06

6 95,60 95,46
610 90

10 104,23 95,46

12 93,11 -- -- 90

14 98,37 95,17
1421 90

21 95,53 95,17

15 90,39 90,38
1524 90

24 90,48 90,38

17 90,12 -- -- 90
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Практическая значимость 
разновременных исследований. 
Гидродинамический 
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динамики трещины ГРП 
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Введение. На сегодня доля трудноизвлекаемых запасов (ТРИЗ) в портфелях компании «Газпром нефть» 
достигает 60–80 %. Разработка подобных низкопроницаемых коллекторов преимущественно происходит 
с применением гидравлического разрыва пласта (ГРП). Для выбора оптимального режима работы 
скважин и вариантов разработки требуется тщательная оценка рисков не только в начале, но и в процессе 
эксплуатации, что можно сделать только с помощью разновременных исследований. Гидродинамические 
(ГДИ) и промыслово-геофизические (ПГИ) исследования скважин позволяют контролировать параметры 
работы скважин.
Цель. Проведение комплексного анализа гидродинамических параметров (пластового давления, 
проводимости пласта, полудлины трещины ГРП, профиля приемистости) в низкопроницаемых коллекторах, 
влияющих на разработку месторождений, с помощью разновременных исследований ПГИ и ГДИ. 
Материалы и методы. В данной работе были использованы исходные материалы по исследованиям 
ПГИ и ГДИС, суточные показатели по приемистости скважин и буферному давлению, а также результаты 
интерпретации петрофизических свойств и результаты PVT-исследований. 
Обработка ГДИ и ПГИ проводилась по стандартным методам и аналитическим моделям, которые подробно 
описаны в основной части работы. 
Результаты. Анализ показал, что динамика коэффициента приемистости нагнетательных скважин может 
быть неоднозначной в процессе эксплуатации: возможен рост коэффициента приемистости за счет 
увеличения полудлины трещины ГРП при стабильном значении приемистости и забойного давления. 
Данный эффект связан с изменением энергетического состояния, которое может привести к прорывам воды 
через трещины ГРП при росте трещины нагнетательной скважины в направлении добывающей. 
Заключение. Рассмотренная комплексная интерпретация разновременных промысловых исследований 
выявляет эффекты, влияющие впоследствии на выработку запасов. В связи с этим возникает потребность 
формирования специальных программ разновременных исследований ГДИ и ПГИ для поиска оптимального 
режима работы добывающих и нагнетательных скважин, повышения эффективности вытеснения 
и коэффициента извлечения нефти. Таким образом, значимость регулярных исследований ГДИ и ПГИ 
возрастает, в особенности на пилотном этапе проекта, и оказывает существенное влияние на принятие 
решений по проектированию системы разработки. Это особенно актуально для нефтедобывающей 
отрасли и компании «Газпром нефть» ввиду преобладания балансовых запасов углеводородов 
по низкопроницаемым коллекторам.

Ключевые слова: нагнетательные скважины, гидроразрыв пласта, ГРП, промыслово-геофизические 
исследования, ПГИ, гидродинамические исследования, ГДИС, коэффициент приемистости, низкопроницаемый 
коллектор, ачимовские отложения 
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Background. At the moment hard-to-recover reserves in company portfolio of Gazprom-neft are about 60–80 %. 
The low-permeable reservoir development is produced using hydraulic fracturing. It is required to assess risks 
both at the beginning and in the process of reservoir development to select correct wells operation and reservoir 
development. This can be accomplished only by regularly well test. Well tests monitor parameters, and also their 
changes.
Aim. Integrated analysis of hydrodynamic characteristics (reservoir pressure, transmissivity, fracture half-length, 
injectivity profile) for low-permeability reservoir, which influence development field. Analysis was made using 
pressure transient analysis (PTA) and production logging tools (PLT) using different time studies.
Materials and methods. Initial data of PLT and PTA, daily injection rates and tubing head pressure. Tubing 
head pressure was calculated on the top depth of perforations intervals. In addition the authors used well log 
interpretation results and PVT-properties.
Interpretations PTA and PLT were carried out using standard methods and analytical models. The author gives a 
detailed description further in the text.
Results. Injectivity index behavior based on conducted analysis is non-typical sometimes: increase fracture half-
length and injectivity index despite injection rate and bottom hole pressure (BHP) aren’t changed. The effect is 
related reservoir pressure and its change in the drainage area. It is may lead to water breakthrough through 
fractures (increasing fracture of injection well in direction to production well).
Conclusions. The authors consider complex interpretation well test at different time on the pilot project. The 
results can to substantial influence field development system. In this connection there is a need to create special 
programs of regular well tests to find correct production and injection wells operation, and as a result, increase 
the displacement efficiency and oil recovery factor. Significance of regularly well test increases because of 
their influence of reserve recovery. Due to different effects which are shown up PTA and PLT under stable well 
performance. This is particularly important for oil industry and Gazprom-neft because hydrocarbon reserves of 
the low-permeable reservoir preponderate.
Keywords: injection wells, hydraulic fracturing, production logging tool, PLT, pressure transient analysis, PTA, well 
test, injectivity index, low-permeability reservoir, Achimov deposits
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Введение

Гидравлический разрыв пласта (ГРП) при-
меняется при разработке низкопроницае-
мых коллекторов на каждой добывающей 
и нагнетательной скважинах. Мониторинг 
динамики трещины ГРП с помощью ГДИ 
и ПГИ в процессе эксплуатации помогает 
контролировать выработку запасов и прогно-
зировать риски преждевременного обвод-
нения. Однако зачастую такие исследования 
проводятся редко, поскольку время выхода 
на радиальный режим в низкопроницаемом 
пласте может составлять год и более. 
На участке опытно-промышленных ра-
бот (ОПР) ачимовских отложений четыре 
нагнетательные скважины были введены 
в эксплуатацию с применением техноло-
гии ГРП в конце 2016 года. С этого момен-
та они периодически, примерно раз в два 
года, исследовались методами ПГИ и ГДИС. 
Разновременные промысловые исследо-
вания по стволу скважины в сочетании 
с гидродинамическим контролем позволя-
ют оценивать ФЕС и состояние призабой-
ной зоны (ПЗП) с достаточной точностью, 

в особенности в условиях низкопроницаемых 
коллекторов. 

Материалы и методы

Промыслово-геофизические 
исследования нагнетательных 
скважин
В условиях низкой приемистости нагнета-
тельных скважин основным результативным 
геофизическим методом для оценки работа-
ющих интервалов и профиля приемистости 
является термометрия [1]. По аномалиям охла-
ждения и времени релаксации данная оценка 
является довольно высокоинформативной. 
На рис. 1 представлены результаты интер-
претации ПГИ в нагнетательных скважинах 
на данном пилотном проекте. Оценка профиля 
приемистости производилась по интеграль-
ному методу (метод площади) [1] с исполь-
зованием кривых термометрии. Обработка 
расходометрии в данных условиях неинфор-
мативна из-за низкой приемистости скважин. 
По всем скважинам наблюдается переток 
закачиваемой воды за пределы интервалов 
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Рис. 1. Результаты разновременных промыслово-геофизических исследований по нагнетательным скважинам участка ОПР. 
kh_ГИС — проводимость по результатам интерпретации геофизических исследований скважин в открытом стволе, мД·м; Т_закачка — 

температура по стволу при закачке, °C; Т_ОСТ — температура по стволу в остановленной скважине, °C; Т_ФОН — фоновый замер температуры 
по стволу скважины, °C; Профиль — распределение профиля приемистости по результатам обработки термометрии, %. Составлено авторами

Fig. 1. PLT results of injection wells for pilot work at different times. 
kh_ГИС — conductivity by well log interpretation, мД·м; Т_закачка — temperature by wellbore in injection, °C; Т_ОСТ — temperature by wellbore in 

static condition, °C; Т_ФОН — background temperature, °C; Profile — injection distribution by PLT, %. Prepared by the authors
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перфорации, что объясняется работой тре-
щины гидроразрыва. Несмотря на данные 
перетоки, нецелевой закачки не наблюда-
ются, т.е. вода во всех скважинах поступает 
в целевые пласты. 
Разновременные исследования позволяют 
проследить изменения профиля приемисто-
сти во времени. По скважинам диагностиру-
ется ухудшение работы подошвенной части 
трещины ГРП. Так, например, по скважине 
100 основной переток воды по результатам 
первого исследования приходился на ниж-
нюю часть пласта (согласно расхождению 
термограмм в подошве интервала перфо-
рации), но со временем основным принима-
ющим интервалом стала центральная часть 
целевого пласта, что видно по данным второ-
го исследования ПГИ. Подобное поведение 
прослеживается и по скважинам 103 и 102: 
основным принимающим интервалом ста-
новится кровля или верхняя часть интерва-
ла перфорации, а в начале работы скважины 
профиль приемистости был более равномер-
ным. Таким образом, однозначно наблюдает-
ся изменения работы интервалов. 
Исследования ГИС также могут дать понима-
ние о работе интервалов, однако, сопостав-
ляя результаты ГИС и ПГИ можно наблюдать 
их различие преимущественно для более 
поздних исследований. Так, для самых ран-
них исследований проводимость по ГИС 
преимущественно совпадает с профилем 
по ПГИ (например, по скважине 102). Далее 
происходит изменение профиля приеми-
стости и его отличие от результатов ГИС. Это 
изменение объясняется тем, что в начальный 
период закачки насыщаются более проница-
емые пропластки с локальным повышением 
пластового давления ввиду неоднородности 
коллекторских свойств и показателей гид-
ропроводности и малых отборов при эксплу-
атации. Со временем закачиваемый агент 
отклоняется в менее проницаемые про-
пластки, изменяя первоначальный профиль 
приемистости (равный показаниям ГИС 
после бурения), что и наблюдается в более 
поздних результатах ПГИ. Улавливать такие 
эффекты позволяют только исследования 
ПГИ, поэтому опираться на исследования 
ГИС на поздних стадиях не рекомендуется, 
их предпочтительно использовать только 
на ранних этапах разработки, выполняя в по-
следствии уточнения по данным ПГИ. В связи 
с этим повышается значимость регулярных 
исследований. По скважине 101, например, 
информация о профиле закачки уже не яв-
ляется актуальной, так как ПГИ проводилось 
только в начале запуска скважины. 
Разновременные ПГИ помогают луч-
ше понять механизм вовлечения запасов 

в разработку по разрезу и корректнее оце-
нить его охват. Формирование и выполне-
ние программы регулярных исследований 
позволит повысить эффективность процесса 
вытеснения, подбирая оптимальные режимы 
работы.

Гидродинамические исследования 
нагнетательных скважин
Самым информативным видом гидродинами-
ческого контроля нагнетательных скважин 
является технология КПД — кривая паде-
ния давления [2]. Его сущность заключается 
в регистрации забойного давления после 
мгновенной остановки нагнетания. По причи-
нам низкой проницаемости и существовании 
трещины ГРП время выхода на радиальный 
режим скважины может достигать до года. 
В связи с этим недостижение радиального 
режима течения — основная причина низко-
качественных исследований КПД. 
По всем нагнетательным скважинам были 
проведены исследования ГДИ с частотой 
2–3 раза в год. Не все исследования призна-
ны качественными из-за описанных выше 
причин, но наличие хотя бы одного информа-
тивного исследования позволяет проследить 
динамику изменения гидродинамических 
параметров по логарифмическим графикам 
(рис. 2) и результатам интерпретации ПГИ 
(табл. 1). Результаты интерпретации гидро-
динамических исследований показывают 
неоднозначную динамику по коэффициенту 
приемистости и трещины ГРП. 
Параметры трещины ГРП и коэффициент 
приемистости скважины 103 стабилен: тож-
дественность графиков двух исследований 
это подтверждает. По скважине 100 наблюда-
ется снижение коэффициента приемистости 
по причине уменьшения полудлины трещины 
ГРП. По скважинам отмечается рост пласто-
вого давления со временем. 
Подобные выводы очевидны при длительной 
работе нагнетательных скважин, в том чис-
ле и при разработке традиционных запасов. 
Более интересную динамику параметров по-
казали скважины 101 и 102. 
По скважине 101 полка радиального режима 
при интерпретации всех исследований была 
принята по КПД 2019 года, т.е. было выдвину-
то предположение о неизменной проводи-
мости. При сравнении исследований 2016 

Стабильное поведение забойного давления 
и суточной закачки не является показателем 
неизменности параметров пласта 
и призабойной зоны.
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и 2019 годов наблюдается ухудшение работы 
трещины ГРП по положению линейного ре-
жима, пластовое давление в зоне дрениро-
вания не изменилось. Однако при сопостав-
лении КПД 2019 и 2021 годов наблюдается 
улучшение трещины ГРП и рост пластового 

давления. Положение линейного режима из-
менилось: диагностируется улучшение инте-
грального скин-фактора. 
Поскольку динамика трещины ГРП неста-
бильная, рассмотрим подробное поведе-
ние приемистости во времени по суточным 

Таблица 1. Результаты интерпретации ГДИ
Table 1. PTA results

Скважина 100 101 102 103

Дата исследования ГДИ 2016 2019 2021 2016 2019 2021 2016 2019 2021 2017 2021

k, мД 0,3 0,3 0,3 0,11 0,11 0,11 0,22 0,1 0,1 0,15 0,15

kh, мД·м 6,7 6,7 6,7 3,14 3,14 3,14 4,67 1,75 1,75 3,73 3,73

Xf, м 140 79 79 97,8 46,3 139 169 67 210 106 112

Fcd 11,9 – 5,4 19,6 – 17,3 – 22,4 18,7 12 23

Skin 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

Skin total –6,42 –5,97 –5,73 –6,11 –5,44 –6,45 –6,73 –5,73 –7,1 –6,14 –6,29

Rinv, м 81 239 282 122 140 312 145 128 375 116 360

Рпл, м 249 290 311 260 254 382 323 257 342 209 303

Кприем, м3/бар·сут 0,6 0,46 0,42 0,23 0,17 0,28 0,52 0,1 0,17 0,3 0,3

Н, м 22 22 22 30,2 30,2 30,2 22 16,8 16,8 24,5 24,5

Qзак, м3/сут 185 90 40 44 42 33 77 30 21 46 42,5

Примечание. k, мД — проницаемость; kh, мД·м — проводимость; Xf, м — полудлина трещины; Fcd — безразмерная проводимость трещины; Skin — механический скин-
фактор; Skin total — интегральный скин-фактор; Rinv,м — радиус исследования по ГДИС; Рпл, м — пластовое давление; Кприем, м3/бар·сут — коэффициент приемистости; Н, 
м — мощность пласта, принятая по интерпретации ПГИ; Qзак, м3/сут — приемистость перед исследованиям.
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Рис. 2. Логарифмические графики исследований КПД нагнетательных скважин участка ОПР. Составлено авторами 
IARF — полка радиального режима течения, Lо — линейный режим течения. 

Fig. 2. Log-Log plots of fall-off test for injection wells 
IARF — Infinitely Acting Radial Flow, Lо — linear regime. Prepared by the authors.
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данным (рис. 3). Проведем сопоставление 
фактических суточных данных по закачке 
и забойному давлению с результатами интер-
претации ГДИ. На основе результатов ГДИ 
была воспроизведена динамика пластово-
го давления и коэффициента приемистости 
во время работы скважины, которую условно 
разделили на два периода. Первый пери-
од характеризуется постоянным забойным 
и пластовым давлением, снижением закачки 
во времени по причине снижения коэффици-
ента приемистости, который ухудшается из-
за уменьшения полудлины трещины ГРП. 
Второй период характеризуется стабильной 
закачкой и забойным давлением, на осно-
вании чего можно сделать предположе-
ние о неизменности параметров пласта 

и призабойной зоны. Но по исследованию 
ГДИС интерпретируется рост пластово-
го давления и коэффициента приемисто-
сти. Коэффициент приемистости изменяет-
ся по причине роста полудлины трещины 
согласно результатам ГДИ. Исследования 
КПД позволили диагностировать измене-
ние параметров пласта и призабойной зоны 
при стабильности промысловых суточных 
замеров. 
Исследования КПД скв. 102 также показали 
интересные результаты. Полка радиального 
режима течения диагностируется по иссле-
дованию 2019 года, была принята при интер-
претации КПД 2021 года. При интерпрета-
ции КПД 2016 года радиальный режим был 
принят условно на конец исследования (если 
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Рис. 3. Динамика изменения параметров скважины 101. Составлено авторами 
Qзак — суточные замеры приемистости (закачки), м3/сут; Pзаб — суточные замеры забойного давления, бар; Рпл — пластовое давление 

(ромб — исследование ГДИС, линия — аппроксимация по данным ГДИС), бар; Кприем — коэффициент приемистости (треугольник — 
исследование ГДИС, линия — аппроксимация по данным ГДИС), м3/сут·бар; Xf — полудлина трещины ГРП (квадрат — исследование ГДИС), м.

Fig. 3. Dynamic pattern of well №101. Prepared by the authors 
Qзак — daily injection rate, m3/day; Pзаб — daily BHP, bar; Рпл — reservoir pressure (rhomb — PTA, line — approximation in PTA), бар; Кприем — 

infectivity index (triangle — PTA, line — approximation in PTA), m3/day·bar; Xf — fracture half-length (square — PTA), m.
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при интерпретации КПД 2016 года принять 
полку радиального режима по 2019 году, 
то результаты интерпретации КПД 2016 года 
не соответствуют физике пласта). Таким об-
разом, сравнивая исследования 2016 и 2019 
годов, отмечается снижение проводимости 
пласта, пластового давления и уменьшение 
полудлины трещины. Результаты исследова-
ний ГДИ 2019 и 2021 годов при одинаковом 
значении проводимости пласта, принятой 
по 2019 году, показывают увеличение полу-
длины трещины и рост пластового давления. 
Аналогично скв. 101, была воспроизведе-
на динамика пластового давления и ко-
эффициента приемистости, на основании 

промысловых суточных замеров и данных 
ГДИС (рис. 4). Основное различие со скв. 
101 только в первом периоде, который харак-
теризуется снижением пластового давления 
и не только уменьшением полудлины тре-
щины, но и ухудшением проводимости (kh). 
Снижение проводимости, вероятно, связа-
но с отключением работающих пропластков, 
которые со временем перестают принимать 
закачиваемую воду. Данный факт подтвер-
ждается результатами ПГИ: по скважине 
102 нижняя часть целевого пласта практиче-
ски не принимает закачиваемую воду (рис. 1). 
Второй период полностью аналогичен пре-
дыдущей скважине 101: рост полудлины 
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Рис. 4. Динамика изменение параметров скважины 102. Составлено авторами 
Qзак — суточные замеры приемистости (закачки), м3/сут; Pзаб — суточные замеры забойного давления, бар; Рпл — пластовое давление (ромб — 
исследование ГДИС, линия — аппроксимация по данным ГДИС), бар; Кприем — коэффициент приемистости(треугольник — исследование ГДИС, 
линия — аппроксимация по данным ГДИС), м3/сут·бар; Xf — полудлина трещины ГРП (квадрат — исследование ГДИС), м; kh — проводимость 

пласта по результатам ГДИ, мД·м. 
Fig. 4. Dynamic pattern of well №102. Prepared by the authors 

Qзак — daily injection rate, m3/day; Pзаб — daily BHP, bar; Рпл — reservoir pressure (rhomb — PTA, line — approximation in PTA), бар; Кприем — 
infectivity index (triangle — PTA, line — approximation in PTA), m3/day·bar; Xf — fracture half-length (square — PTA), m. 



65

трещины ГРП и пластового давления 
при стабильном значении суточных замеров. 
Таким образом, стабильное поведение забой-
ного давления и суточной закачки не является 
показателем неизменности параметров пласта 
и призабойной зоны. С помощью промысловых 
и гидродинамических исследований удалось 
выявить нестабильную динамику параметров. 
Это, в свою очередь, говорит о значимости про-
ведении регулярных исследований1.

Результаты

По результатам интерпретации гидродина-
мических исследований трещина ГРП на-
гнетательных скважин в ряде случаев может 
ввести себя непредсказуемо. На рис. 5 пред-
ставлен фрагмент карты разработки пилотно-
го участка ачимовских отложений, подлож-
ка — карта изобар. Темно-синими кругами 
изображен радиус исследования последне-
го проведенного ГДИ, синей линией — тре-
щины ГРП по результатам интерпретации 

1	 Методические указания по комплексированию и этапности 
выполнения геофизических, гидродинамических и геохимических 
исследования нефтяных и нефтегазовых месторождениях. РД — 
153-39.0-109-01. Москва, 2002. — 75 с.

последнего КПД. Нагнетательные скважи-
ны вводились для поддержания давления 
двух горизонтальных добывающих скважин 
001G и 002G. По горизонтальным добываю-
щим скважинам схематично представлены 
трещины многостадийного гидроразрыва 
пласта согласно дизайну.
Скважина 001G около двух лет находилась 
в бездействии: если сопоставить хроноло-
гию, то примерно за полгода до проведения 
исследований на нагнетательных скважинах 
(последние исследования КПД от 2021 года 
проводились одновременно). Скважина 002G 
стабильно работала все время без остановок.
Скважины 100 и 103 со стабильной дина-
микой коэффициента приемистости распо-
ложены около скважины 002G. Тем време-
нем скважины 101 и 102 расположены в тех 
зонах, где энергетическое состояние меня-
лось. Остановка добывающей скважины 001G 
и прекращение отборов в данном районе 
привели к перекачке зоны. Приблизительно 
полгода компенсация отбора жидко-
сти закачкой воды (от скважин 101 и 102) 
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Рис. 5. Фрагмент карты разработки участка ОПР ачимовских отложений. Составлено авторами 
Графическая подложка — карта изобар, синяя линия — длина трещины ГРП по ГДИ для нагнетательных скважин, красная линия — длина 

трещины добывающих скважин по результатам дизайна ГРП. 
Fig. 5. Development map tile of pilot project. Prepared by the authors  

Backing — pressure map, blue line — fracture half-length by PTA for injection wells, red line — fracture half-length by frac-design for production well.
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не происходило. За это время пластовое дав-
ление в нагнетательных скважинах росло. 
При неизменном коэффициенте приемисто-
сти суточная закачка должна была сни-
жаться, однако она оставалась стабильной, 
в результате чего увеличилась площадь дре-
нирования, и произошел рост трещины ГРП. 
Это привело к преждевременному обводне-
нию, т.к. горизонтальная скважина 001G рас-
положена перпендикулярно трещинам (т.е. 
вдоль минимального напряжения). До про-
ведения комплексного анализа ГДИС и ПГИ 
предварительный проектный фонд скважин 
предполагал такую проводку горизонталь-
ных скважин. Из-за выявленных эффектов пр-
нято решение о корректировке: горизонталь-
ные скважины рекомендовано расположить 
перпендикулярно минимальному напря-
жению, т.е. вдоль направления раскрытия 
трещины, аналогично положению скважины 
002G. Также необходимо учитывать, что из-
менение энергетического состояния может 
проводить к росту трещин и требует контро-
ля режимы работы скважин. 

Выводы

Анализ совместных результатов интерпре-
тации ПГИ и ГДИ позволил проследить 
динамику трещины ГРП. На основе раз-
новременных промысловых исследований 

был доказан рост трещины ГРП в нагнета-
тельных скважинах при стабильном зна-
чении приемистости и забойного давле-
ния. Совместно с анализом работы скважин 
была определена причина данного эффек-
та: изменение энергетического состояния 
пласта (остановка с уходом в бездействие 
добывающей скважины), что привело к ро-
сту трещины в нагнетательной скважине. 
Исследования данного участка ОПР поз-
волили с учетом новых данных произвести 
корректировку расположения проектных 
добывающих и нагнетательных скважин. 
В связи с этим появляется потребность фор-
мирования специальных программ раз-
новременных исследований ГДИ и ПГИ 
для поиска оптимального режима рабо-
ты скважин, и, как следствие, повышения 
эффективности вытеснения и коэффици-
ента извлечения нефти. Рекомендуется 
проводить разновременные ГДИ и ПГИ 
для контроля гидродинамических пара-
метров на скважинах ОПР (перед бурением 
новых кустов), перед уплотняющим бурени-
ем и т.д. Комбинация данных исследований 
может выявить интересные эффекты, кото-
рые повлияют на изменение проектной сет-
ки скважин и выработку запасов. Это особо 
актуально для нефтедобывающей отрасли 
и компании «Газпром нефть» ввиду преобла-
дания балансовых запасов углеводородов 
по низкопроницаемым коллекторам.
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Аналитическая модель 
влияния гидравлических 
потерь в горизонтальных 
стволах газовых скважин 
на продуктивность 
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Цель. Разработка методики оценки влияния гидравлических потерь давления в горизонтальных стволах 
газовых скважин на продуктивность. Задачи, решаемые в работе, — разработка аналитической модели, 
определение основных безразмерных факторов, описывающих процесс, решение задачи о распределении 
давления вдоль ствола в графическом виде и в форме аналитических корреляций.
Материалы и методы. В работе использовано математическое моделирование на базе дифференциальных 
уравнений в безразмерном виде. Решение уравнений получено численными методами и представлено 
в графическом виде и в форме аналитических корреляций результатов расчёта.
Результаты. Влияние гидравлических потерь давления в горизонтальном стволе газовой скважины 
может быть описано корректировкой коэффициента b нелинейной части уравнения притока для газовой 
скважины. Основные факторы, влияющие на величину корректировки коэффициента b, — безразмерная 
длина горизонтального ствола, безразмерный коэффициент нелинейности притока к горизонтальному 
стволу, показатель степени в зависимости коэффициента гидравлического сопротивления хвостовика 
от числа Рейнольдса. Значение коэффициента a линейной части уравнения притока для газовой скважины 
не зависит от гидравлических потерь давления в горизонтальном стволе.
Заключение. Результаты работы могут применяться для оценки продуктивности горизонтальных 
газовых скважин с учётом гидравлических потерь давления в горизонтальном стволе, оценки влияния 
гидравлических потерь на продуктивность и оценки оптимальной длины и диаметра хвостовика 
горизонтального ствола, а также в упрощённых аналитических интегрированных моделях разработки 
газовых месторождений.

Ключевые слова: аналитическая модель, гидравлические потери в горизонтальном стволе, расчёт дебита 
газовой скважины, безразмерные переменные, аналитическое решение
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Analytical model for influence of hydraulic pressure losses in horizontal gas 
wells on productivity
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Aim. The purpose of the present work is to develop a method for estimation influence of hydraulic pressure 
losses in horizontal gas wells on productivity. Tasks to be solved are the development of an analytical model 
that describes the effect of hydraulic pressure losses along horizontal wellbore on the productivity distribution, 
determination of the main dimensionless factors describing process, solution for pressure distribution along a 
horizontal wellbore and generalization of solution in graphical and analytical correlations form.
Matherials and methods. The process in question is described by the analytical mathematical model consisting 
of differential equations in dimensionless form. Equations are solved numerically, solution is presented in 
graphical and analytical correlation form.
Results. Influence of hydraulic pressure losses in horizontal wellbore on productivity described by adjusting the 
coefficient “b” of nonlinear part of gas well inflow equation. Main factors influencing on “b” value is dimensionless 
length of horizontal wellbore, dimensionless nonlinearity factor of well inflow, exponent on Reynolds number in 
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liner friction law. Value of coefficient “a” of linear part of gas well inflow equation does not depend on hydraulic 
pressure losses in a horizontal wellbore.
Conclusions. The results of the work can used for estimation the productivity of horizontal gas wells taking 
into account hydraulic pressure losses in a horizontal wellbore, for estimation influence of hydraulic pressure 
losses on productivity and to estimate the optimal length and diameter of a horizontal wellbore liner, as well as in 
simplified analytical integrated models of gas field development.
Keywords: analytical model, hydraulic pressure losses in horizontal well, gas well productivity, dimensionless 
variables, analytical solution
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Актуальность

В данный момент природный газ исполь-
зуется не только как экологичное топливо, 
но и как сырье для производства полимер-
ных материалов. Учитывая тенденции роста 
стоимости натуральных конструкционных ма-
териалов (древесина, текстильные волокна, 
металлы), можно ожидать увеличения спроса 
на полимеры. Кроме того, учитывая запрос 
общества на экологичную энергетику, веро-
ятно увеличение потребности в природном 
газе в энергетической и транспортной от-
раслях. В то же время запасы газа в коллек-
торах высокого качества или расположен-
ных в легкодоступных регионах, разработка 
которых характеризуется высоким уровнем 
рентабельности, истощаются. Для газовых 
месторождений с низкими значениями ФЕС 
или расположенных в удалённых регионах 
требуется снижение себестоимости добычи, 
один из способов решения этой задачи — бу-
рение длинных горизонтальных скважин.
Кроме того, существует ещё один класс ме-
сторождений газа, характеризующихся низ-
кой рентабельностью разработки, но при этом 
расположенных в районах с развитой инфра-
структурой и приуроченных к коллекторам 
с высокими ФЕС, — это истощенные пласты 
месторождений-гигантов. На этапе ввода 
подобных объектов в разработку экономи-
ческие условия и критерии эффективности, 
определившие выбор системы разработки, 
несколько отличались от текущих. Поэтому 
в данный момент возникают задачи по оцен-
ке рентабельности доразработки этих пла-
стов уплотняющим фондом скважин с учётом 
современных технологий бурения. Именно 
эта категория газовых объектов требует осо-
бого внимания к учёту влияния гидравличе-
ских потерь на продуктивность горизонталь-
ных скважин, так как, во-первых, требуется 

бурение достаточно длинных горизонталь-
ных стволов, во-вторых, сниженное пласто-
вое давление приводит к высоким значениям 
скорости газа в горизонтальном стволе и, со-
ответственно, к увеличению гидравлических 
потерь давления; в-третьих, из-за высоких 
значений проницаемости величина гидрав-
лических потерь давления в горизонтальном 
стволе сопоставима с депрессией, что суще-
ственно влияет на продуктивность скважин.
Для корректного расчёта потенциала длин-
ных горизонтальных газовых скважин необ-
ходимо учитывать влияние гидравлических 
потерь давления на распределение забойно-
го давления вдоль горизонтального ствола. 
В литературе этот вопрос освещён недоста-
точно подробно и представлен в основном 
формулировкой системы уравнений, опи-
сывающих данный процесс, или описанием 
решения задачи для конкретных значений 
параметров. В данной работе описывается 
разработка аналитического подхода, позво-
ляющего оценивать влияние гидравлических 
потерь давления в горизонтальном стволе 
газовой скважины на продуктивные характе-
ристики в общем случае.

Литературный обзор

Начиная с 80-х годов прошлого столетия 
опубликовано большое количество научных 
работ, посвященных аналитическим методам 
расчета производительности горизонтальных 
скважин, как нефтяных, так и газовых. В основ-
ном эти методы использовались для оцен-
ки характеристик горизонтальных скважин 
и сравнения их производительности с верти-
кальными в различных условиях. При этом все 
методы предполагали одинаковое граничное 
условие — однородное распределение давле-
ния по горизонтальному стволу.
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В начале 90-х годов появляются аналити-
ческие модели учета потерь давления в го-
ризонтальном стволе нефтяных скважин. 
Одной из первых работ по этому направле-
нию является работа [1], в которой рассмат-
ривается система «горизонтальный ствол 
скважины — нефтяной пласт» предполагая, 
что удельный коэффициент продуктивности 

на единицу длины горизонтального ство-
ла распределён однородно вдоль ствола, 
а течение жидкости ламинарное. В рабо-
те [2] рассматривается подобное решение 
для ламинарного и турбулентного потока 
в горизонтальном стволе. В конце 90-х годов 
публикуются математические модели, кото-
рые позволяют учитывать неоднородность 
поля давлений и распределение фильтраци-
онно-емкостных свойств (ФЕС) вдоль оси го-
ризонтального ствола, что позволяет допол-
нительно повысить прогнозную способность 
расчётов. Расчету производительности го-
ризонтальных газовых скважин посвящены 
работы [3–7], в которых авторами предложе-
ны методы расчета распределения притока 
газа и забойного давления в горизонталь-
ных скважинах с учетом неоднородности.
Таким образом, в общем виде можно выде-
лить три категории математических моде-
лей для оценки производительности гори-
зонтальных скважин: 
•	 аналитические модели, не учитывающие 

потери давления в горизонтальном стволе;
•	 аналитические модели, учитывающие 

гидравлические потери давления в стволе 
с однородным распределением ФЕС вдоль 
ствола ГС;

•	 численные модели, учитывающие гид-
равлические потери давления в стволе 
и неоднородность ФЕС по стволу.

Решение задачи о расчёте продуктивности 
горизонтальных газовых скважин с учётом 
гидравлических потерь давления в гори-
зонтальном стволе усложняется нелинейно-
стью уравнения притока газа, в связи с чем 
аналитические методы решения данной 
задачи мало представлены в литературе. 
Для газовых месторождений к первой ка-
тегории аналитических методов относятся 
двучленная и степенная формулы расчета 
притока флюида из пласта к горизонтальной 
газовой скважине:
	 p2

пл – p2
заб = a ∙ q + b ∙ q2,	 (1)

	 q = C ∙ (p2
пл – p2

заб)n,	 (2)

где pпл — пластовое давление, бар, pзаб — 
забойное давление, бар, q — дебит газа, 
тыс. м3/сут, a — коэффициент линейной 
части стандартного уравнения притока, 
бар2/(тыс. м3/сут), b — коэффициент нелиней-
ной части стандартного уравнения притока, 
бар2/(тыс. м3/сут)2, C — коэффициент нели-
нейной части степенного уравнения притока, 
тыс. м3/сут/бар2n.
Применение данных аналитических решений 
при проектировании разработки газовых ме-
сторождений ограничено, так как они не учи-
тывают потери давления в горизонтальном 
стволе. Давление в горизонтальном стволе 
по направлению к «носку» ствола будет уве-
личиваться, и поэтому депрессия на пласт 
будет изменяться в зависимости от длины 
перфорированного участка горизонтального 
ствола. Если не учитывать потери давления 
в горизонтальном стволе и считать величину 
забойного давления постоянной, то оценка 
производительности скважины может быть 
завышена.
К третьей категории математических мето-
дов можно отнести работы [3, 4], где предло-
жены численно-аналитические методы 
расчёта распределения забойного давления 
в горизонтальных скважинах, оборудован-
ных фонтанными трубами в горизонтальном 
стволе (определение забойного давления 
в межтрубном пространстве) и без фонтанных 
труб. Распределение давления описывается 
уравнением:

		  (3)
	

), q
D

dp
dx

dq
dx

αqp
2αq2 – p2= + 2·(λ 

где dq/dx — приращение дебита на элементе 
горизонтального участка длиной dx, м2/с, q — 
дебит газа, м3/с, p — давление, Па, λ — без-
размерный коэффициент гидравлического 
сопротивления хвостовика, D — внутренний 
диаметр хвостовика, м, а величина α рассчи-
тывается следующим образом:

		  (4)
	

, 
8 · ρат · pат · Z · T

π · D2 · Tст

α = 

где ρат — плотность газа в атмосферных усло-
виях, кг/м3, pат — атмосферное давление, Па, 
Z — безразмерный коэффициент сверхсжима-
емости газа при атмосферных условиях, T — 
абсолютная температура в забойных услови-
ях, K, D — внутренний диаметр хвостовика, м, 
Tст — абсолютная температура в атмосферных 
условиях, K. Дебит газа для участка длиной 
dx определяется по двучленной формуле не-
линейного притока газа к стволу в однород-
ном пласте с учетом коэффициентов фильтра-
ционного сопротивления a и b. Для случая 

По предложенным графикам можно 
анализировать влияние отдельных параметров 
скважины (диаметр хвостовика, длина ГС, 
пластовое давление) на ее продуктивность.
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перекрытия горизонтального ствола фонтан-
ными трубами корректируется значение ко-
эффициента гидравлического сопротивления 
λ и внутреннего диаметра D.
Распределение дебита газа по длине гори-
зонтального ствола можно найти, численно 
решая уравнения (1) или (2) и (3), (4).
В работах [5, 6] приводятся решения 
для определения распределения дебита 
и давления по горизонтальному стволу с уче-
том гидравлических сопротивлений в стволе 
газовой скважины для анизотропного пласта 
с непроницаемыми нижней и верхней гра-
ницами, а также решения для определения 
распределения дебитов и давлений в много-
ствольных скважинах с учетом взаимодей-
ствия стволов.
В работе [7] предложены методы расчета од-
нофазного потока флюида в горизонтальном 
стволе при определённых типах неоднород-
ности поля пластового давления и возмож-
ное отключение или подключение отдельных 
участков горизонтального ствола в процессе 
добычи. 
Решить дифференциальные уравнения, 
представленные в работах [4–6] достаточно 
сложно из-за большого количества перемен-
ных и нелинейных зависимостей, что требует 
программной реализации.
Таким образом, вторая категория моде-
лей — аналитические с учётом гидравли-
ческих потерь вдоль ствола горизонталь-
ной скважины, — недостаточно освещены 
в литературе: представлены формулиров-
ки основных уравнений и количественные 
результаты численных решений в частных 
случаях. В то же время именно аналитиче-
ские модели позволяют выполнять фактор-
ный анализ производительности газовых 
горизонтальных скважин. В данной рабо-
те описана методика расчёта продуктив-
ности горизонтальных газовых скважин 
с учётом гидравлических потерь в стволе, 
основанная на численном решении систе-
мы уравнений в безразмерных переменных 
и аппроксимации результатов расчёта ана-
литическими зависимостями. Определённые 
в работе безразмерные переменные также 
являются основными факторами, определя-
ющими степень влияния гидравлических 
потерь в горизонтальном стволе газовых 
скважин на продуктивность.

Основные допущения

Для принципиальной возможности опре-
деления основных факторов, влияющих 
на значение продуктивности горизонтальных 
газовых скважин с учётом гидравлических 

потерь в стволе, а также для оценки степени 
их влияния, принимаются следующие допу-
щения:
•	 Газ — совершенный, т.е. коэффициент 

сверхсжимаемости газа постоянен и равен 
единице, вязкость газа отлична от нуля 
и постоянна.

•	 Процесс фильтрации газа в пласте и дви-
жения по хвостовику ГС изотермический.

•	 Удельные коэффициенты притока aL и bL 
распределены вдоль ГС равномерно.

•	 Зависимость коэффициента гидравли-
ческого сопротивления хвостовика ГС 
от числа Рейнольдса может быть пред-
ставлена в виде:

		  (5)
	

, 
λ0

Reγλ = 

где λ0 — характерное значение безразмерно-
го коэффициента гидравлического сопротив-
ления при Re = 1, Re — безразмерное число 
Рейнольдса, γ — безразмерный показатель 
зависимости коэффициент гидравлического 
сопротивления от числа Рейнольдса.
Последнее допущение основано на ана-
лизе диаграммы Муди [8], представленной 
на рис. 1. На диаграмме добавлена зелёная 
линия, соответствующая γ = 0,25 (абсолютно 
гладкие трубы), абсолютно шероховатые тру-
бы соответствуют γ = 0. Таким образом, с по-
мощью приближения (5) можно достаточно 
точно описывать наблюдаемые диапазоны 
значений λ, подбирая соответствующее зна-
чение γ в зависимости от исполнения хвосто-
вика ГС и диапазона наблюдаемых чисел 
Рейнольдса.

Основные уравнения

Гидравлические потери давления при дви-
жении газа по трубам описываются уравне-
нием Дарси–Вейсбаха:

		  (6)
	

, λ
D

dp
dx

1
2

= ρv2

где dp/dx — градиент давления, Па/м; ρ — 
плотность газа, кг/м3; v — приведённая ско-
рость движения газа, м/с; λ — коэффициент 
гидравлического сопротивления; D — вну-
тренний диаметр трубы, м.
С учётом принятых допущений величина 
удельного притока на единицу длины газо-
вой ГС описывается уравнением:

		  (7)
	

)2
, dq

dx
dq
dx+ bL(p2

пл – p2(x) = aL

где pпл — пластовое давление; p(x) — давле-
ние на стенке ГС в точке с координатой x;  
qL = dq/dx — величина удельного притока 
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газа на единицу длины ГС, а удельные коэф-
фициенты притока aL и bL определяются сле-
дующим образом:
	 aL = a ∙ dL,	 (8)
	 bL = b ∙ dL2.	 (9)
Разрешая (1) относительно удельного деби-
та на единицу длины ГС dq/dx с учётом (8), (9), 
получаем:

		  (10)
	

aL

2bL

4bL

a2
L

( dq
dx = (p2

пл – p2(x)) – 1),1 +

Распределение давления вдоль ствола 
ГС описывается уравнением (7). Удобно 
направить ось x в направлении от «пятки» 
ГС к «носку», тогда с учётом допущений 
о постоянстве коэффициента сверхсжи-
маемости и зависимости коэффициента 
гидравлического сопротивления от чис-
ла Рейнольдса (5) уравнение Дарси–
Вейсбаха, записанное через дебит газа, 
принимает вид:

		
(11)23 – 2γ

π2 – γ

λ0ρ0
1 – γ µγ q2 – γ(x)

D5 – γ

pатм

p
µ

ρvD
4q(x)pатм

πD2p
πD2p

4q(x)pатм

µpатм

ρ0pD
p

pатм
( ( ( )γ

 = )γ
 =)2

, 
λ0

D
λ0

D
dp
dx

1
2

= ρv2 1
2

ρ0

где ρ0 — плотность газа в стандартных условиях, кг/м3; pатм — атмосферное давление 
при стандартных условиях, Па; D — внутренний диаметр хвостовика ГС, м; q(x) — расход газа 
через сечение хвостовика в точке с координатой x, м3/с; μ — динамическая вязкость газа, Па·с. 
Расход газа через сечение хвостовика рассчитывается интегрированием от «носка» ГС до точ-
ки с координатой x:

	

aL

2bL

4bL

a2
L

( dq(t)
dtx

L

dt = q(x) = ∫ 
x

L

∫ (p2
пл – p2(t)) – 1)dt,1 +

	 (12)

	

aL

2bL

4bL

a2
L

( dq(t)
dtx

L

dt = q(x) = ∫ 
x

L

∫ (p2
пл – p2(t)) – 1)dt,1 +

где L — длина горизонтального ствола, м.
Уравнения (10),(11) с граничным условием 
p(0) = pзаб полностью описывают распреде-
ление давления в стволе горизонтальной 

газовой скважины с учётом гидравлических 
потерь.

Безразмерные параметры

Аналитическое решение уравнений (10), 
(11) в общем виде — задача принципиаль-
но сложная. Построение общего решения 
требует применения численных методов. 
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Рис. 1. Диаграмма Муди для определения коэффициента гидравлического сопротивления труб с различным диаметром и шероховатостью [8]
Fig. 1. Moody diagram of hydraulic friction vs. Re factor for different diameters and roughness [8]
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Для снижения количества управляющих па-
раметров и упрощения численного решения 
введём следующие безразмерные комплек-
сы:
Безразмерное пластовое давление:

	 pD
пл = pпл / pатм.	 (13)

Безразмерный коэффициент нелинейности 
притока газа к ГС:

		  (14)
	

b
L

a2
L

KD = p2
пл.

Безразмерное гидравлическое сопротивле-
ние хвостовика ГС:

		  (15)
	

4
π
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aLD
aLµ

ρ0 p
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( ( ( )2 – γ )γ )2
.

ρ0λ0
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ΛD = 

Безразмерная координата:

	 xD = x / D.	 (16)
Безразмерный дебит газа:

		  (17)
	

aL

 p
2
плD

q.qD = 

В безразмерных переменных уравнения (7), 
(8) выглядят следующим образом:

		  (18)
	

d( p
2
D)

dxD

= ΛDqD
2 – γ,

		  (19)
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(pD
пл)2
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d qD

dxD
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2

= 

Результаты

Анализ результатов численных расчётов ре-
шения системы уравнений (18), (19) показал, 
что продуктивность ГС газовой скважины 
с учётом гидравлики может быть описана 
следующим уравнением:

		  (20)
	

KDf ,
(pD

заб)2

(pD
пл)2

qD

LD

q2
D

L2
D

= +1 – 

где KDf — безразмерный коэффициент нели-
нейности притока к ГС с учётом неоднород-
ного распределения забойного давления, вы-
званного влиянием гидравлических потерь:
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Рис. 2. Зависимость безразмерного коэффициента нелинейности притока с учётом гидравлических потерь KDf 
от безразмерной длины газовой ГС для γ = 0. Составлено авторами

Fig. 2. Flow’s nonlinearity coefficient KDf vs. dimensionless well length for γ = 0. Arranged by authors
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		  (21)
	

KDf  =
bLf

a2
L

p2
пл.

При этом значение aL не зависит от гид-
равлических потерь в стволе ГС и значение 
размерного эффективного коэффициента a 
для всей скважины равно:

	 a = aL / L.	 (22)

Влияние гидравлических потерь в ГС на про-
дуктивность скважины выражается в изме-
нении значения коэффициента b по сравне-
нию с рассчитываемым по формуле (9):

		  (23)
	

b = ( aL

L )2 KDf

p2
пл

.

Также в ходе анализа результатов численных 
расчётов установлено, что значение KDf зави-
сит только от трёх величин — KD, γ и безраз-
мерной длины горизонтальной скважины:

		  (24)
	

LD = (L
D )1 / (3 + γ)

.
ΛD

(pD
пл)2

Зависимости безразмерного коэффициента не-
линейности притока с учётом гидравлических 
потерь KDf от безразмерной длины газовой ГС, 
полученные в результате численного решения 
уравнений (18), (19) при различных значениях γ, 
представлены на рис. 2–6. Цвет кривой на ри-
сунке соответствует значению величины KD, 
определяемой по левой — горизонтальной, — 
части кривой. Например, для верхней красной 
кривой KD = 1011, для второй сверху KD = 1010 и т.д.
Вид зависимости KDf(LD) обусловлен наличи-
ем двух конкурирующих процессов:
1.	 Снижение коэффициента b при росте дли-

ны ГС, связанное с ростом потенциала пла-
ста при увеличении площади контакта со 
скважиной.

2.	 Увеличение коэффициента b при росте 
длины ГС, связанное с увеличением гид-
равлического сопротивления при удлине-
нии хвостовика

В результате формируются три характерных 
диапазона LD на графике зависимости KDf(LD) 
(рис. 2):
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Рис. 3. Зависимость безразмерного коэффициента нелинейности притока с учётом гидравлических потерь KDf 
от безразмерной длины газовой ГС для γ = 0.125. Составлено авторами

Fig. 3. Flow’s nonlinearity coefficient KDf vs. dimensionless well length for γ = 0.125. Arranged by authors
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•	 В области №1 гидравлические потери 
практически не влияют на распределение 
давления вдоль ствола ГС, а значение ко-
эффициента b можно рассчитать, исполь-
зуя формулу (10).

•	 В достаточно узкой области №2 коэффици-
ент b прекращает снижаться, т.к. при уве-
личении длины ГС происходит рост гид-
равлического сопротивления хвостовика, 
что компенсирует падение b, при этом 
коэффициент a продолжает снижаться, 
а дебит скважины при фиксированном за-
бойном давлении увеличивается.

•	 В области №3 вклад гидравлических по-
терь давления превалирует над фильтра-
ционной частью коэффициента b, что соот-
ветствует насыщению зависимости дебита 
газа скважины от длины горизонтального 
ствола.

Для единичных оценок влияния гидравли-
ческих потерь в горизонтальном стволе га-
зовой скважины на продуктивность удобно 
воспользоваться графиками, изображёнными 

на рис. 2–6. Кроме того, в графическом виде 
удобно анализировать влияние отдельных 
параметров на продуктивность — диаметра 
хвостовика, длины горизонтального ствола, 
пластового давления. Однако для массовых 
оценок или использования в оптимизаци-
онных алгоритмах эти результаты удобнее 
использовать в виде корреляции, описанной 
далее.

Корреляция для расчёта 
зависимости KDf(LD)

Кривые на рис. 2–6 можно аппроксимировать 
кусочно-степенными зависимостями, состоя-
щими из 4-х частей (рис. 7):
Первая часть (KDf = const) — постоянное зна-
чение KDf.
Вторая часть (S) — степенная зависимость 
с показателем nS, показатель зависит от γ.
Третья часть (T) — степенная зависимость с по-
казателем nT, значение показателя постоянно.
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Рис. 4. Зависимость безразмерного коэффициента нелинейности притока с учётом гидравлических потерь KDf 
от безразмерной длины газовой ГС для γ = 0.25. Составлено авторами

Fig. 4. Flow’s nonlinearity coefficient KDf vs. dimensionless well length for γ = 0.25. Arranged by authors
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Четвёртая часть (H) — степенная зависи-
мость с показателем nH, показатель зависит 
от γ.
При минимальных значениях LD кривая начи-
нается с постоянного значения KDf, соответ-
ствующего отсутствию влияния гидравличе-
ских потерь — KD. Далее она переходит либо 
на кривую S и далее на кривые T и H, либо 
сразу на кривую T и далее на H — этот вы-
бор описывается соотношением значения LD 
и LDT. В первом случае переход с постоянного 
значения KDf на кривую S происходит при LD = 
LD

пер. Во втором случае переход с постоян-
ного значения KDf на кривую T происходит 
при LD = LD

T. Переход с кривой T на кривую H 
происходит при LD = LD

H.
Параметры кусочно-степенной аппроксима-
ции кривых на рис. 2–6 следующие.
Показатели степени
•	 nS — тангенс угла наклона (далее «на-

клон») второй части кривой в билогариф-
мических координатах;

•	 nT — наклон третьей части кривой — пере-
ходной от зависимости с показателем nL 
к зависимости с показателем nH;

•	 nH — наклон четвёртой части кривой;
•	 nC — наклон пунктирной разделительной 

линии, смещающей точку перехода от по-
стоянного значения KDf к зависимости 
с показателем nS.

Ординаты кривых
•	 S — ордината второй части кривой с на-

клоном nS;
•	 T0 — начальная ордината третьей части 

кривой с наклоном nT; 
•	 H — ордината четвёртой части кривой 

с наклоном nH;
•	 C — ордината разделительной линии с на-

клоном nC.
Вспомогательные величины, определяющие 
переход между кривыми, рассчитываются 
по формулам:

	 KD
пер = L L0

nТ

nТ – nS

nS

nS – nT , 	 (25)
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Рис. 5. Зависимость безразмерного коэффициента нелинейности притока с учётом гидравлических потерь KDf 
от безразмерной длины газовой ГС для γ = 0.375. Составлено авторами

Fig. 5. Flow’s nonlinearity coefficient KDf vs. dimensionless well length for γ = 0.375. Arranged by authors
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		  (26)
	

LD
пер = ( S

T0
) 1

nТ – nS ,

		  (27)
	

LD
KD = ( KD

S ) 1
nS ,

		
(28)

	

LD
T = ,

LD
пер, KD ≤ KD

пер

KD

C )( 1
nC , KD > KD

пер

		  (29)
	

LD
H = ( T

H ) 1
nH – nT ,

		
(30)

	

T = ,
T0, KD ≤ KD

пер

nT1 – nC

nT
nC , KD > KD

перCKD

Коэффициенты в формулах (20)–(25) зависят 
от γ следующим образом:
	 nS = 3 – γ,	 (31)
	 nC = 3 + 0,6γ,	 (32)
	 nT = 2,1,	 (33)
	 nH = 3 + 0,4γ,	 (34)
	 H = 0,01 – 0,008γ,	 (35)

		  (36)

	

S = ,
0,3 – 0,4γ, γ < 0,125

0,021
γ + 0,05

, γ ≥ 0,1250,37 – 

		  (37)
	

C = ,
0,45 – 0,4γ, γ < 0,125
0,35 + 0,4γ, γ ≥ 0,125

		  (38)
	

T0 = ,
0,65, γ < 0,25
0,65 – 1,68(γ – 0,25)2,11, γ ≥ 0,25

Для вычисления зависимости KDf(LD) по опи-
санной аппроксимации можно восполь-
зоваться блок-схемой, представленной 
на рис. 8.
На рис. 9 в качестве примера оценки точно-
сти аппроксимации представлено совме-
щение зависимостей, полученных в ходе 
численного решения уравнений (18)–(19), — 
красные точки и рассчитанных по корре-
ляционной зависимости, представленной 
на блок-схеме рис. 8 при γ = 0, — сплошные 
линии.
Стоит отметить, что область №3, обозна-
ченная на рис. 2, представляет интерес 
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Рис. 6. Зависимость безразмерного коэффициента нелинейности притока с учётом гидравлических потерь KDf 
от безразмерной длины газовой ГС для γ = 0.5. Составлено авторами

Fig. 6. Flow’s nonlinearity coefficient KDf vs. dimensionless well length for γ = 0.5. Arranged by authors
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в случаях, требующих снижения депрессии 
за счёт увеличения длины ГС при сохранении 
дебита, например при наличии подстилаю-
щей воды. 
Корреляционная зависимость (рис. 8) может 
использоваться для оценки коэффициен-
тов притока горизонтальных газовых сква-
жин с учётом гидравлического сопротив-
ления хвостовика при принятии решений 
о конструкции ГС (выбор длины горизонталь-
ного участка, диаметра хвостовика), однако 
стоит отметить, что для корректного рас-
чёта продуктивности необходим также учёт 
ограничений, связанных с выносом жидкости 
и скоростью потока на устье [9].

Далее представлен пример расчёта зависи-
мости коэффициентов притока a и b и дебита 
газа для различных длин горизонтального 
ствола в условиях газовой залежи пласта ПК 
по описанной методике.

Результаты

Учитывая формулу (23), зависимость ре-
зультирующего коэффициента b для го-
ризонтальной газовой скважины с учётом 
гидравлических потерь давления мож-
но концептуально выразить в следующем 
виде:

Условные обозначения:
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Рис. 7. Схема аппроксимации зависимостей KDf(LD). Условные обозначения: KD — первая часть кривой с постоянным значением, S — вторая 
часть кривой — степенная зависимость с показателем степени nS, T — третья часть кривой — степенная зависимость с показателем степени 

nT, H — четвёртая часть кривой — степенная зависимость с показателем степени nH, C — разделительная линия, смещающая точку перехода 
от линии KD к линии S — степенная зависимость с показателем степени nC, KDf — результирующая кривая. Составлено авторами

Fig. 7. Approximation scheme for KDf(LD). Legend: KD — first part of compound curve, constant, S — second part of compound curve, exponential 
function with power nS, T — third part of compound curve, exponential function with power nT, H — fourth part of compound curve, exponential 

function with power nH, C — split line for shifting transition point from KD to S part, KDf — overall compound curve. Arranged by authors
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		  (39)
	

KDf

KD

bf = b ,

где b — нелинейный коэффициент притока 
для горизонтальной скважины без учёта гид-
равлических потерь давления; bf — с учётом 
гидравлических потерь давления. Принимая 
во внимание степенной характер аппрокси-
мации зависимости KDf(LD), а также формулы 
(15) и (24), можно сделать следующие выводы 
относительно влияния длины ГС и диаметра 
хвостовика на значение нелинейного коэф-
фициента притока b горизонтальной газовой 
скважины:
•	 В зависимости от значения γ, отношение 

bf/b зависит от длины ГС как степень с по-
казателем 2,1…3,2. Показатель определяет-
ся по формулам (31)–(34).

•	 Для скважин с большим удельным значе-
нием продуктивности на единицу длины 
ГС отношение bf/b выше, диапазон влия-
ния можно примерно оценить как bf/b ~ 
aL

-0,9…(-2,1) при практических значениях γ, 
показатель определяется как (γ–2)/(3+γ)·n, 

D
nK    = T LDf
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Рис. 8. Блок-схема для вычисления аппроксимации зависимости KDf(LD) 
по представленной корреляции. Составлено авторами

Fig. 8. Block schematic diagram for approximation KDf(LD) using developed correlation. 
Arranged by authors
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Рис. 9. Оценка настройки корреляции зависимостей KDf(LD) для γ = 0. Составлено авторами
Fig. 9. Quality control of fitting KDf(LD) correlation for γ = 0. Arranged by authors
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где n — один из показателей (31)–(34), в за-
висимости от наблюдаемых условий.

•	 Для скважин с большим внутренним диа-
метром хвостовика отношение bf/b ниже, 
при этом bf/b ~ D1+3(γ-1)/((3-γ)(3+γ)).

Кроме того, на основе формулы (24) с учётом 
(27) можно оценить длину горизонтального 
ствола газовой скважины, начиная с которой 
гидравлические потери в горизонтальном 

стволе будут оказывать ощутимое влияние 
на продуктивность:

	
Lпред = D pпл

γ(7 – γ)
(3 – γ)(3 + γ)2(γ – 1)

3 + γ
1

3 – γ
5 + γ
3 + γ ,

bL

S
aL

1
3 + γ

γ
3 + γ(ρ0λ0pатм) (µ0 / ρ0)

( ) γ – 2
γ + 34

π( )
		  (40)

	

Lпред = D pпл

γ(7 – γ)
(3 – γ)(3 + γ)2(γ – 1)

3 + γ
1

3 – γ
5 + γ
3 + γ ,

bL

S
aL

1
3 + γ

γ
3 + γ(ρ0λ0pатм) (µ0 / ρ0)

( ) γ – 2
γ + 34

π( )
где S рассчитывается по формуле (36).
Стоит отметить, что при увеличении диамет-
ра хвостовика ГС также изменяется удель-
ное значение bL, по аналогии с зависимо-
стью коэффициента b вертикальных скважин 
от диаметра эксплуатационной колонны 
[10]. С учётом этого обстоятельства можно 
сделать следующие выводы относительно 
зависимости Lпред от параметров расчёта 
и возможных корректирующих мероприя-
тий по снижению влияния гидравлических 
потерь давления на продуктивность гори-
зонтальных газовых скважин:
•	 Для более продуктивных скважин влия-

ние гидравлических потерь давления на-
чинается при меньших длинах ГС, степень 
влияния зависит от показателя γ.

•	 По мере падения пластового давления 
длина ГС, при которой начинается ощути-
мое влияние гидравлики в горизонталь-
ном стволе на продуктивность, сокраща-
ется.

•	 Использование в конструкции скважин 
хвостовиков большего диаметра позво-
ляет бурить более длинные горизонталь-
ные стволы, степень пропорциональности 
между внутренним диаметром хвостовика 
и длиной ГС без влияния гидравлики за-
висит от γ следующим образом:

		  (41)
	

Lпред ~ D
3(1 – γ)1 + (3 – γ)(3 + γ) ,

что соответствует Lпред ~ D1,17…1,33 для встре-
чающихся на практике значений γ.

Пример расчёта

Необходимые для расчёта исходные дан-
ные представлены в табл. 1. Удельные ко-
эффициенты притока aL и bL определяются 
по фактическим данным. Стоит отметить, 
что подобный расчёт должен учитывать гид-
равлические потери в стволе горизонталь-
ной скважины, поэтому коэффициент aL 
определяется по формуле (8), а коэффициент 
bL — итерационно с применением описанной 
зависимости.
Значения безразмерных комплексов (13)–(15), 
определяющих характер решения, приведе-
ны в табл. 2.

Таблица 1. Исходные данные для расчёта зависимости коэффициентов притока 
от длины ГС с учётом гидравлических потерь давления

Table 1. Input data for flow coefficient calculation for different well lengths taking 
account of hydraulic pressure losses

Величина Значение

pпл, бар 62,8

pзаб, бар 56

pатм, бар 1

aL, м·бар2/(тыс. м3/сут) 50

bL, м2·бар2/(тыс. м3/сут)2 2000

D, мм 100,3

μ, сПз 0,0125

ρ0, кг/м3 0,69

λ0 0,012

γ 0

Таблица 2. Значения основных безразмерных комплексов
Table 2. Dimensionless factors values

Величина Значение

pD
пл 62,8

KD 40000

ΛD 6,68·10-13
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Рис. 10. Зависимость дебита газа от длины ГС при забойном давлении 56 бар, 
рассчитанная по предлагаемой методике. Составлено авторами

Fig. 10. Gas production rate for horizontal gas wells vs. horizontal well length for 
bottom hole pressure 56 bar, calculated using proposed method. Arranged by authors
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Для расчёта эффективного коэффициента 
a горизонтальной газовой скважины нуж-
но воспользоваться формулой (8), значение 
коэффициента b определяется следующей 
последовательностью действий.
1.	 По диаграмме Муди оценить значение по-

казателя степени γ для рассматриваемых 
параметров хвостовика горизонтальной 
скважины и ожидаемых режимов работы.

2.	 Рассчитать по формуле (24) безразмерное 
значение длины ГС LD и значение безраз-
мерного коэффициента нелинейности при-
тока к ГС KD по формуле (14).

3.	 Определить по графикам на рис. 2–6  
или по блок-схеме рис. 7 значение ве-
личины KDf.

4.	 Рассчитать по формуле (23) или (29) раз-
мерное значение коэффициента притока b.

Анализировать результат удобно в виде отно-
шения коэффициента притока b с учётом гид-
равлических потерь к величине коэффициен-
та притока без учёта гидравлических потерь, 
численно равном отношению KDf/KD, а также 
в виде зависимости дебита газа от длины 
ГС при фиксированном забойном давлении. 
Результаты расчёта представлены на рис. 10.

Заключение

В работе исследовано влияние гидравличе-
ских потерь давления в горизонтальном ство-
ле газовой скважины на её продуктивность, 
определены основные безразмерные факторы:

•	 Безразмерная длина горизонтального 
ствола (24).

•	 Значение безразмерного коэффициента 
нелинейности притока к ГС (14)

•	 Показатель степени γ в зависимости (5) ко-
эффициента гидравлического сопротивле-
ния хвостовика от числа Рейнольдса.

В результате анализа численного решения 
системы уравнений, описывающих приток 
газа к горизонтальной скважине и движе-
ние газа по хвостовику, получено аналити-
ческое выражение для расчёта эффектив-
ного коэффициента b, характеризующего 
нелинейную часть уравнения притока газа 
к скважине, учитывающего неравномерное 
распределение забойного давления вдоль 
горизонтального ствола. Кроме того, показа-
но что значение эффективного коэффициента 
a, описывающего линейную часть уравнения 
притока газа к скважине, не зависит от гид-
равлических потерь давления в горизонталь-
ном стволе.
Результаты работы имеют следующие прило-
жения.
•	 Оценка продуктивности горизонтальных 

газовых скважин с учётом гидравлических 
потерь давления в горизонтальном стволе.

•	 Оценка влияния гидравлических потерь 
на продуктивность и оценка оптималь-
ной длины и диаметра хвостовика гори-
зонтального ствола.

•	 Упрощённые аналитические интегриро-
ванные модели разработки газовых место-
рождений.
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Применение различных методик 
определения продуктивности 
скважин для оценки эффекта 
от планируемых ГТМ на Восточно-
Мессояхском месторождении
А.П. Кротова1,*, Н.А. Новопашин2, А.В. Широбоков3, Б.Р. Миннебаев3
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3АО «Мессояханефтегаз», РФ, Тюмень

Электронный адрес: Krotova.AP@gazpromneft-ntc.ru

В данной статье рассматриваются методы прогнозирования эффективности от различных видов геолого-
технических мероприятий в скважинах. 
Целью работы было определение оптимальных способов оценки дебитов после планируемых геолого-
технических мероприятий для дальнейшего сравнительного анализа экономической эффективности этих 
мероприятий.
Материалы и методы. Основным анализируемым параметром является коэффициент продуктивности 
скважины, методика прогнозирования которого зависит от вида планируемого геолого-технического 
мероприятия. В статье рассмотрено две основные группы методик определения продуктивности: численные 
и теоретические. Теоретическими методами определяется теоретически возможная продуктивность 
с применением формул, описывающих физические процессы в пласте. Численными методами анализируются 
фактические режимы работы скважин, в результате чего определяется их потенциальная продуктивность. 
В рамках численных подходов рассмотрено три метода анализа временных рядов и выбран более 
эффективный, который позволяет наиболее точно определить потенциальную продуктивность согласно 
историческим данным.
Таким образом, результатом проделанной работы является возможность рассчитать планируемые эффекты 
от мероприятий и определить экономически наиболее целесообразный вариант для скважин среди таких 
геолого-технических мероприятий, как прострелочно-взрывные работы, обработка призабойной зоны 
и гидравлические разрывы пласта.
Заключение. Рассмотренные в статье методики и автоматизированные инструменты, реализованные 
на основе данных методик, успешно применяются при подборе скважин-кандидатов и планировании 
мероприятий на Восточно-Мессояхском месторождении.

Ключевые слова: коэффициент продуктивности, геолого-технические мероприятия, теория двухфазной 
фильтрации, численные методы
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Usage of different well productivity index determination methods for efficiency 
evaluation of future geological and engineering operations on Vostochno-
Messoyakhskoe formation 
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In this paper methods for predicting efficiency of different geological and engineering operations on wells are 
presented. 
The purpose of the work was to determine the optimal ways for evaluation of planned flow rates after geological 
and engineering operations and comparative analysis economic efficiency of such operations. 
Materials and methods. Key parameter for such evaluation is productivity index, its prediction method depends 
on the type of geological and engineering operations. This work describes two methods of productivity index 
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determination: numerical and theoretical. Theoretical methods determine theoretically possible productivity by 
formulas which are reflecting physic processes in formation. Numerical methods are used to analyze actual well 
performance, what allows to determine potential productivity. There were three time series analysis methods 
examined as numerical methods and the one, that allows more accurately determine potential productivity index 
according to actual data, was chosen.
Result of this work is a possibility to calculate planned effects of geological and engineering operations such as 
perforation work, bottom-hole treatment, hydraulic fracturing, and determine which one is the most economically 
practical for wells.
Conclusion. Methods and automated instruments, which are using these methods as foundation, are 
successfully used to determine wells for well intervention processes and planning geological and engineering 
operations for East-Messoyakha formation.
Keywords: productivity index, geological and engineering operations, two-phase filtration theory, numerical 
methods
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Введение

Вопросами притока к нефтяным скважи-
нам, в том числе и анализу эффективности 
их работы, посвящены работы Ю.Т. Борисова, 
S.D. Joshi, В.П. Меркулова и многих других 
исследователей [1, 2]. Для дебита нефтяной 
наклонной и горизонтальной скважин давно 
получены решения в различных постанов-
ках. Как правило, эти решения прогнозируют 
дебиты новых скважин, которые еще не про-
бурены. Но как те же решения можно приме-
нить для прогнозирования приростов дебита 
от отдельных видов геолого-технических 
мероприятий (ГТМ) на скважинах фактически 
работающего фонда? Как результаты таких 
теоретических подходов соотнести с фак-
тическими показателями работы скважин? 
Или как методы таких оценок можно приме-
нить не для скважины в целом, а для отдель-
ного интервала ствола, который, например, 
планируется вовлечь в разработку в рамках 
дополнительных прострелочно-взрывных ра-
бот (дПВР)?
Чтобы ответить на все эти вопросы, стоит 
оценить приросты от мероприятий и приоб-
щаемых интервалов стволов через продук-
тивность, так как для работающих скважин 
фактическую продуктивность можно соот-
нести с теоретической, а также определить 
потенциально возможную продуктивность. 
Таким образом, в рамках рассматриваемой 
темы можно выделить две группы методик 
определения продуктивности скважин: чис-
ленные и теоретические. Первые базируются 
на анализе фактических профилей рабо-
ты скважин с помощью численных методов, 

вторые — на теории фильтрации двухфазных 
смесей в призабойной зоне пласта [1–4]. 
Другими словами, численными методами 
определяются исторические интервалы ра-
боты скважины с фактической потенциаль-
ной продуктивностью, а в рамках теоретиче-
ских подходов продуктивность определяется 
по формулам, описывающим физические про-
цессы в пласте. 
Численные методы — это инструменты вы-
числительной математики, которые позволя-
ют решать ряд математических задач, таких 
как системы нелинейных уравнений, ап-
проксимация точечных значений некоторой 
функции (например, продуктивности) и про-
чее. Итак, посредством численных методов 
возможно определение потенциальной про-
дуктивности, то есть такой продуктивности, 
которую скважина уже достигала в период 
эксплуатации и которую возможно восстано-
вить после проведения ГТМ, например обра-
боткой призабойной зоны пласта (ОПЗ).
С целью определения потенциального ко-
эффициента продуктивности было решено 
исследовать временной ряд интервалами 
для поиска стабильного участка (т.е. участка 
с минимальными изменениями коэффици-
ента продуктивности), который будет иметь 
максимальное среднее значение и диапазон 
дат интервала, приближенный к актуальной 
дате работы скважины. Предварительно вре-
менной ряд подвергался экспоненциальному 
сглаживанию (α = 0,2 и β = 0,8) [4], а стабиль-
ность интервала оценивалась углом накло-
на, рассчитанному через метод наименьших 
квадратов (МНК) [5], длина интервала при-
равнивалась 6–8 точкам временного ряда.
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При анализе временного ряда интервалами 
было рассмотрено три методики — интер-
вальный метод, метод с поиском перегиба 
и метод с плавающим окном.
В рамках интервального метода (рис. 1) 
выделялись равные по размеру участки 
на временном ряде и определялся их наклон. 
Метод достаточно прост и в логике, и в ре-
ализации, но не позволяет рассмотреть все 
комбинации выделения интервалов на вре-
менном ряде. Простота логики алгоритма 
не дает возможности корректно анализиро-
вать временной ряд.
Метод поиска перегиба (рис. 2) увеличи-
вает длину интервала на одну точку и опре-
деляет наклон продуктивности в этой точке 
до тех пор, пока не будут обнаружены резкие 
изменения значений, что сигнализирует о на-
личии перегиба. Затем определяется конец 
перегиба по той же методике. По обе стороны 
от резких перегибов выделяются интервалы 
(красные отрезки на рис. 2), которые являются 
кандидатами для дальнейшего поиска по-
тенциальной продуктивности, при этом сами 
перегибы исключаются из поиска целевых ин-
тервалов (серые участки на рис. 2). Среди вы-
деленных участков временного ряда оценива-
ются углы наклона, характеризующие скорость 
изменения продуктивности на этих участках 
(на рис. 2 это углы между красными отрезками 
и горизонтальной осью). По результатам такой 
оценки выделяются интервалы с наиболее по-
логими углами наклона: такие интервалы яв-
ляются участками стабильности продуктивно-
сти. Из них выделяется один — с наибольшим 
средним значением коэффициента продук-
тивности и наименьшим возможным углом на-
клона, который и будет искомой потенциаль-
ной продуктивностью. 
Достоинством такого метода является ис-
ключение из поиска потенциала резких 

перегибов продуктивности, которые не поз-
воляли корректно оценить ее стабильность 
на интервалах-кандидатах. Существенный 
недостаток метода заключается в том, 
что он не выделяет интервалы по плав-
ным перегибам (желтые участки на рис. 2), 
в то время как такие интервалы могут быть 
целевыми. Кроме того, программная реали-
зация метода оказалась низкоскоростной. 
Учитывая все минусы данного метода, было 
решено от него отказаться и рассмотреть 
следующий.
В методе плавающего окна (рис. 3) выде-
ляется окно с размером 6–8 точек и переме-
щается от начала к концу временного ряда. 
На каждом шаге определяется угол наклона 
и записывается в список наклонов интер-
валов, после чего определяется интервал 
с наименьшим углом наклона, что является 
показателем самого стабильного интерва-
ла. Отобранный интервал сравнивается со 
всеми остальными с целью отобрать схожие 
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по стабильности участки, критерием от-
бора являлось условие «меньше или рав-
но» минимальному углу наклона с учетом 

эмпирической константы, зависящей от ме-
тода расчета угла наклона. Среди полученно-
го массива интервалов определяется тот, ко-
торый имеет наибольшее среднее значение 
коэффициента продуктивности. Именно это 
значение и является потенциальным коэффи-
циентом продуктивности.
Определив потенциальный коэффициент 
продуктивности, можно оценить возмож-
ный прирост дебита от таких мероприятий 
как ОПЗ. Однако, чтобы оценить эффект от тех 
мероприятий, посредством которых в раз-
работку вовлекаются новые участки пласта 
(например, дПВР или ГРП), требуются теоре-
тические методы определения продуктив-
ности. Таким образом, для расчета коэффици-
ента продуктивности применяется формула 
(1), в которой для вертикальных скважин ис-
пользуется формула Дюпюи (из источника [1]), 
а для горизонтальных скважин — формула 
Джоши (из источника [2]):

		  (1)

	

a + √a2 – (L / 2)2

L / 2
β · hп

L
β · hп

(β + 1) · rс
) + )  + SKIN)

2π · k · , L ≤ 2 · hb · µ
h

ln(Rк / rс) + SKIN

ln( · (ln ( 
2π · k · , L > 2 · hпb · µ

hпŋ = ,

где ŋ — коэффициент продуктивности, харак-
теризующий возможности пласта по флю-
идоотдаче, м3/(сут·МПа); k — эффективная 
проницаемость горных пород, мкм2; b — ко-
эффициент расширения по объему; μ — вяз-
кость жидкости, насыщающей поры пласта, 
мПа·с; L — длина горизонтального участка 
ствола скважины, или длина трещины ГРП 
(для определения прироста дебита после 
гидравлического разрыва пласта (ГРП)), 
или длина участка транспортного ствола, ко-
торый планируется перфорировать (в рамках 
оценки эффекта от дПВР), м; hп — эффектив-
ная мощность пласта в районе скважины, 
м; h — эффективная толщина коллектора, 
вскрытого стволом или интервалом ствола 
скважины, или высота трещины (при оцен-
ке эффекта от ГРП), м; Rк — радиус конту-
ра питания, м (для вертикальных скважин 
Восточно-Мессояхского месторождения 
Rк принимается 250 м; для горизонтальных 
скважин Rк = L√π); rс — внутренний радиус 
скважины, или ширина трещины ГРП (при 
расчете эффекта от ГРП), в остальных слу-
чаях — это половина внутреннего диаметра 
хвостовика (0,0992/2), м; a — большая полуось 
эллипса дренирования, м; β = √(kг / kв) — ко-
эффициент анизотропии по проницаемости 
пласта (на Восточно-Мессояхском место-
рождении для пласта ПК1–3 анизотропия 
kв / kг = 0,14, следовательно, β = √(1 / 0,14)); 
SKIN — степень загрязнения призабойной 

зоны пласта. При оценке эффекта планируе-
мого ГТМ задается экспертно в соответствии 
с видом ГТМ:
•	 при расчёте прироста дебита после ГРП 

SKIN = –4;
•	 при расчёте прироста дебита после дПВР 

SKIN = 0;
•	 при расчёте теоретического стартового 

дебита SKIN = 0.
При вычислении продуктивности (1) отноше-
ние k/(bμ) можно было бы определить по фор-
муле (2), если бы был известен параметр krw: 
 	
		  (2)
	

k = kabs · ( + ),b · µ
kro

boil · µoil

krw

bwat · µwat

где kabs — абсолютная проницаемость пласта, 
мкм2; kro — относительная фазовая проница-
емость нефти (relative oil permeability); krw — 
относительная фазовая проницаемость воды 
(relative water permeability); boil, bwat — объем-
ные коэффициенты нефти и воды; μoil, μwat — 
динамическая вязкость нефти и воды, мПа·с.
Чтобы исключить из формулы (2) неизвестные 
krw и kro применяется зависимость Баклея — 
Леверетта [6] для двухфазной фильтрации:

		  (3)

	

1wc = ,
1 +

kro · µwat · bwat

krw · µoil · boil 

и корреляции Кори для относительных фазо-
вых проницаемостей (ОФП) в системе нефть–
вода при 0 < wc < 1:
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	  kro = kRORW ∙ (1 – S)Noil  ,	 (4)
	 krw = kRWR ∙ SNwat

где wc — обводненность (water cut) в долях; 
kRORW — концевая точка ОФП нефти при кри-
тической водонасыщенности; kRWR — конце-
вая точка ОФП воды при остаточной неф-
тенасыщенности; Noil, Nwat — степени Кори 
по нефти и воде.
Таким образом, остается один неизвест-
ный показатель S — нормированная во-
донасыщенность, который можно ис-
ключить, решив уравнение, выраженное 
из формул (3–4):

		  (5)
	

kRORW · (1 – S)Noil

= – 1).(kRWR · SNwat

µoil · boil 1
µwat · bwat wc

В результате k/(bμ) оценивается по следую-
щей формуле:

		  (6)

kRORW , wc = 0k · boil · µoil

kRORW · (1 – S)Noil

, 0 < wc < 1.k · ·boil · µoil

1
1 – wc

kRWR , wc = 1k · bwat · µwat

k =b · µ

При определении теоретического прироста 
от дПВР применяется актуальная фактиче-
ская обводненность, а при оценке эффекта 
от ГРП — обводненность после планируе-
мого мероприятия (принимается как факти-
ческая обводненность, увеличенная на 30 %, 
но так, чтобы она не превышала 85 %).
Теоретический дебит, или прирост дебита, 
(после ГРП, дПВР) выражается через коэффи-
циент продуктивности. При этом депрессия 
определяется зависимостью Вогеля [7] в слу-
чаях, когда забойное давление ниже давле-
ния насыщения:

		  (7)

	

Pпл – Pзаб, Pзаб ≥ Pнас

Pпл – Pнас +         · (1 – 0,2 ·          – 0,8 · (        )2

 ), Pзаб < Pнас

Pнас

1,8
Pзаб

Pнас

Pзаб

Pнас

Q = ŋ · ∆P = ŋ · ,

где Q — дебит жидкости, м3/сут; ΔP — депрессия, МПа; Pпл, Pзаб — пластовое и забойное дав-
ление, МПа, актуальные на момент планирования ГТМ; Pнас — давление насыщения, МПа (для 
объекта разработки ПК1–3 Pнас = 7,9 МПа).

Чтобы теоретические расчеты дебитов после 
ГТМ были сопоставимы с фактическим деби-
том до ГТМ, нужно «нормировать» теоретиче-
ские результаты на факт с помощью коэффи-
циента адаптации:

	 Кадапт = Qфакт.старт / Q0,	 (8)

где Q0 — теоретический стартовый дебит 
скважины, рассчитанный формулами (1), (5) 
и (6), а Qфакт.старт — фактический стартовый 
дебит.
Можно было бы определять коэффици-
ент адаптации не через стартовый дебит, 
а через актуальный фактический, но в этом 
случае вероятна бóльшая погрешность, т.к. 
в расчете теоретического дебита SKIN прини-
мается 0, что не соответствует факту на конец 
истории. Итак, с помощью полученного коэф-
фициента адаптации и с применением фор-
мул (1), (5) и (6) определяются планируемые 
эффекты и дебиты после ГТМ.
Планируемый дебит после ГРП или дПВР 
оценивается по следующей формуле:

	
QпослеГТМ = Qфакт + Кадапт ∙ ŋ ∙ ΔP = 

	 (9) 	 = Qфакт + Кадапт ∙ ΔQГТМ,

где Qфакт — актуальный фактический дебит 
жидкости до ГТМ, м3/сут; ŋ — теоретическая 
продуктивность, рассчитанная по форму-
лам (1), (5) и (6); ΔQГТМ — теоретический эф-
фект от ГТМ, рассчитанный формулами (1) 
и (5–7); Kадапт·ΔQГТМ — планируемый эффект 

от мероприятия, или, другими словами, 
прирост к дебиту после планируемых ГРП 
или дПВР.
Планируемый эффект от ОПЗ определяется 
с применением потенциальной продуктивно-
сти ŋпотенциал, полученной численным мето-
дом плавающего окна (рис. 3):

	 ΔQОПЗ = ŋпотенциал ∙ ΔP – Qфакт_до_ГТМ,	 (10)

Был осуществлен эксперимент, в ходе кото-
рого потенциальная продуктивность опре-
делялась аналитическими формулами (1), (5) 
и (6), т.е. ŋпотенциал = Kадапт · ŋ (при SKIN = –1), 
но такой подход плохо коррелировал с фак-
тическими дебитами после ОПЗ при ретро-
спективном анализе. 
По рассмотренным методикам в АО 
«Мессояханефтегаз» реализованы программ-
ные модули по оценке планируемых дебитов 
и эффектов от ОПЗ, ГРП и дПВР. Таблица 1 де-
монстрирует, как результаты работы этих 
инструментов соотносятся с фактическими 
показателями после ГТМ в ретроспективном 
анализе:

Предлагаемые методики определения 
продуктивности позволяют составить рейтинг 
ГТМ для каждой скважины и оценить их 
эффективность.
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Когда для всех скважин фонда осуще-
ствлена оценка эффекта ΔQ от ГРП, дПВР 
и РИР, можно определить наиболее «вы-
годное» ГТМ в рамках отдельной скважины. 
Для этого составляется рейтинг приори-
тетов мероприятий для каждой скважи-
ны. При этом из рейтинга исключаются ОПЗ, 
если обводненность скважины превышает 
75 %, и ГРП, если расстояние от верха пер-
форации до ГНК по вертикали менее 8 м. 

Каждому виду ГТМ присваивается услов-
ная стоимость УСГТМ: ОПЗ — 0,7; ПВР — 0,8; 
ГРП — 6. Этот коэффициент нужен для того, 
чтобы определить приоритет по стоимости, 
то есть чем мероприятие дешевле, тем оно 
приоритетнее. С другой стороны, меропри-
ятие обладает приоритетом по эффекту ΔQ: 
чем больше прирост дебита нефти, тем ГТМ 
приоритетнее. Чтобы учитывались одновре-
менно и эффект, и стоимость, применяется 
коэффициент удельной стоимости эффекта 
от ГТМ:

	 УСЭФФЕКТА = УСГТМ / ΔQ.	 (11)

Этот коэффициент показывает, сколько услов-
но стоит 1 тонна прироста дебита нефти. 
Следовательно, мероприятие тем приоритет-
нее, чем меньше удельная стоимость эффек-
та УСЭФФЕКТА.
Таким образом, описанные в статье методи-
ки определения продуктивности позволяют 
не только оценить эффекты от планируемых 
геолого-технических мероприятий, но и со-
ставить их рейтинг в рамках отдельной сква-
жины. Также следует отметить, что рассмот-
ренные методики и автоматизированные 
инструменты, реализованные по данным 
методикам, успешно применяются при под-
боре скважин-кандидатов и планировании 
мероприятий на Восточно-Мессояхском ме-
сторождении.
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Таблица 1. Сопоставление фактических приростов от ГТМ с планируемыми
Table 1. Comparison of planed rates and start rates after well intervention

Скв.
Фактический прирост добычи от ГТМ Оценка прироста добычи  

программными модулями

жидкость нефть жидкость нефть

дПВР:

WELL1 38% 45% 47% 47%

WELL2 54% 54% 49% 49%

WELL3 81% 45% 26% 25%

ГРП:

WELL4 600% 444% 260% 267%

WELL5 27% 2% 35% 28%

WELL6 209% 46% 209% 63%

WELL7 36% 8% 78% 62%
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Диагностика геометрии 
трещины авто-ГРП с помощью 
гидродинамических 
исследований
В.М. Кричевский1,*, Р.А. Мингараев1, А.Н. Никонорова2, Л.А. Зинуров1
1ООО «Софойл», РФ, Казань
2НОЦ «Газпромнефть — КФУ», РФ, Санкт-Петербург

Электронный адрес: vladimir.krichevsky@sofoil.com

Введение. Данная статья посвящена изучению процесса развития трещин авто-ГРП с помощью 
специальных гидродинамических исследований. В работе рассматриваются вопросы диагностики наличия 
или отсутствия трещины и траектории ее распространения. 
Существует множество подходов к диагностике динамических трещин авто-ГРП как с помощью 
индикаторных исследований, так и по нестационарным ГДИС: факт наличия такой трещины достаточно 
надежно определяется существующими методами. Однако остается открытым вопрос геометрии этой 
трещины — распространяется ли она преимущественно по латерали либо растет в высоту, в том числе 
подключая другие пласты. При этом рост трещины в длину может положительно влиять на разработку, 
например, в рядных схемах площадного заводнения, ориентированных вдоль направления максимального 
стресса. Отметим, однако, что существует риск прямых прорывов из нагнетательных в добывающие 
скважины, расположенные иногда на расстоянии нескольких километров [1].
Еще одним существенным риском является распространение трещины в высоту: в этом случае возможное 
приобщение других пластов к закачке может резко негативно сказаться на разработке [2, 3].
Для оценки высоты трещины успешно используются промыслово-геофизические исследования, однако их 
применимость ограничена траекторией скважины. Уже при небольших отклонениях скважины от вертикали 
расстояние между ней и трещиной (которая в подавляющем большинстве случаев строго вертикальна) 
увеличивается с ростом расстояния от пластопересечения. Это приводит к тому, что «заколонные» методы, 
такие как шумометрия и термометрия, резко теряют чувствительность при определении движения 
по трещине и приобщения других пластов. Поэтому задачи диагностики роста трещины в высоту 
и определения ее полудлины методами ГДИС являются крайне актуальными.
Цель данного исследования — обоснование и опробование диагностического комплекса для определения 
траектории авто-ГРП методами ГДИ. Задачами исследования являются: построение модели развития 
трещины авто-ГРП; обоснование программы исследований; выполнение исследований на скважине; 
обработка результатов и адаптация их в модели.
Материалы и методы. Диагностический комплекс обосновывается на специально построенной численно-
аналитической модели. В модели рассчитывается состояние трещины (полудлина, профиль ширины 
и давления) в любой момент времени на основе сопряженного расчета гидродинамики, гидравлики 
и геомеханики.
Результаты. В качестве результатов работы приведен пример применения специальных ГДИС на скважине 
с авто-ГРП и адаптации полученных результатов в модели.
Выводы. В целом работа обосновывает комплекс специальных гидродинамических исследований 
для оценки геометрии нестабильных трещин, а также способ интерпретации полученных данных.

Ключевые слова: трещина авто-ГРП, оптимальное давление нагнетания, индикаторная диаграмма, кривая 
падения давления
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Assessing injection-induced fracture geometry with well testing 
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Background. The paper describes a study of injection-induced fractures propagation with special well testing. It 
also concerns diagnostics of fracture opening and its trajectory. 
There’s a lot of approaches to diagnosing injection-induced fractures, including IPR tests and pressure transient 
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analysis: the presence of the fracture can be robustly determined. Although, the question of fracture geometry: if it 
opens mostly laterally or grows vertically connecting other reservoirs — is open. The lateral fracture growth may 
be good for oil displacement, e.g. in linear waterflood systems oriented along the regional stress. At the same time, 
there’s a risk of direct water breakthrough into producing wells, sometimes located miles from injectors [1].
Another substantial risk is fracture vertical propagation: connecting different reservoirs to injection can seriously 
and negatively affect the development [2, 3].
Fracture height can be successfully assessed with cased hole logging, but the success depends on the well 
trajectory. Even slight inclination creates a distance between a well and a fracture (mostly strictly vertical), growing 
further from the fracture initiation point. As a result, “behind-the-casing” sensors, such as noise and temperature, 
lose the informational capacity of seeing the fracture flow and injection into other reservoirs. That’s why diagnosing 
fracture vertical growth and its half-length is very important and relevant.
The goal of the study is to justify and test the well testing diagnostic routine to assess fracture geometry. The 
objectives are to:
•  build a fracture propagation model;
•  justify the well test program;
•  test the program on the actual well;
•  interpret the results and match them in the model.
Materials and methods. The diagnostic routine is based on a specially designed numerical-analytical model. The 
current state of the fracture (half-length, thickness and pressure profile) is being determined with a triple-linked 
calculation of fluid diffusion, fracture hydraulics and geomechanics.
Results. The result of the work is a field test, which successfully determined the fracture geometry and was 
matched in a model.
Conclusion. The paper justifies the special well-test based diagnostic routine and interpretation approach for 
assessing the injection-induced fracture geometry and the.
Keywords: injection-induced fracture, optimal injection pressure, IPR, pressure fall-off
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Модель развития трещины авто-ГРП

Для обоснования методики выполнения 
и интерпретации ГДИС с целью определения 
геометрии трещин авто-ГРП была создана 
численно-аналитическая модель, учитываю-
щая гидродинамику течения в пласте, гид-
равлику течения по трещине и геомеханиче-
ские законы.
Предпосылкой к созданию такой модели ста-
ла гипотеза о постоянной потере давления 
в трещине авто-ГРП за счет противодавле-
ния горной породы [4]. В данной работе опре-
делен конкретный механизм потери давле-
ния — это гидравлические потери в трещине, 
на которые горное давление влияет посред-
ством регулировки ширины трещины.
При постановке задачи моделирования ис-
пользованы следующие допущения.
•	 Однофазная постановка.
•	 Однослойная модель в каждом пласте.
•	 Однородное поле проницаемости.
•	 ФЕС не зависят от порового давления.
•	 Развитие трещины в высоту и в длину не-

зависимы помимо условия одинакового 
давления в точке инициации (забойного 
давления).

При расчетах используются следующие зако-
номерности:
•	 Условие раскрытия трещины P > Pc, где 

Pc — давление раскрытия
•	 Ширина трещины пропорциональна пре-

вышению давления над Pc:
	 Wf = A ∙ ( P – Pc )
•	 Гидравлическая потеря давления по дли-

не трещины рассчитывается для прямо-
угольного сечения: dP/dX = B ∙ Q2 / Wf

3

•	 Давление раскрытия трещины зависит 
от пластового давления в окрестности 
трещины: Pc = C + D ∙ Pe

Технически расчеты выполняются в ПО tNavi-
gator от компании RFD. Используется сетка 
размерностью 1х1 м. Модель состоит из трех 
пластов: нижний пласт является целевым 
(1 мД), средний пласт имитирует непроницае-
мую перемычку, верхний представляет собой 
переточный пласт (100 мД). Моделируется 
элемент рядной системы разработки с меж-
скважинным расстоянием 500 м: модель 
представляет собой прямоугольник с ¼ на-
гнетательной скважины в одном углу и ¼ до-
бывающей скважины — в противоположном. 
Трещина авто-ГРП моделируется набо-
ром мини-скважин в ячейках размером 1 м, 
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направление роста трещины считается зара-
нее известным. Вблизи трещины располага-
ются наблюдательные скважины для рас-
чета прогноза продуктивности каждой 
мини-скважины на следующем шаге, а также 
для оценки влияния роста пластового давле-
ния на рост давления раскрытия. 

На каждом шаге расчета работает сложная 
механика сбора данных из модели, передачи 
ее в расчетную функцию, выполненную на С++, 
а также расстановки контроля на все сква-
жины модели согласно рассчитанной геомет-
рии трещины и профиля давления вдоль нее. 
Такой расчет осуществим благодаря наличию 
в tNavigator возможности использовать 
скрипты на языке Python на каждом расчет-
ном шаге, а Python, в свою очередь, позволя-
ет вызывать внешние библиотеки.

Расчеты прямой задачи 
и обоснование программы 
исследований

Технология исследований для определения 
геометрии трещины основывалась на по-
строенной модели. Для обоснования инфор-
мативности были выполнены расчеты с раз-
личной последовательностью режимов, их 
количеством, контрастом и т.д. По результа-
там был выделен критерий для определе-
ния факта приобщения трещиной других 

пластов, кроме связанных со скважиной ста-
бильным контактом. Наглядные иллюстрации 
этого критерия приведены рис. 1 а и б.
На них показаны диагностические графики 
Бурде для циклов кривой падения давления 
(КПД), выполненных после разных режимов 
закачки в скважину в модели.
На рис. 1а показаны результаты расчетов, где 
рост трещины в высоту был принудительно 
отключен в модели. Диагностика отчетливо 
фиксирует совпадение «полки» радиального 
режима на всех КПД. Действительно, в слу-
чае, когда закачка идет только в целевой 
пласт, на поздних временах должен наблю-
даться единый радиальный режим, вне за-
висимости от геометрии трещины. Различие 
в положении линейного режима притока 
к трещине в свою очередь свидетельствует 
об увеличении ее полудлины. Оценки полу-
длины трещины, приведенные на рисунке, 
выполнены по интерпретации ГДИС и сов-
падают со значением полдулины на момент 
остановки в модели.
На рис. 1б, напротив, рост трещины в дли-
ну был принудительно отключен, и трещина 
растет только в высоту. Диагностика пока-
зывает существенное различие между по-
ложениями радиального режима. Данное 
отличие, полученное по анализу двух КПД, 
записанных после контрастно отличающихся 
режимов закачки, диагностирует подклю-
чение переточного пласта и, как следствие, 
непроизводительную закачку.

Исследования на скважине

Ниже описан пример проведения специ-
ального исследования на одной из скважин 
месторождения Волго-Уральского бассейна. 

Условные обозначения:
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Рис. 1. Диагностика циклов КПД в исследовании с ростом трещины в длину (а) и высоту (б). Составлено авторами
Fig. 1. Diagnostics of PFOs during well tests with fracture lateral (a) and vertical (b) growth. Prepared by the authors

При отклонении скважины от вертикали 
оценить высоту и траекторию трещин авто-ГРП 
можно специальными ГДИС с помощью 
численно-аналитической модели.
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Месторождение имеет довольно сложное 
геологическое строение: эксплуатируется 
несколько пластов с различными фильтраци-
онно-емкостными свойствами как по вер-
тикали, так и латерали, осложненных также 
многочисленными разломами, зонами выкли-
нивания и замещения коллектора. Объектом 
исследования является продуктивный пласт, 
характеризующийся карбонатным типом кол-
лектора, с существенной неоднородностью 
свойств по площади распространения.
Методом исследования является технология 
снятия индикаторной диаграммы и кри-
вой падения давления (ИД-КПД), которое 
включает в себя работу скважины на разных 
режимах, а также остановку на различных 
режимах работы (с минимального и макси-
мального). В скважину на период проведения 
исследования были спущены глубинные ма-
нометры-термометры для регистрации дав-
ления. Для определения коэффициента при-
емистости и оценки наличия или отсутствия 
трещины авто-ГРП был проведен анализ 
режимов прямого хода в разные моменты ис-
следования. На рис. 2а точками обозначены 

режимы закачки, с которых сняты индикатор-
ные диаграммы (рис. 2б).
Обе индикаторные диаграммы явно показы-
вают резкий скачок коэффициента приеми-
стости, что может свидетельствовать о рас-
крытии трещины авто-ГРП при давлении 
закачки около 110 атм в начале исследования 
и около 115 атм в конце исследования, спустя 
3 месяца закачки. Рост давления раскрытия 
обусловлен ростом давления в призабойной 
зоне пласта при увеличении накопленной 
закачки.
Для определения свойств пласта, контакта 
скважины, а также определения давления 
раскрытия трещины авто-ГРП были проведе-
ны интерпретации кривых КПД, записанных 
при остановке с режимов закачки приеми-
стостью около 32, 13 и 64 м3/сут.
Диагностические графики остановок приве-
дены на рис. 2в.
Диагностика по производной показывает 
значительные расхождения между диа-
гностическими графиками остановок по-
сле разных режимов. Примерное совпаде-
ние положений полок радиального режима 
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Рис. 2. История записи давления и приемистости в период проведения исследования (а), ИД (б), билогарифмический анализ циклов КПД 
(в). Желтыми и красными точками (а) указаны режимы, выбранные для двух ИД (б). Числами 1, 2, 3 (а) отмечены КПД, отображенные 

на диагностическом графике (в). Составлено авторами
Fig. 2. Well test pressure and rate history (a), IPR (б), PFO log-log analysis (в). Yellow and red dots (a) mark the rates, selected for two IPRs (б). 

Numbers 1, 2, 3 (a) mark PFOs, shown on a log-log plot (в). Prepared by the authors
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свидетельствует о латеральном характере 
роста трещины авто-ГРП (в длину).
Также важно отметить тот факт, что прак-
тическое совпадение логарифмических 
производных остановки с малого режима 
(КПД 2 на рис. 2а) и запуска на малом ре-
жиме (первый режим КСД, обозначенный 
красной точной на рис. 2а) свидетельствует 
о том, что на малых режимах закачки свой-
ства контакта скважина–пласт стабиль-
ны, а значит трещина авто-ГРП отсутствует 
(рис. 3).
Таким образом, выполненное исследование 
позволило определить давление раскрытия 
трещины, оценить его динамику, опреде-
лить коэффициент приемистости скважины 
на различных режимах, а также определить 
факт развития трещины в длину и динами-
ку ее полудлины в зависимости от режима 
закачки. 

Адаптация результатов 
исследований в модели

Опираясь на рассчитанные свойства сква-
жин и пласта, была выполнена адаптация 
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Рис. 3. Диагностические графики остановки и закачки на минимальном расходе. 
Составлено авторами

Fig. 3. Diagnostic plots of a PFO and a low-rate injection drawdown.  
Prepared by the authors
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исследования в описанной ранее сопряжен-
ной гидродинамико-гидравлико-геомеха-
нической модели. Для этого были измене-
ны свойства пласта, зависимость давления 
раскрытия от пластового давления, а прие-
мистость скважины была поделена на 4, т.к. 
в модели воспроизводится ¼ от нагнетатель-
ной скважины. Само исследование было не-
значительно упрощено: короткие остановки 
удалены, схожие режимы объединены.
Для оценки качества адаптации приводится 
сравнение 3-х графиков факт-модель, отра-
жающих разные аспекты информативности 
исследования (рис. 4).
Расхождение фактических (точки) и модель-
ных (линии) кривых на начальных време-
нах диагностических графиков на рис. 4в 
связано с отсутствием возможности учета 
эффекта влияния ствола скважины в моде-
ли. В остальном качество адаптации можно 
признать высоким: история давления в це-
лом воспроизводится хорошо, воспроизве-
лись также сломы индикаторных диаграмм 

и динамика давления раскрытия трещины 
авто-ГРП.
График расчетной динамики полудлины 
трещины в процессе исследования показан 
на рис. 5. Оценки полудлин перед различ-
ными остановками (показаны звездочка-
ми) практически совпадают с полудлинами, 
определенными методами ГДИС по исходно-
му исследованию.

Выводы

По результатам работы можно констатиро-
вать, что построенная сопряженная модель 
удовлетворительно описывает поведение 
скважин с трещиной авто-ГРП. С использова-
нием этой модели была обоснована и при-
менена методика специальных исследований 
ГДИ для определения геометрии трещин. 
Данная методика расширяет диагностиче-
ские возможности при работе с трещинами 
авто-ГРП методами ГДИС.
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Анализ результатов оценок скин-
фактора в условиях дефицита 
исходной информации 
А.Г. Козубовский1, Т.В. Кузьмина2,*, А.А. Ефимов2
1ЗАО НПО «ИнТЭК», РФ, Тюмень
2Филиал ООО «ЛУКОЙЛ-Инжиниринг» «КогалымНИПИнефть» в г. Тюмени, РФ, Тюмень

Электронный адрес: Tatyana.Kuzmina2@lukoil.com

Скин-фактор является важным показателем, характеризующим фильтрационно-емкостные свойства 
пласта в призабойной зоне. Источником достоверных сведений о его значениях является результат 
интерпретации гидродинамических исследований на нестационарных режимах фильтрации. 
Практика показывает, что данный вид исследований в силу ряда обстоятельств не всегда может быть 
кондиционным при определении свойств пористой среды как в прискважинной зоне, так и в удаленных 
областях коллектора. В таких ситуациях особую актуальность приобретают методы оценки скин-фактора 
по косвенным данным.
Цель. Определение скин-фактора добывающих горизонтальных скважин в условиях дефицита качественной 
исходной информации.
Материалы и методы. Использованы материалы промысловых гидродинамических исследований 
на стационарных и нестационарных режимах фильтрации и результаты их интерпретации. Применены 
способы обработки данных методами математической статистики и графического анализа.
Результаты. Получена корреляционная зависимость между скин-фактором и комплексным параметром, 
равным отношению перепада давления в скин-зоне к дебиту скважины перед ее остановкой 
на исследование. Приводятся результаты вычислений и их сравнение с фактическими уровнями скин-
фактора. Рассматриваются особенности выявленной связи между относительной продуктивностью 
и величиной проявления скин-эффекта.
Заключение. Представляемый методический прием позволяет получать адекватные оценки скин-фактора, 
что дает возможность использовать их при решении различных нефтепромысловых задач.

Ключевые слова: проницаемость, призабойная зона, механический скин-фактор, относительный 
коэффициент продуктивности, оперативные оценки, дефицит информации
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Analysis of the results determination of the skin factor in conditions of a deficit 
of initial information

Aleksandr G. Kozubovsky1, Tat’yana V. Kuzmina2,*, Aleksandr A. Efimov2

1InTEK CJSC, RF, Tyumen
2Branch of LLC LUKOIL-Engineering “KogalymNIPIneft” in Tyumen, RF, Tyumen

E-mail: Tatyana.Kuzmina2@lukoil.com

The skin factor is an important indicator characterizing the filtration and reservoir properties of a formation in 
the near-wellbore zone. The reliable information about its values comes from the interpretation of hydrodynamic 
studies under non-stationary filtration regimes. However, due to various reasons, this type of research is not always 
feasible for determining the properties of a porous medium in both wellbore and distant areas of the reservoir. In 
such situations, indirect methods for assessing the skin factor become particularly relevant.
Objective. To determine the skin factor of producing horizontal wells in conditions of limited high-quality initial 
information.
Materials and methods. The study used materials from production hydrodynamic studies under stationary and 
non-stationary filtration regimes and their interpretation results. The methods of mathematical statistics and 
graphical analysis were applied to process the data.
Results. A correlation was discovered between the skin factor and a complex parameter equal to the pressure 
drop in the skin zone divided by the flow rate of the well before it stopped for testing. The study provides 
calculations and their comparison with the actual skin factor levels. The features of the relationship between 
relative productivity and the magnitude of the skin effect manifestation are discussed.
Conclusion. The presented methodological approach allows for obtaining adequate skin factor estimates, which 
can be used to solve various oilfield tasks.
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Введение

Скин-фактор (S) является комплексным 
безразмерным показателем, отражающим 
степень ухудшения или улучшения фильтра-
ционно-емкостных свойств (ФЕС) пласта 
в области, локализованной непосредственно 
вокруг ствола скважин. Достоверные сведе-
ния о данном параметре позволяют привле-
кать информацию о его значениях в качестве 
аргумента в пользу обоснования рекоменда-
ций о необходимости или нецелесообразно-
сти проведения на скважине геолого-техно-
логических мероприятий (ГТМ) конкретной 
направленности. Для того чтобы принима-
емые решения были своевременными и эф-
фективными, необходимо выполнение следу-
ющих условий:
•	 процесс оценки S должен осуществляться 

регулярно, с заданной периодичностью;
•	 производимые оценки должны быть до-

стоверными.
Как показывает практика, значительная 
часть гидродинамических исследований 
на режимах неустановившейся фильтра-
ции, являющихся основным источником 
данных об S, в силу ряда причин может 
оказаться некондиционной и отдельные 
периоды истории скважины не будут оха-
рактеризованы определениями скин-фак-
тора приемлемой точности. Наличие таких 
интервалов создает трудности в выбо-
ре стратегии оптимального управления 
работой скважины. В подобной ситуации 
востребованы нетрадиционные методы 
вычисления S, позволяющие за счет при-
влечения к расчетам не прямых замеров 
восстановления (падения) забойного дав-
ления, а косвенных показателей получать 
адекватные представления о численных 
уровнях скин-фактора.
Использование опосредствованных характе-
ристик дает возможность исполнителю работ 
производить диагностику состояния приза-
бойной зоны пласта (ПЗП) на скважинах, где 
необходимая информация для этого отсут-
ствует.

Цель

Определение скин-фактора добывающих 
горизонтальных скважин при отсутствии 
качественных гидродинамических иссле-
дований (кривых восстановления давле-
ния (КВД)) на конкретном этапе их жизнен-
ного цикла. Создание за счет этого более 
детального информационного фундамента 
для оперативных оценок эффективности 
работы системы пласт-забой и результатив-
ности применяемых методов регулирования 
проницаемости в ПЗП.

Материалы и методы

Методы определения параметров коллек-
тора, в том числе и S, по данным временных 
замеров забойного давления в закрытых 
скважинах детально рассмотрены в много-
численных публикациях отечественных 
и зарубежных специалистов ([1, 2] и др). 
Расчетные схемы предусматривают исполь-
зование диагностических графиков изме-
нения во времени производной забойного 
давления (Рзаб), выполненных в логариф-
мическом масштабе, которые позволяют 
идентифицировать характерные режимы 
течения флюида к забою скважины в раз-
личные, последовательные моменты реги-
страции данных. Для вертикальных скважин 
по атрибутивным признакам производной 
выделяют радиальный режим, для условий 
горизонтального окончания ствола пооче-
редно устанавливают ранний радиальный, 
линейный и позднерадиальный режимы 
соответственно. Далее, исходя из угло-
вого коэффициента (уклона) линейного 
участка, соответствующего каждому режи-
му на исходном графике «давление–вре-
мя» в полулогарифмических координатах, 
при аутентичных, априорно заданных ве-
личинах дебита, толщины пласта, длины 
горизонтального ствола, свойств флюидов 
и т.п. выполняют расчет необходимых харак-
теристик, включая и скин-фактор. Заметим, 
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что для горизонтальных скважин оценива-
ется величина интегрального скин-фактора, 
которую принято разделять на две состав-
ляющие, а именно на Sгеом и Sмех, где Sгеом — 
псевдоскин-фактор, или геометрический 
скин-эффект, соответствующий уменьшению 
депрессии, когда вместо вертикальной ори-
ентации окончания ствола скважины име-
ет место горизонтальная траектория забоя. 
Sмех — скин-фактор, определяющий допол-
нительный перепад давления (положитель-
ный или отрицательный), который необхо-
димо преодолевать пластовому флюиду 
при поступлении в скважину под влиянием 
условий, детерминированных изменением 
проницаемости в ПЗП.
Замеры при записи кривых восстановле-
ния (падения) забойного давления (КВД, 
КПД) могут быть искажены различными 
обстоятельствами технического и техно-
логического характера. К основным из них 
можно отнести, например, закрытие сква-
жины на устье, негерметичность фонтанной 
арматуры и лифтовых труб, наличие «шу-
мов» разнообразной природы, недостаточ-
ную продолжительность исследований и т.п. 
В частности, закрытие скважины на устье, 
как правило, не позволяет осуществлять 
выделение радиального режима течения, 
так как он завуалирован эффектом влия-
ния ствола скважины (ВСС). Особенно такая 
ситуация характерна для горизонтальных 
скважин, где емкость ствола, при прочих рав-
ных условиях, значительно выше, чем в вер-
тикальных. Присутствие утечек в запорной 
арматуре и колонне насосно-компрессорных 
труб (НКТ) приводит к искажению фиксируе-
мых величин Рзаб, что осложняет или де-
лает вовсе невозможным их последующую 
обработку. Аналогичные последствия имеют 
место и при наличии «шумов». Невыполнение 
требований к длительности записи КВД, 
КПД достаточно часто является причиной 
недостоверных определений свойств пласта. 
Дополнительно погрешность оценок увели-
чивается при неправильном выборе аналити-
ческой модели описания характера измене-
ния Рзаб, причем весьма значимо в случаях, 
когда стремление к идеальному совмещению 
реальных данных и теоретической кривой 
превалирует в ущерб физической основе 
анализируемого процесса. Все вышесказан-
ное в совокупности с некорректно заданной 
историей работы скважины, обусловливает 
неоднозначность получаемых результатов 
и, как следствие, становится источником не-
верных выводов и заключений, что отражает-
ся на эффективности принимаемых решений. 
Анализ фактических материалов показыва-
ет, что объем некондиционных измерений 

может быть достаточно существенным. Так 
как подобные исследования интерпретиро-
вать общепринятыми методами не представ-
ляется возможным, широкое применение 
получили альтернативные приемы, напри-
мер определение параметров коллектора 
по статистическим моделям. В частности, 
оценка скин-фактора на основе связи зна-
чений S, полученных по качественным КВД, 
КПД, с косвенными геолого-промысловыми 
характеристиками. Примером использования 
такого подхода могут служить результаты 
работ [3, 4] и др.

Описание используемого 
алгоритма определения  
скин-фактора

В представляемой статье используется ме-
тод, основанный на корреляционной связи 
между выходной переменной Y и входной 
переменной X. Y отождествляется с величи-
нами механического скин-фактора, Sмех, а X 
соотносится со значениями комплексного 
параметра, представляющего собой отно-
шение потерь давления в ПЗП за счет Sмех 
(ΔPs) к установившемуся дебиту скважины 
перед закрытием ее на исследование (Q), 
а именно ΔPs/Q. Для исключения влияния 
на конечный результат эффекта ложной кор-
реляции признаки Sмех и ΔPs определяются 
различными, не зависящими друг от друга, 
способами. В частности, оценки скин-факто-
ра производятся посредством интерпрета-
ции качественных КВД. Для этих же скважин 
рассчитывается параметр ΔPs из известно-
го соотношения с привлечением косвенных 
данных [5]:

	 1 – ŋфакт / ŋпот = ΔPs / (Pпл – P*заб),	 (1)

где ŋфакт — фактический коэффициент про-
дуктивности скважины, м3/(сут·МПа); ŋпот — 
потенциальный коэффициент продуктив-
ности скважины, м3/(сут·МПа); ΔPs — потери 
давления в ПЗП за счет скин-фактора, МПа; 
Pпл — пластовое давление, МПа; P*заб — за-
бойное давление на установившемся режи-
ме работы скважины, МПа.
Полученные по указанной схеме числен-
ные уровни пар значений Sмех и ΔPs/Q 
оформляются в виде графика в координа-
тах Sмех — T(ΔPs/Q), где T(ΔPs/Q) — преобразо-
ванный для линеаризации связи комплекс 

Нетрадиционные методы оценки  
скин-фактора являются востребованными 
при отсутствии представительных КВД. 
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Рис. 1. Соотношение между механическим скин-фактором Sмех и параметром 
T(ΔPs/Q). Составлено авторами

Fig. 1. The relationship between Skin factor (Sm) and parameter T(ΔPs/Q).  
Compiled by the authors

Рис. 2. Соотношение между фактическими (Sф
мех) и расчетными (Sр

мех) значениями 
механического скин-фактора. Составлено авторами

Fig. 2. The relationship between actual of the Skin factor (Sf
m) and of the calculated 

Skin factor (Sc
m). Compiled by the authors

ΔPs/Q. Установленную совокупность точек 
описывают определенной статистической 
моделью — уравнением регрессии, исхо-
дя из которого на основании сведений 
о Q, об установившемся дебите скважины 
на режиме эксплуатации (Q*), ŋфакт, ŋпот, Pпл 
и P*заб осуществляются все последующие 
вычисления скин-фактора для любой сква-
жины, где подобные данные могут быть до-
ступными.

Систематизация и интерпретация 
исходных данных

Практическое применение описываемого 
методического подхода рассматривается 
авторами на примере нефтяной залежи од-
ного из месторождений Западной Сибири. 
Характерной особенностью анализируемого 
объекта разработки является то, что он раз-
бурен скважинами с горизонтальным окон-
чанием.
Все расчеты реализованы на основе выбор-
ки, сформированной из качественных иссле-
дований. Созданный таким образом инфор-
мационный массив включал в себя данные 
как о КВД, так и о замерах дебитов и соответ-
ствующих им депрессий на пласт при уста-
новившихся режимах фильтрации (УРФ), 
выполненных непосредственно до или после 
записи КВД.
Полученная совокупность исходных заме-
ров Q, Р*заб, Pпл и кривых изменения забой-
ного давления в остановленной и закрытой 
скважине, обрабатывалась общепринятыми 
методами их интерпретации, что позволи-
ло получить адекватные сведения о ŋфакт (по 
УРФ) и Sмех (по КВД).
Используя значения ŋфакт, ŋпот, а также соот-
ветствующие уровни Р*заб и Pпл, по уравне-
нию (1) определялись величины ΔPs. При этом 
потенциальный коэффициент продуктив-
ности для условий анализируемого пласта 
рассчитывался адресно для каждой скважи-
ны в соответствии с [6]. После осуществления 
необходимых предварительных вычислений 
производилось сопоставление цифровых 
оценок Sмех и преобразованного в формат 
T(ΔPs/Q) комплексного параметра ΔPs/Q.

Результаты

Графическая иллюстрация соотношения Sмех 
и T(ΔPs/Q)

 представлена на рис. 1.
Из рисунка видно, что между рассматрива-
емыми переменными существует корреля-
ция, которая может быть описана линейным 
уравнением регрессии с коэффициентом 
детерминации 0,9281 при доверительной 
вероятности 0,95. Полученные результаты 
позволяют утверждать, что выявленная вза-
имосвязь статистически значима. Данный 
факт дает возможность, оперируя значе-
ниями T(ΔPs/Q), производить оперативные 
оценки Sмех для ситуаций, когда подобные 
сведения либо отсутствуют, либо их получе-
ние в силу ряда обстоятельств невозможно. 
Соотношения между фактическими и расчет-
ными величинами Sмех приведены на рис. 2. 
Из рисунка следует, что характеристики 
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статистической взаимосвязи между указан-
ными параметрами (коэффициент детерми-
нации 0,9255 при уровне значимости 0,05) 
указывают на то, что выполнение прогнозных 
определений Sмех может быть обеспече-
но с точностью, соответствующей границам 
установленных доверительных интервалов.
Последующие исследования были ори-
ентированы на выявление состоятельно-
сти применяемого методического подхода 
в решении задач, связанных с вопросами 
контроля и регулирования эффективности 
эксплуатации скважин в условиях дефицита 
сведений о Sмех.
Для этого по всем действующим добыва-
ющим скважинам, где при соответствую-
щих временных периодах их эксплуатации 
достоверные определения скин-фактора 
отсутствовали, его значения вычислялись 
в соответствии с корреляцией на рис. 1. 
Параллельно устанавливались величины Sмех 
по кондиционным КВД. Результаты подоб-
ного анализа представлены на рис. 3 (а–в), 
на котором отражены три наиболее характер-
ных сценария развития событий: а — отбор 
флюида осуществляется без использования 
интенсифицирующих ГТМ; б — на скважине 
применено воздействие на ПЗП с положи-
тельным результатом; в — то же с отрицатель-
ным исходом.
Из рисунка видно, что, во-первых, расчет-
ные определения скин-фактора находятся 
в полном соответствии с его фактическими 
значениями, что подтверждает адекватность 
производимых оценок. Такой итог может слу-
жить для исполнителя работ убедительным 
доводом к их последующему применению. 
Во-вторых, предлагаемый прием пригоден 
для осуществления непрерывного оператив-
ного контроля данных о Sмех в процессе всего 
периода эксплуатации скважины, причем 
с отражением специфики временных вариа-
ций изучаемого свойства.
В-третьих, получаемые таким образом пред-
ставления о численных уровнях и дина-
мике изменения скин-фактора позволяют 
своевременно формировать заключения 
об эффективности работы скважины и ар-
гументировать необходимость проведения 
на ней соответствующих ГТМ с последую-
щим установлением их успешности в случае 
реализации.
Определение значений скин-фактора в фор-
мате конкретных скважин является основой 
для изучения всей ретроспективной сово-
купности измерений Sмех эксплуатационного 
фонда, что может быть полезно для выявле-
ния особенностей рассматриваемого пока-
зателя, особенно с учетом его возможной 
связи с другими геолого-промысловыми 
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Рис. 3. Динамика изменения механического скин-фактора Sмех в процессе 
эксплуатации скважин: а — без проведения интенсифицирующих ГТМ,  

б — ГТМ с положительным результатом, в — ГТМ с отрицательным результатом. 
Составлено авторами

Fig. 3. Dynamics of changes the skin factor Sm during the operation of the wells: 
a — without Wellwork, б — with a positive Wellwork, в — with a negative Wellwork. 

Compiled by the authors

https://translate.academic.ru/Wellwork/ru/en/
https://translate.academic.ru/Wellwork/ru/en/
https://translate.academic.ru/Wellwork/ru/en/
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характеристиками, в частности с критерием, 
отражающим ресурс добычных возможно-
стей скважин, а именно коэффициентом про-
дуктивности. Пример такого исследования 
представлен на рис. 4, отражающем текущие 
соотношения между относительной продук-
тивностью по нефти (ОПнефть) и Sмех для усло-
вий разработки залежи на определенную 
дату. Под ОПнефть принято понимать отноше-
ние ŋфакт к ŋпот.
В построениях использовались оценки Sмех 
полученные как по результатам интерпре-
тации достоверных КВД, так и вычисленные 
с помощью предлагаемого метода.
Комментируя рисунок, можно отметить, 
что установленные по уравнению регрес-
сии значения Sмех не только не противоре-
чат фактической взаимосвязи обсуждаемых 
параметров, но и позволяют существен-
но уточнить особенности их влияния друг 
на друга, усиливая тем самым информаци-
онное содержание получаемых сведений. 
В частности, привлечение расчетных величин 
Sмех способствовало более рельефному раз-
делению графических образов (точек) на об-
ласти (всего 4) с характерной спецификой из-
менения численных уровней ОПнефть и Sмех.
Заметим, что для учета обводненности про-
дукции используемые данные были разде-
лены на две группы: с концентрацией воды 
менее или равной 5 % и с содержанием воды 
более 5 %.

Отличительной чертой соотношения между 
ОПнефть и Sмех в области 1 является то, что вы-
сокая продуктивность в ней во многом обу-
словлена улучшенной (по отношению к есте-
ственной) проницаемостью ПЗП. Граница 
распространения области для притоков 
с содержанием воды менее 5 % идентифици-
руется цифровыми оценками Sмех от отри-
цательных до нуля. ОПнефть при этом выше 
потенциала и фиксируется в интервале от 1,59 
до 1,0.
В области 2 при 0 < Sмех ≤ 1,5 и незначитель-
ном количестве воды в отбираемом флюиде 
ОПнефть снижается несущественно (от 1 до 0,9) 
и в основном при однотипной геометрии 
окончания ствола определяется естествен-
ными фильтрационно-емкостными свойства-
ми пласта.
Диапазон 1,5 < Sмех ≤ 3 варьирования меха-
нического скин-фактора при обводненности 
продукции ≤ 5% (область 3) соответствует се-
рьезному ухудшению ФЕС в ПЗП, что долж-
но находить отражение в весомом влия-
нии Sмех на относительную продуктивность. 
Данный факт подтверждается явно выра-
женным трендом ее интенсивного убывания 
от 0,9 до 0,2 в рассматриваемом интервале 
оценок Sмех.
Для объектов с концентрацией в добывае-
мом углеводородном сырье воды более 5 %, 
в области 2 и частично 3, выявлены принци-
пиальные отличия в соотношениях между 
ОПнефть и Sмех относительно таковых для при-
токов с содержанием H2O ≤ 5 %. В частности, 
в области 2 при изменении скин-фактора 
от 0,2 до 0,97 и обводненности от 15,8 до 50 %, 
ухудшение относительной продуктивности 
отмечается с 0,85 до 0,49. Такой результат го-
ворит о том, что изменение параметра ОПнефть 
обусловлено превалирующим влиянием 
воды, а не величиной Sмех. В области 3 услов-
но можно выделить интервал (отмечен пунк-
тирной линией), в котором воздействие H2O 
и Sмех на продуктивность становится при-
мерно эквивалентным. Дальнейшее (при Sмех 
от 2 до 3) уменьшение ОПнефть имеет физиче-
скую основу, аналогичную случаям с незна-
чительным количеством воды в извлекаемой 
из пласта нефти.
Для области 4, при Sмех > 3, зафиксиро-
ваны уровни ОПнефть преимущественно 
ниже 0,2 при обводненности от 0 до 32 %. 
Совершенно очевидно, что в рассматривае-
мых условиях такое падение относительной 
продуктивности (менее 0,2) возможно лишь 
при существенно нарушенной гидродина-
мической связи между пластом и забоем. 
Подобные ситуации характерны для высо-
ких значений механического скин-фактора, 
что и отражает рисунок.
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Рис. 4. Соотношение между относительной продуктивностью по нефти (ОПнефть) 
и механическим скин-фактором (Sмех). Составлено авторами

Fig. 4. The relationship between the relative productivity of oil (RPoil) and the skin 
factor (Sm). Compiled by the authors



103

Установленные особенности взаимосвязи 
между ОПнефть и Sмех могут служить вспомо-
гательной информацией, которую целесооб-
разно использовать при обосновании пред-
метного выбора технологических воздействий 
на ПЗП или пласт, актуальных и эффективных 
для выделенных границ Sмех в условиях кон-
кретной горно-геологической и промысло-
вой обстановки. При этом необходимо отме-
тить, что выявленная специфика соотношений 
ОПнефть и Sмех получена на определенный 
момент фактического существования залежи. 
Для других свойств и состояний разрабатыва-
емого объекта, она вполне может иметь иные 
численные и смысловые формы отображения. 
Из сказанного следует, что для учета воз-
можных трансформаций связь ОПнефть и Sмех 
требует постоянного мониторинга, для чего 
в качестве дополнения к фактическим дан-
ным может быть привлечена и предлагаемая 
(рис. 1) статистическая модель.
Корреляционную связь между Sмех и T(ΔPs/Q) 
можно использовать также и для решения 
определенных проблем в области интерпре-
тации гидродинамических исследований. 
В частности, подобный методический прием 
ранее был применен авторами для опти-
мизации интерпретации КВД, осложненных 
эффектом сегрегации фаз в подъемных тру-
бах [4]. Положительный результат достигался 
за счет того, что полученные по корреляции 
значения Sмех рассматривались как априор-
ные знания о параметрах изучаемого объек-
та до осуществления вычислений необходи-
мых характеристик пласта. Такая процедура 
способствовала сокращению временных за-
трат на интерпретацию и приводила к сниже-
нию неоднозначности производимых опре-
делений свойств коллектора. Применяемый 
в [4] вариант корреляции имел существенный 
недостаток, заключающийся в том, что по-
ложительные исходы имели место только 
для фонтанирующих притоков. Для скважин, 
эксплуатирующихся с ЭЦН, фиксировались 
значительно завышенные величины ΔPs, 
что негативно отражалась на оценках Sмех. 
В данной работе приводится модифициро-
ванная редакция связи, лишенная указанной 
недоработки (рис. 1), что позволяет достигать 
требуемого результата и для скважин, обору-
дованных глубинными насосами.

Практическое применение представляемой 
расчетной схемы не ограничено рассмот-
ренными выше примерами. Она может быть 
реализована и при решении других важных 
задач нефтепромысловой практики, напри-
мер таких, как экспертиза возможных потерь 
добычи, обусловленных снижением продук-
тивности, адаптация создаваемых скважин-
ных и фильтрационных моделей к фактиче-
ским данным и т.п.
Необходимо также отметить, что авторы 
не позиционируют описываемый подход 
как альтернативу КВД. Метод предназначен 
для оперативных оценок и является источни-
ком уточняющих сведений в общем инфор-
мационном массиве.

Выводы

Результаты проведенных исследований дают 
основание для следующих выводов:
•	 разработанный алгоритм вычисления ме-

ханического скин-фактора (Sмех) позво-
ляет производить его адекватные оценки 
в ситуациях отсутствия представительных 
КВД;

•	 предлагаемый методический прием мож-
но использовать в качестве инструмента 
для непрерывного оперативного контроля 
Sмех;

•	 получаемые расчетные сведения о ве-
личинах Sмех дают возможность своевре-
менно формировать заключение 
об эффективности работы скважины и ар-
гументировать необходимость проведе-
ния на ней ГТМ;

•	 разработанная статистическая модель 
расширяет потенциал анализа взаимосвя-
зи между относительной продуктивностью 
по нефти (ОПнефть) и Sмех за счет возмож-
ности уточнения специфики соотношений 
изучаемых характеристик между собой;

•	 данные о численных значениях скин-фак-
тора в характерных диапазонах его изме-
нения представляют собой дополнитель-
ный источник информации, необходимой 
для обоснования предметного выбора 
методов воздействия на ПЗП или пласт 
в конкретных горно-геологических и про-
мысловых условиях.
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Большеобъёмные ремонтно-
изоляционные работы 
как эффективный способ борьбы 
с конусообразованием 
А.Н. Степанов1,*, Г.А. Фурсов2, Д.М. Пономаренко2
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2ООО «СК«РУСВЬЕТПЕТРО», РФ, Москва
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Введение. Для массивной карбонатной залежи с высокой вертикальной проницаемостью и подстилающей 
водой образование конуса подошвенной воды является неотъемлемой составляющей процесса 
эксплуатации. На примере Западно-Хоседаюского месторождения рассмотрен способ борьбы 
с конусообразованием с применением термогелирующихся составов.
Цели. Целью исследования являлось планирование и проведение опытно-промышленных работ 
по применению данных составов для борьбы с конусообразованием. Дополнительно необходимо было 
определить критерии для кандидатов, проанализировать результаты первых работ, рассмотреть варианты 
оптимизации технологии.
Методы. В качестве механизма диагностирования конусообразования были использованы диагностические 
графики и результаты промыслово-геофизических исследований.
Результаты. Опытно-промышленные работы проводились в три этапа, по результатам первого был 
определён дополнительный критерий успешности мероприятий и создана методологическая основа 
для подбора кандидатов и планирования мероприятий. На втором этапе варьировались объёмы обработок, 
на третьем этапе был опробован альтернативный состав и проведены повторные мероприятия. Всего 
в период 2019–2022 гг. проведено 26 мероприятий, по итогам всех (за исключением одной скважины) 
получен прирост дебита нефти и снижение обводненности добываемой продукции. Накопленная 
дополнительная добыча нефти за период опытно-промышленных работ превышает 150 тыс. т.
Заключение. Авторами показаны результаты трёх лет проведения опытно-промышленных работ по борьбе 
с конусообразованием, приведены критерии успешности и оценена дополнительная добыча нефти за счёт 
выполненных мероприятий.

Ключевые слова: карбонатный коллектор, подстилающая вода, конус подошвенной воды
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High volume repair and insulation treatments as effective water coning 
prevention method 

Andrey N. Stepanov1,*, Grigoriy A. Fursov2, Denis M. Ponomarenko2

1JSC “VNIIneft”, RF, Moscow
2JSC “JC“RUSVIETPETRO”, RF, Moscow

E-mail: AStepanov@vniineft.ru

Introduction. For massive carbonate reservoir with high vertical permeability and underlying water, coning of 
bottom water is a necessary part of development process. As an example, the way for water coning prevention 
using thermogelling composition for Zapadno-Hosedauskoe field is described.
Aim. The aim of investigation is planning and realization of water coning prevention pilot project. It is also 
necessary to determine well candidate criteria, to analyze first results, and to look for technology optimization 
variants.
Methods. For coning evaluation Chan’s diagnostic plots and well flow profile were used.
Results. The pilot project has been realized in three steps, based on first step results the additional well 
candidate criteria has determined and methodology basis for candidate search and treatments planning has 
developed. During second step, treatment volumes have been varying, in third step, alternative composition has 
been approved and repeated treatments have been done. In 2019–2022 years period 26 treatments were done, all 
except one were successful, oil rate increment and watercut reduction were obtained. Additional oil production 
due to pilot project realization is more than 120 000 tons. 
Conclusions. Authors showed results of three years water coning prevention treatments pilot project, 
determined success well candidate criteria and estimated additional oil production.
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Цель

Эксплуатация массивной карбонатной зале-
жи с подстилающей водой и высокой вер-
тикальной проницаемостью невозможна 
без конусообразования подошвенной воды, 
что приводит к росту обводненности про-
дукции скважин и снижению эффективности 
выработки запасов нефти. Есть несколько 
подходов к борьбе с конусообразованием:
•	 эксплуатация с дебитом ниже критическо-

го [1, 2, 3] (при котором происходит фор-
мирование конуса);

•	 «аппаратный» подход — отбор подо-
швенной воды по отдельной НКТ либо 
организация внутрискважинной закач-
ки добываемой воды с помощью насо-
са-«перевёртыша» [4];

•	 использование химреагентов для измене-
ния фазовой проницаемости или создания 
барьера на пути формирования конуса.

Критический дебит в условиях рассматривае-
мого месторождения (Западно-Хоседаюское, 
Центрально-Хорейверское поднятие, объект 
D3fm) не превышает 3 м3/сут, «аппарат-
ные» методы сложны в реализации, поэтому 
в ООО «СК«РУСВЬЕТПЕТРО» в 2019 году было 
принято решение о проведении опытно-про-
мышленных работ по применению термоге-
лирующегося состава для борьбы с конусооб-
разованием. 

Материалы и методы

На основании выполненных в лаборатории 
АО «ВНИИнефть» работы по подбору состава 
и исследований лабораторных и промышлен-
ных образцов к применению был принят 20 % 
раствор РВ-3П-1. Реагент РВ-3П-1 использу-
ется в нефтедобывающей промышленности 

с целью повышения нефтеотдачи пластов 
заводнением при первичном и вторичном 
воздействии на пласт, а также изоляции 
водопритока к нефтяным скважинам, осо-
бенно при обработке карбонатных пластов. 
При применении реагент РВ-3П-1 образует 
в пласте гель и выравнивает профиль при-
емистости нагнетательных скважин, обес-
печивая выработку слабодренируемых 
пропластков, сдерживает прорывы воды 
из нагнетательных в добывающие скважины, 
что выражается в снижении либо стабилиза-
ции обводненности добываемой продукции. 
Растворы РВ-3П-1 при комнатной и пласто-
вой температуре представляют собой од-
нородные жидкости без осадка и видимых 
взвесей в течение как минимум 2 дней; время 
гелирования составляет от 49 до 75 часов.
Важным свойством раствора РВ-3П-1 после 
гелеобразования является фактор оста-
точного сопротивления по воде — величина, 
показывающая, во сколько раз снижается фа-
зовая проницаемость по воде при фильтра-
ции через созданный барьер; по результатам 
лабораторных исследований он варьируется 
от 6,25 до 22,2 д. ед.
В качестве кандидатов на проведение 
большеобъёмных ремонтно-изоляционных 
работ (БРИР) рассматриваются скважины 
с текущим дебитом нефти не более 25 т/сут 
и обводненностью свыше 75 %. По первич-
ному списку скважин строятся диагности-
ческие графики Чена [5] и анализируются 
результаты промыслово-геофизических ис-
следований (профили притока). Для конусо-
образования характерен специфический вид 
диагностического графика (рис. 1) и преиму-
щественный приток из подошвенной части 
пласта/интервала перфорации (рис. 2). 
При соответствии всех условий и технической 
возможности проведения БРИР (наличие 
зумпфа/возможности углубления забоя, 
вскрытие значительной части целевого пла-
ста) скважина-кандидат принимается к реа-
лизации мероприятия.
Концептуальная схема принципа дей-
ствия БРИР показана на рис. 3. Основная 
идея — создание на пути подъёма конуса 

Использование реагента РВ-3П-1 для борьбы 
с конусообразованием позволяет снизить 
обводненность добывающих скважин 
и повысить эффективность выработки запасов.
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подошвенной воды препятствия его продви-
жению — «экрана» из гелированного раство-
ра РВ-3П-1, который за счёт высокого факто-
ра остаточного сопротивления препятствует 
фильтрации воды через занятое им поровое 
пространство.
Работы по проведению БРИР на фонде сква-
жин Западно-Хоседаюского месторожде-
ния ООО «СК«РУСВЬЕТПЕТРО» проводятся 
с конца 2019 года. Условно можно выделить 
три этапа.
1.	 2019–2020 гг.: проведено 8 мероприятий 

с применением 500 м3/сут 20 % РВ-3П-1.
2.	 2021 г.: проведено 9 мероприятий, варьи-

ровался объём обработок, проведены 
натурные эксперименты по устойчивости 
созданных экранов.

3.	 2022 г.: проведено 9 мероприятий, вклю-
чая повторные БРИР, варьируется объём 

Условные обозначения:
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Рис. 1. Диагностический график Чена на примере скважины 3803 (А.Н. Степанов)
Fig. 1. Chan’s diagnostic plot example — well 3803 (Andrey N. Stepanov)
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Рис. 2. Результаты записи профиля притока на скважине 3803 в апреле 2016 г. (до проведения БРИР) (А.Н. Степанов)
Fig. 2. Flow profile for well 3804 before water coning prevention treatment, (Andrey N. Stepanov)
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D₃fm III

РВ-ЗП-1

Перфорация
нижележащего
интервала 

Текущий 
интервал 
перфорации

Конус

Последующая изоляция
тампонажным раствором 

обработок, опробуется новый состав 
SiXell WSO.

В 2019-2020 гг. мероприятия проводились 
с унифицированным объёмом 500 м3 20 % 
раствора РВ-3П-1, состав закачивался 
как в дополнительные перфорационные от-
верстия, так и непосредственно в существу-
ющий интервал перфорации. Из 8 проведён-
ных мероприятий неуспешным считается 
одно — на скважине 3307, вскрывшей толь-
ко кровельную часть пласта D3fmIII, закачка 
осуществлялась непосредственно в целевой 
интервал перфорации.
В дальнейшем на основе анализа результа-
тов первого этапа был выработан дополни-
тельный критерий успешности — наличие 
неоднородности проницаемости по разрезу 
целевого объекта, что выражается в коэф-
фициенте вариации проницаемости Cv > 1. 
В этом случае повышаются шансы на целевое 
размещение и закрепление закачиваемого 
состава.
Дополнительно были выданы рекомендации 
по обязательному проведению перфорации 
спецотверстий ниже целевого интервала 
перфорации (положение интервала спец-
отверстий определяется индивидуально 
для каждой скважины на основе наличия 
зумпфа, положения башмака эксплуатаци-
онной колонны), при этом обычно достаточно 
интервала в два метра. Типовая схема прове-
дения БРИР в упрощенном виде имеет вид:
1.	 Определение интервала спецотверстий.
2.	 Восстановление/углубление забоя 

до необходимой отметки.

3.	 Перфорация спецотверстий.
4.	 Установка пакера между целевым интер-

валом и спецотверстиями, определение 
приёмистости, проведение СКО в случае 
приёмистости менее 600 м3/сут.

5.	 Закачка определённого на этапе планиро-
вания работ объёма термогелирующегося 
состава.

6.	 Закрытие скважины на структурное упроч-
нение состава — 72 часа.

7.	 Проведение РИР спецотверстий и близле-
жащего интервала перфорации с последу-
ющей реперфорацией необходимых интер-
валов.

8.	 Спуск ЭЦН, запуск скважины в работу.
Пример схемы реализации БРИР приведён 
на рис. 4.
При планировании работ на 2021 год было 
принято решение проварьировать исполь-
зуемый объём закачки реагента — из ранее 
сформированного списка кандидатов были 
выбраны две скважины с минимальными 
эффективными толщинами и две — с мак-
симальными. Коэффициенты продуктивно-
сти по выбранным скважинам были также 
минимальными и максимальными соответ-
ственно. В скважины с минимальными тол-
щинами было рекомендовано закачивать 
по 350 м3 состава и по 650 м3 — в скважины 
с максимальными толщинами. По оставшим-
ся пяти скважинам из списка объём обрабо-
ток не изменился и составил 500 м3.
В 2022 году реализовано 9 операций БРИР, 
впервые проведены повторные операции 
на скважинах, по которым обводненность 

Рис. 3. Концептуальная схема БРИР (А.Н. Степанов)
Fig. 3. Conceptual framework of water coning prevention treatment (Andrey N. Stepanov)
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вернулась к значению до первичного БРИР, 
а также выполнены опытно-промышленные 
работы по оценке эффективности применения 
состава-альтернативы — 20 % раствора Sixell 
WSO, который успешно прошёл лабораторные 
испытания. Всего реализовано три повтор-
ных БРИР (на одной скважине с увеличенным 
до 650 м3 объёмом закачки РВ-3П-1 и по двум 
скважинам — повторный БРИР с закачкой 
500 м3 20 % раствора реагента SiXell WSO), 
по первичным БРИР в пяти скважинах приме-
нялся раствор РВ-3П-1 (в одной — со снижен-
ным до 350 м3 объёмом) и в одной скважи-
не — SiXell WSO.

Результаты

По состоянию на 01.04.2023 г. всего выполне-
но 26 операций БРИР, текущая накопленная 
дополнительная добыча нефти составляет 
156 193 т (таблица 1).

Заключение

В результате проделанной работы:
•	 на основе лабораторных исследований 

для конкретных пластовых условий вы-
бран термогелирующийся состав;

•	 определены основные критерии к вы-
бору скважин-кандидатов на БРИР: 
признаки конусообразования по харак-
теристическому графику Чена, приток 

в скважину преимущественно из подо-
швенной части пласта/интервала перфо-
рации (по ПГИ), неоднородность целево-
го объекта по проницаемости по разрезу 
(коэффициент вариации проницаемости 
Cv > 1);

•	 разработана «типовая» схема проведения 
мероприятия;

•	 проведены полевые эксперименты по ва-
рьированию объёмов составов, проведе-
ны повторные мероприятия, апробирован 
альтернативный термогелирующийся со-
став SiXell WSO;

•	 оценена дополнительная добыча неф-
ти за счёт проведённых мероприятий — 
по состоянию на 01.04.2023 г. за счёт реа-
лизации 26 мероприятий дополнительно 
добыто 156 193 т нефти.

Задачи на перспективу:
•	 автоматизация процесса подбора сква-

жин-кандидатов;
•	 использование при планировании меро-

приятий детальной секторной фильтра-
ционной модели, учитывающий все 
особенности реализуемого мероприя-
тия (распределение свойств по площади 
и вертикали, задание реакции гелеоб-
разования и т.д.);

•	 совершенствование технологии приго-
товления состава — переход от емкостно-
го к потоковому способу приготовления 
растворов (для снижения времени опера-
ции и повышения экономической эффек-
тивности).
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Пакер
на гл. 3158

3162.5 3162.5 3162.5 3162.5 3162.5 3162.5

3164 3164 3164 3164 3164 3164

3090
3094
3098
3102
3106
3110
3114
3118

3140
3144
3148
3152
3156
3160
3164
3168
3172

3090
3094
3098
3102
3106
3110
3114
3118

3140
3144
3148
3152
3156
3160
3164
3168
3172

3090
3094
3098
3102
3106
3110
3114
3118

3140
3144
3148
3152
3156
3160
3164
3168
3172

3090
3094
3098
3102
3106
3110
3114
3118

3140
3144
3148
3152
3156
3160
3164
3168
3172

3090 3090
3094 3094
3098 3098
3102 3102
3106 3106
3110 3110
3114 3114
3118 3118

3140 3140
3144 3144
3148 3148
3152 3152
3156 3156
3160 3160
3164 3164
3168 3168
3172 3172

3090
3094
3098
3102
3106
3110
3114
3118

3140
3144
3148
3152
3156
3160
3164
3168
3172

ТЗ
3157.5

ТЗ
3157.5

Нормализация
текущего

забоя до глубины
3170 м.

Скреперование
в интервалах

3060-3098, 3162-

ПВР в интервале
3162,5-3164м

СКО.
Закачка 12% р-ра HCl

ΣV=4м³ 

Закачка изолирующего
состава

с концентрацией 20%
на основе РВ-3П-1МС
плотностью 1,11 г/см³

РИР.
Спуск компоновки
ПРЗ-140 с  ИУГ-132

на НКТ 73 (В)
до гл. 3140 м

Нормализация
забоя в инт. 3140-3160м.

ПВР в инт. 3144-3145,
3152-3156, 3110-3112,
3108-3109, 3099-3102

СКО. Закачка СКР
15% ΣV=10м3.

Спуск  УЭЦН 125-1861
с капиллярной

трубкой до гл. 2179 м.   

ТЗ 3169 ТЗ 3169 ТЗ 3169 ТЗ 3169

Рис. 4. Схема реализации БРИР на скважине 3810 (А.Н. Степанов)
Fig. 4. Example of water coning prevention treatment scheme — well 3810 (Andrey N. Stepanov)
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Таблица 1. Оценка эффективности реализованной программы БРИР
Table 1. Effectiveness estimation of realized water coning prevention treatment

№ п/п Месторождение Скв. Факт. дата
ввода

Параметры до ремонта Запускные параметры
Факт прирост 
дебита нефти, 

т/сут

Накоп. доп. 
добыча 

от ГТМ, т
Qж Qн Обв. Qж Qн Обв.

м3/сут т/сут % м3/сут т/сут %

1 Западно-Хоседаюское 3803 19.11.2019 126 15,2 87 96 29,5 67 14,3 18125

2 Западно-Хоседаюское 3207 27.06.2020 106 15,8 84 117 29,4 73 13,6 4480

3 Западно-Хоседаюское 3301 29.08.2020 106 14,8 85 75 64,9 7 50,1 15069

4 Западно-Хоседаюское 3602 (1ст) 23.09.2020 89 22,4 73 110 33,8 67 11,4 4314

5 Западно-Хоседаюское 3401 22.10.2020 129 13,2 89 90 37,7 55 24,5 7458

6 Западно-Хоседаюское 3307 28.10.2020 155 17,3 88 193 21,5 88 4,2 36

7 Западно-Хоседаюское 3804 05.11.2020 104 12,5 87 150 27,7 80 15,2 9097

8 Западно-Хоседаюское 3510 20.12.2020 70 10,4 84 121 33,8 70 23,4 6108

9 Западно-Хоседаюское 31203 05.06.2021 72 15,4 77 96 28,6 68 13,2 1187

10 Западно-Хоседаюское 3702 02.07.2021 158 13,2 91 70 52,2 20 39 25795

11 Западно-Хоседаюское 3810 06.09.2021 87 18,6 77 110 73,6 28 55 13958

12 Западно-Хоседаюское 3 30.10.2021 166 9,3 94 98 34,7 62 25,4 9463

13 Западно-Хоседаюское 3105 22.12.2021 100 18,6 80 83 49,5 36 30,9 10490

14 Западно-Хоседаюское 3305 27.12.2021 70 3,9 94 92 19,7 77 15,8 2226

15 Западно-Хоседаюское 3506 30.12.2021 129 8,4 93 100 27 71 18,6 884

16 Западно-Хоседаюское 3802 (1ст) 31.12.2021 258 26,4 89 107 41,8 58 15,4 484

17 Западно-Хоседаюское 31102 31.12.2021 80 18,6 75 72 34,2 49 15,6 2536

18 Западно-Хоседаюское 3303 14.08.2022 145 8,1 94 90 40,2 52 32,1 2581

19 Западно-Хоседаюское 3610 23.08.2022 162 15,1 90 90 55,2 34 40,1 7747

20 Западно-Хоседаюское 3802 (2ст) 01.09.2022 114 14,8 86 96 71,4 20 56,6 3762

21 Западно-Хоседаюское 13 05.09.2022 135 25,1 80 107 31,9 68 6,8 2288

22 Западно-Хоседаюское 3304 11.10.2022 120 16,7 85 69 43,6 32 26,9 4513

23 Западно-Хоседаюское 3602 (2ст) 20.10.2022 120 23,5 79 77 51,6 21 28,1 2401

24 Западно-Хоседаюское 3401 (2 ст) 07.11.2022 140 12 91 91 28,8 66 16,8 119

25 Западно-Хоседаюское 3104 08.12.2022 185 22,4 87 160 38,4 73 16 959

26 Западно-Хоседаюское 31010 21.12.2022 65 9,1 85 45 10,5 75 1,4 116

ИТОГО: 3191 400,8 2605 1011,2 610,4 156193
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Прогноз дебита 
в горизонтальной скважине 
после многостадийного 
гидроразрыва пласта в условиях 
нелинейной фильтрации нефти 
О.Н. Шевченко1,2,*, С.В. Онучин1,2, А.М. Зиновьев3
1Санкт-Петербургский институт Петра Великого, РФ, Санкт-Петербург
2Научно-Технический Центр «Газпром нефти» (ООО «Газпромнефть НТЦ»), РФ, Санкт-Петербург   
3Самарский государственный технический университет, РФ, Самара

Электронный адрес: Shevchenko.ON@gazpromneft-ntc.ru

Цель. Для повышения прогнозных показателей добычи нефти с использованием аналитического подхода 
в условиях, когда приток флюида к горизонтальной скважине не может быть описан линейным законом 
фильтрации Дарси, разработана методика оценки с использованием нелинейного закона фильтрации.
Материалы и методы. С помощью математического моделирования была выведена функциональная 
зависимость дебита горизонтальной скважины, пробуренной в низкопроницаемом коллекторе, 
от нелинейного закона фильтрации. Найдено устойчивое математическое решение, позволяющее 
использовать «точку склейки» — зону перехода от линейного к нелинейному течению.
Результаты. В статье предложена модель фильтрации флюида, учитывающая влияние инерционных 
сил и, как следствие, изменение модуля скорости потока флюида; решена система трех нелинейных 
уравнений для трех неизвестных функций (функции давления в пласте и двух компонент вектора скорости). 
В сравнении с существующими уравнениями предлагаемая авторами модель более достоверно описывает 
динамику работы добывающей скважины на рассматриваемом нефтяном месторождении с низкой 
проницаемостью пласта.
Заключение. Фильтрация флюида к горизонтальной скважине в условиях низкопроницаемого коллектора 
сопровождается высокими значениями поверхностного трения между скелетом породы и фильтрующимся 
флюидом, что ведет к нарушению линейного закона Дарси. Большинство существующих моделей 
не учитывают нелинейность фильтрации флюида в низкопроницаемых коллекторах, что приводит 
к значительным погрешностям в прогнозе технологических показателей работы добывающей скважины 
и, в частности, дебита скважины по нефти. Разработанная методика позволила повысить точность 
прогнозных аналитических расчетов за счет учета нелинейных эффектов.

Ключевые слова: нелинейная фильтрация, многостадийный гидроразрыв пласта, низкопроницаемый 
коллектор, горизонтальная скважина
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The forecast of the flow rate in a horizontal well after multistage hydraulic 
fracturing in conditions of nonlinear filtration of oil 

Oksana N. Shevchenko1,2,*, Sergey V. Onuchin1,2, Alexey M. Zinoviev3

1Saint Petersburg Institute of the Peter Great, RF, Saint Petersburg
2Gazprom-neft STC LLC, RF, Saint Petersburg
3Samara State Technical University, RF, Samara
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Aim. In order to increase the forecast indicators of oil production using an analytical approach in conditions when 
the flow of fluid to a horizontal well cannot be described by Darcy’s linear filtration law, an estimation technique 
using a nonlinear filtration law has been developed.
Materials and methods. using mathematical modeling, the functional dependence of the flow rate of a horizontal 
well drilled in a low-permeability reservoir on the nonlinear filtration law was derived. A stable mathematical 
solution has been found that makes it possible to use the “gluing point” — the transition zone from linear to 
nonlinear flow.
Results. The article proposes a fluid filtration model that takes into account the influence of inertial forces (and, 
as a consequence, the change in the modulus of the fluid flow velocity) and solves a system of three nonlinear 
equations for three unknown functions (the pressure function in the reservoir and two components of the 
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velocity vector). In comparison with the existing equations, the model proposed by the authors most reliably 
describes the dynamics of the production well in the oil field under consideration with low reservoir permeability.
Conclusion. Fluid filtration to a horizontal well in a low-permeable reservoir is accompanied by high values 
of surface friction between the rock skeleton and the filtered fluid, which leads to a violation of Darcy’s linear 
law. Most of the existing models do not take into account the nonlinearity of fluid filtration in low-permeable 
reservoirs, which leads to significant errors in the forecast of technological performance of the producing well, 
and, in particular, the flow rate of the well for oil. The developed technique allowed to increase the accuracy of 
predictive analytical calculations by taking into account nonlinear effects.
Keywords: tight oil reservoirs, fractured horizontal wells, multi-fractures
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Цель работы

Повышение точности прогнозных пока-
зателей добычи нефти с использованием 
аналитического подхода в условиях, когда 
поток жидкости в горизонтальную скважи-
ну не может быть описан линейным законом 
фильтрации Дарси, была разработана мето-
дика оценки с использованием нелинейного 
закона фильтрации.
В последнее время в разработку вводит-
ся большое количество низкопроницаемых 
коллекторов, которые ранее относились к ка-
тегории непромышленного назначения [1]. 
Для повышения коэффициента извлечения 
нефти низкопроницаемые коллектора разра-
батывают системой горизонтальных скважин 
с многостадийным гидроразрывом пласта [2]. 
В работе [3] получено, что пороговый перепад 
давления является доминирующим факто-
ром, влияющим на продуктивность сква-
жин, разрабатывающих низкопроницаемый 
газовый коллектор. За ним следуют чувстви-
тельность коллектора к напряжению (stress-
sensitivity), турбулентность течения и эффект 
проскальзывания (slippage flow). Получена 
модель продуктивности горизонтальной 
скважины с МГРП, представляющая собой 
сумму притоков к каждой трещине. В рабо-
те [4] отмечается, что объединение (интегра-
ция) численной и аналитической моделей 
с аналитическими решениями позволяет 
существенно повысить качество прогнозных 
показателей добычи. В работе [5] авторы 
разработали полуаналитическую модель, 
учитывающую влияние изменения давления 
по глубине ствола (wellbore pressure drop). 
В работе [6] разработана соединительная 
(coupling) математическая модель для низ-
копроницаемых коллекторов, учитывающая 
одновременное влияние проницаемости тре-
щин гидравлического разрыва пласта (ГРП) 

и стресс-чувствительность пласта. В рабо-
те [7] предложена аналитическая модель 
линейной фильтрации нефти, учитывающая 
неоднородность пласта и начальный гради-
ент давления (threshold-pressure gradient). 
Получено уравнение для расчета безраз-
мерного дебита нефти на основе прито-
ков от каждой трещины. Авторами в работе 
[8] в лабораторных условиях было проде-
монстрировано, что в низкопроницаемых 
коллекторах течение жидкости не подчиня-
ется закону Дарси. Похожая картина наблю-
дается в промысловых условиях. В работе 
[9] установлено влияние факторов нелиней-
ности на дебит скважины и предложена 
модель нелинейной фильтрации для оцен-
ки эффективности опробования скважин. 
На основе численного моделирования 
и результатов экспериментальных исследо-
ваний в работе [10] авторами разработана 
модель, основанная на теории пограничного 
слоя, отражающая нелинейную фильтрацию 
жидкости в низкопроницаемом коллекто-
ре. Как показало численное моделирование 
в [11], с увеличением начального градиента 
давления в результате нелинейной фильтра-
ции в низкопроницаемых коллекторах дебит 
скважины интенсивно снижается, что ве-
дет к снижению накопленной добычи нефти. 
В работе [12] показано, что чем ниже про-
ницаемость пласта, тем выше начальный 
градиент давления. Согласно [13], матема-
тическое описание нелинейной фильтрации 
жидкости может быть выполнено с помощью 
трех видов моделей: квазилинейная модель, 
секционная модель и непрерывная модель. 
В своей работе авторы предложили соот-
ношения для определения дебита гори-
зонтальной скважины с МГРП в условиях не-
линейной трехфазной фильтрации. В работе 
[14] авторы разработали физически обосно-
ванное уравнение нелинейной многофазной 
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фильтрации в низкопроницаемых коллек-
торах, учитывающее эффект погранично-
го слоя. В работе [15] авторами выявлено, 
что стресс-чувствительность трещины ГРП 
проявляется на начальном этапе добычи, 
в то время как стресс-чувствительность мат-
рицы проявляется в длительной перспекти-
ве. В работе [16] предложена гибридная мате-
матическая модель нелинейной двухфазной 
фильтрации, удовлетворяющая матрице, 
трещинам и горизонтальному участку сква-
жины. В работе [17] авторы выполнили оценку 
инерциальных составляющих нелинейной 
фильтрации флюида через искусственные 
образцы горной породы. В работе [18] авторы 

экспериментально обнаружили и описали 
математически нестандартную зависимость 
расхода от градиента давления (convex shape 
flow regime). По аналогии с низкопроницае-
мым коллектором в работе [19] рассмотрено 
влияние начального градиента давления 
на распределение остаточной тяжелой неф-
ти в пласте. В работе [20] на основе теории 
нестационарного эллиптического течения 
в пористой среде, связывая эллиптическое 
течение в матрице пласта с высокоскорост-
ной нелинейной (non-Darcy) фильтрацией 
в трещинах ГРП, представлена новая модель 
прогнозирования продуктивности гори-
зонтальных скважин с МГРП. В работе [21] 
выведены аналитические решения матема-
тической модели, содержащей монотропную 
функцию (a monotropic function). Выявлено, 
что параметры нелинейной фильтрации 
значительно снижают дебит вертикальной 
скважины в промежуточном и конечном ин-
тервале времени работы скважины. В рабо-
те [22] отмечено, что традиционные модели 
фильтрации, а также квазистационарный 
градиент давления (quasi threshold pressure 
gradient, QTPG) модели дают более высокие 
значения начального дебита нефти, чем раз-
работанная авторами нелинейная матема-
тическая модель, позволяющая более точно 
рассчитать дебит скважины в условиях нели-
нейной фильтрации. В работе [23] для описа-
ния притока жидкости к ГС с МГРП авторами 
использовался разностно-аналитический 
подход, позволяющий описывать трещины 
ГРП в многоскважинной системе без измель-
чения разностной сетки, основанный на со-
пряжении численного решения движения 

жидкости в пласте и аналитической модели 
притока флюида к трещине с конечной про-
водимостью. Основные допущения заключа-
ются в следующем: трещина перпендикуляр-
на стволу скважины, стационарный приток 
жидкости осуществляется за счет перепада 
давления. В работе [24] были предложены 
модели притока флюида к трещинам МГРП, 
предложена аналитическая модель для рас-
чета притока флюида к стволу горизонталь-
ной скважины с МГРП. Первоначально 
в модели введены следующие допущения: 
трещины расположены перпендикулярно 
стволу скважины, проницаемость пласта 
изотропна по горизонтали, вертикальные 
перетоки отсутствуют, поток флюида в тре-
щину — плоскопараллельный, на контуре пи-
тания скважины давление постоянно. Далее 
рассмотрен частный случай расположения 
трещин в пласте, с внесением следующих 
изменений в геометрию модели. Трещины 
расположены не перпендикулярно к стволу 
скважины, по-прежнему остаются следую-
щие допущения: на контуре питания дав-
ление постоянно, пласт полностью рассечен 
трещиной ГРП, поток в трещину плоскопа-
раллельный, приток нефти в горизонтальную 
часть ствола пренебрежимо мал, трещи-
на обладает бесконечной проводимостью, 
скважины работают при забойных давлениях 
выше давления насыщения. С учетом выше-
изложенного в работе [24] предложена новая 
модель для определения дебита ГС с МГРП. 
В работе [25] авторы разработали математи-
ческую модель, позволяющую определить 
приток к ГС с МГРП с учетом такого явления, 
как десорбция газа из пор матрицы. В мате-
матической модели было учтено следующее: 
работа скважины моделируется при посто-
янном забойном давлении и при постоянном 
дебите скважины, течение — изотермиче-
ское, сила тяжести не учитывается, течение 
в области трещин подчиняется закону Дарси. 
Описываются уравнения для модели пласта 
в виде совокупности трех областей: искус-
ственной трещины, областью матрицы, за-
тронутой ГРП, и не затронутой ГРП. В работах 
[26–31] авторы представили аналитическую 
модель стационарного однофазного прито-
ка, учитывающей анизотропию пласта, угол 
наклона трещины к стволу, факторы искрив-
ления фильтрационных потоков.
Анализ экспериментальных и аналитических 
работ показывает, что для условий нелиней-
ной фильтрации разработан ряд моделей, 
позволяющих рассчитать дебит вертикаль-
ной скважины. В то же время мало работ за-
трагивают определение дебита горизонталь-
ной скважины с МГРП в условиях нелинейной 
фильтрации. Существующие математические 

Результаты моделирования, учитывающего 
нелинейный закон фильтрации флюида 
к горизонтальной скважине, дают 
представление о реальном объеме добычи нефти.
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модели линейной фильтрации завышают де-
бит скважины по нефти в условиях нелиней-
ной фильтрации и начального градиента дав-
ления. Чтобы приблизить расчетный дебит 
нефти горизонтальной скважины к дебиту 
нефти в промысловых условиях, в настоящей 
работе предложена новая математическая 
модель. 

Материалы и методы. 
Математическое моделирование

С помощью математического моделирования 
была получена функциональная зависимость 
дебита горизонтальной скважины, пробу-
ренной в низкопроницаемом коллекторе, 
от нелинейного закона фильтрации. Найдено 
устойчивое математическое решение, позво-
ляющее использовать «точку склеивания» — 
зону перехода от линейного течения к нели-
нейному.

Постановка задачи
Впервые вывод формулы для учета нели-
нейной фильтрации для ГС был приведён 
одним из авторов в работе [34]. В этой рабо-
те рассматривался горизонтальный пласт 

толщиной h, шириной 2w (w >> h) и длиной L 
(L >> h).
В работе [34] сделано допущение, 
что фильтрация жидкости в пласте яв-
ляется стационарной и носит плос-
кий характер. Законы фильтрации: 
для линейного закона φ(ω) = (μ / k) ω; 
для закона фильтрации Форхгеймера 
φ(ω) = (μ / k) ω + β (p / √k) ω2; для степенного 
закона фильтрации Краснопольского φ(ω) = 
Cωn, 1 < n ≤ 2; для закона фильтрации с пре-
дельным градиентом φ(ω) = (μ / k) ω + γ, γ > 0. 
Найдено решение плоской задачи нелиней-
ной фильтрации к горизонтальной скважине. 

Приближенное решение 
нелинейного закона фильтрации
Итогом работы [34] явилось нелинейное 
уравнение для нахождения величины при-
веденного радиуса дренирования r*, кото-
рое может быть решено только численно 
при различных значениях величины депрес-
сии, притоке жидкости в скважину, разме-
рах пласта, радиуса скважины, парамет-
рах линейного закона фильтрации, а также 
нелинейного закона фильтрации, и распо-
ложению скважины относительно кровли 
и подошвы пласта:
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где pc – pw — величина депрессии давления; Q — приток жидкости в скважину; h и w — разме-
ры пласта; rw — радиус скважины; k и μ — параметры линейного закона фильтрации; C и n — 
параметры нелинейного закона фильтрации.

Уравнение (1), представленное в работе [34], отражает нелинейную зависимость величины 
депрессии давления pc – pw от величины притока жидкости в скважину Q = q / L и является 
преобразованием линейной зависимости в нелинейный случай: 

		  (2)
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Определение дебита 
горизонтальной скважины 
с многостадийным ГРП, 
пробуренной в условиях 
низкопроницаемого коллектора
Классические формулы не могут быть ис-
пользованы для аналитических прогнозов 
ввиду того, что они не учитывают наличие не-
линейной фильтрации в низкопроницаемых 
коллекторах и, как следствие, отклонение 
от линейного закона фильтрации Дарси, за-
ложенного в основу представленных во вве-
дении формул. 

Следовательно, методика расчета начально-
го дебита горизонтальной скважины должна 
учитывать фактор нелинейности.
На практике в низкопроницаемых коллек-
торах линейная фильтрация недостижима 
ввиду необходимости создания высоких гра-
диентов давления. В такого рода коллекто-
рах приток флюида подчиняется степенному 
закону фильтрации.
Схематично приток флюида в ствол ГС с тре-
щинами МГРП можно представить суммой 
двух притоков: вертикального и горизонталь-
ного (рис. 1).
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Следовательно, билинейная фильтрация 
к трещине МГРП может быть представлена 
в виде:

	 Qall = Qvert + Qhor .	 (3)

Qall — приток в трещину ГРП является суммой 
притоков вертикального Qvert и горизонталь-
ного Qhor .
Если мы рассмотрим трещину МГРП в виде 
вертикальной скважины, то с данным допу-
щением вертикальный приток определим 
согласно работе Дюпюи [32, 33]:

		  (4)

	

Qvert = ,
2πk h (Pк – Pс )

Rк

Rс

µ (ln( ) + C1 + C2 + S)
где Pк — пластовое давление, Па; Pс — забой-
ное давление, Па; h — половина эффективной 

толщины коллектора, м; k — коэффициент 
проницаемости пласта, м2; μ — вязкость 
жидкости, Па·с; Rp — половина расстояния 
между ближайшими портами, м; Rt — ширина 
трещины, м; C1 — несовершенство вскрытия, 
ед; C2 — коэффициент успешности, ед; S — 
скин-фактор, ед. 

Горизонтальный приток флюида в низко-
проницаемых коллекторах не подчиняет-
ся линейному закону фильтрации ввиду 
наличия высоких значений коэффициента 
поверхностного трения между скелетом по-
роды и фильтрующейся жидкостью. Тогда 
приток жидкости в горизонтальной плоско-
сти предложено рассчитать по формуле (6), 
выделив область фильтрации с начальным 
градиентом. 

		  (5)
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Следовательно, приток флюида к трещине МГРП в горизонтальной плоскости можно описать 
выражением:

		  (6)
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С учётом (4) и (6) итоговая формула расчета дебита горизонтальной скважины с МГРП пред-
ставляет собой сумму притоков к трещинам МГРП в вертикальной и горизонтальной плоско-
сти и может быть представлена в виде:
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Рис. 1. Приток флюида в трещины МГРП (О.Н. Шевченко)
Fig. 1. The fluid inflow in hydraulic fracturing crack (Oksana N. Shevchenko)
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Соотношение (7) позволяет вычислить 
величину депрессии давления pc – pw 
от величины притока жидкости в скважину 
Q = q / L при заданных размерах пласта h и w, 
радиусе скважины rw, параметрах линейного 
закона фильтрации k и μ, а также нелиней-
ного закона фильтрации C, n и расположении 
скважины относительно кровли и подошвы 
пласта h1 и h2.
Теперь выполним расчет дебита гори-
зонтальных скважин с использованием раз-
личных моделей и сравним результаты.

Результаты

Сравнительный расчет дебита 
горизонтальных скважин с МГРП 
по разным моделям
Выполнен расчет дебитов 85 горизонталь-
ных скважин после МГРП по моделям, 
предложенным в работах [23, 24, 26], а также 
с использованием полученной в настоящей 
работе модели (7). Далее выполнено сравне-
ние и построены графики (рис. 2) по рас-
чётным и фактическим значениям дебитов, 
с которыми работали скважины на место-
рождении в начальный момент времени. 
Фактические дебиты скважин на место-
рождении находились в диапазоне от 10 
до 75 м3/сут.
Из рис. 3 видно, что значения дебитов 
скважин, рассчитанных по разработанной 
модели (7), являются наиболее близкими 

к фактическим значениям дебитов, с которы-
ми работают скважины на месторождении.
Анализ значений дебита горизонтальных 
скважин после МГРП показал, что отклоне-
ние значений дебита скважин, рассчитанных 
по моделям, от фактических промысловых 
значений дебитов составило от 7 до 30 %. 
Отклонение значения дебита горизонталь-
ных скважин, рассчитанного по модели (7), 
составило 6 %.
Результаты расчетов по модели (7) пока-
зали хорошую сходимость с фактическими 
данными. Модель (7) может использоваться 
для прогнозирования начального дебита го-
ризонтальной скважины после МГРП в усло-
виях низкопроницаемых коллекторов.

Численное моделирование 
накопленной добычи нефти 
по модели, учитывающей 
нелинейную фильтрацию
Как показало численное моделирование 
с использованием гидродинамического 
симулятора в условиях линейной фильтра-
ции, добыча нефти может быть существенно 
завышена (рис. 3). Напротив, моделирование 
с использованием зависимости (7), учитыва-
ющей нелинейный закон фильтрации, дает 
представление о реальной добыче нефти, 
которая может быть достигнута на месторо-
ждении. На рис. 4 приведено сопоставление 
фактической и расчетной (с использовани-
ем нелинейного закона фильтрации) добычи 
нефти по скважинам.

[23]            [24]            [26]            (7)            факт
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Рис. 2. Сопоставление результатов расчетов дебита горизонтальных скважин в условиях нелинейной фильтрации, 
выполненных по моделям, предложенным в [23, 24, 26] и по разработанной авторами модели (7) (О.Н. Шевченко)

Fig. 2. Comparison of the results of calculations of horizontal well flow rates in conditions of nonlinear filtration 
according to models and the author’s methodology (Oksana N. Shevchenko)
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Заключение

В настоящей работе авторами разработана 
математическая модель для определения 
начального дебита нефти горизонтальной 
скважины после МГРП. В сравнении с клас-
сическими моделями она учитывает нели-
нейность фильтрации флюида в низкопро-
ницаемом коллекторе, нелинейность в ней 
выражена в качестве начального гради-
ента давления, необходимого для преодо-
ления начальных фильтрационных сопро-
тивлений. Модель состоит из двух частей, 
отвечающих за учет притока в скважину 

из трещин пластового флюида в гори-
зонтальном и вертикальном направлениях. 
Результаты расчетов дебита горизонталь-
ной скважины с МГРП с использованием 
разработанной модели показали хорошую 
сходимость с фактическими данными. Ее 
использование позволяет спрогнозиро-
вать начальный дебит горизонтальной 
скважины в условиях низкопроницаемых 
коллекторов. Данная модель не завыша-
ет значения дебита нефти горизонтальной 
скважины, что наблюдается при использо-
вании существующих моделей, и соответ-
ствует реальной.

Условные обозначения:
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Рис. 4. Сравнение фактической накопленной добычи нефти с расчетной с применением нелинейной фильтрации 
(О.Н. Шевченко)

Fig. 4. Comparison of the results of calculations cumulative production of horizontal well in conditions of nonlinear 
filtration according to models (Oksana N. Shevchenko)
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Fig. 3. Comparison of the results of calculations production flow rates in conditions of nonlinear and linear filtration 
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Замена роторных управляемых 
систем на винтовые забойные 
двигатели при бурении 
горизонтальных секций. 
Техническая возможность 
и экономическая 
целесообразность
О.В. Муратов1,*, А.А. Соколов1, Р.В. Козлович1, А.И. Мадьяров1, Э.Ш. Хайварин2,  
П.Ю. Зуев2 
1Научно-Технический Центр «Газпром нефти» (ООО «Газпромнефть НТЦ»), РФ, Санкт-Петербург
2ООО «Меретояханефтегаз», РФ, Тюмень 

Электронный адрес: Muratov.OV@gazpromneft-ntc.ru

Введение. Применение роторных управляемых систем (РУС) позволяет бурить скважины с более 
продолжительными горизонтальными секциями, при этом снижая аварийность и время строительства 
скважин. Ряд отечественных компаний занимается разработкой, но на доработку и пуск в серийное 
производство потребуется время.
Сложности с поставкой РУС вынуждают пересмотреть подход к бурению продолжительных горизонтальных 
секций. Доступность РУС на рынке способствовала их внедрению в том числе и на тех объектах, где РУС 
не являлась безальтернативной технологией, то есть на объектах, где бурение горизонтальных скважин 
представляется возможным с использованием менее технологичного оборудования — винтовых забойных 
двигателей (ВЗД).
Цель. В данной статье детально рассмотрена оценка технической возможности бурения горизонтальных 
секций с ВЗД, оценка потенциальных рисков от перехода от РУС к ВЗД и экономическая 
целесообразность.
Методы. При принятии решения о замене РУС на ВЗД в полной мере должны быть учтены такие факторы, 
как техническая возможность, потенциальные риски и экономическая целесообразность.
Результаты. Техническая возможность бурения секции с использованием ВЗД оценивается путем расчетов 
в специализированном ПО, в котором не учтены или учтены не в полной мере многие факторы, такие 
как нахождение более жесткого инструмента в зоне набора параметров кривизны, развороты траектории 
по азимуту, профиль с обратным отходом и другие, поэтому при оценке технической возможности 
применения ВЗД также важен практический опыт бурения.
Помимо технической возможности бурения горизонтальных секций с ВЗД необходимо также учитывать 
риски, связанные с качеством ствола скважины, степенью очистки ствола скважины, удаленностью датчиков 
инклинометрии и каротажа от долота, а также риск дифференциального прихвата компоновки низа 
бурильной колонны.

Ключевые слова: наклонно-направленное бурение, роторная управляемая система, винтовой забойный 
двигатель, доведение нагрузки до долота
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Introduction. Rotary steerable systems (RSS) allow to drill longer horizontal section, reduce risks and drill faster. 
Some Russian companies work on RSS creation, however it will take for a while till start of RSS commercial 
production.
Difficulties with the supply of RSS are forcing a reconsideration of the horizontal drilling approach. RSS availability 
on the market has led to wide RSS implementation, even when RSS was not the only available option, when lower 
tier technology — downhole motors (DHM) could be used.
Objective. Such topics as technical possibility of drilling with DHM, potential risks and economical effect are 
described in the article.
Methods. In order to make proper decision on replacing RSS with DHM that is necessary to estimate technical 
possibility, potential risks and economical effect.
Results. Technical possibility of drilling with DHM should be estimated by using special software, but the 
software can’t take in account such factors as stiffer pipes in high dogleg severity intervals, azimuth turn, reverse 
horizontal displacement and others. That’s why the local experience is also very important and should be taken in 
the consideration.
Apart from the technical possibility, such potential risks as wellbore quality, hole cleaning, differential stuck of 
bottom hole assembly (BHA), pack off BHA, sensors offset also should be assessed.
Keywords: directional drilling, rotary steerable systems, downhole motors, transfer weight to the bit
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Введение, актуальность

Применение роторных управляемых систем 
(РУС) позволяет бурить скважины с более 
продолжительными горизонтальными сек-
циями, при этом снижая аварийность и время 
строительства скважин. Ряд отечественных 
компаний занимается разработкой такого 
оборудования, с 2017 года проводятся опыт-
но-промышленные испытания [1], уже име-
ется определенный успех, но на доработку 
и пуск в серийное производство отечествен-
ных РУС требуется время.
Сложности с поставкой РУС вынуждают 
пересмотреть подход к бурению продолжи-
тельных горизонтальных секций.
Широкое присутствие западных сервисных 
компаний с высокими технологиями на отече-
ственном рынке способствовало внедрению 
РУС, в том числе и на тех объектах, где роторные 
управляемые системы не являлись безальтер-
нативной технологией, то есть на объектах, где 
бурение горизонтальных скважин представ-
ляется возможным с использованием менее 
технологичного оборудования — винтовых за-
бойных двигателей (ВЗД). 

Основная часть

При выборе между РУС и ВЗД для бурения 
горизонтальных секций необходимо учиты-
вать 3 основных фактора:

1.	 Техническая возможность.
2.	 Потенциальные риски.
3.	 Экономическая целесообразность.

Техническая возможность

Техническая возможность бурения секции 
с использованием ВЗД оценивается путем 
расчетов с использованием специализиро-
ванного ПО, позволяющего вычислить осевую 
нагрузку, доводимую до долота при бурении 
направленно с ВЗД (без вращения буриль-
ной колонны), и соответственно определить 
максимально возможную глубину бурения 
и продолжительность горизонтальной сек-
ции. Для этого с учетом заданных условий 

(траектория, режимы бурения, дизайн бу-
ровой колонны (БК), коэффициенты трения 
и др.) производится расчет остаточного веса 
на крюке/верхнем силовом приводе (ВСП) 
для обеспечения требуемой осевой нагруз-
ки на долото, а также нагрузки на долото, 
при которой БК начинает терять продольную 
устойчивость (БК начинает складываться). 
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ПО «ЭРА-Пик» для расчета механических 
и гидравлических нагрузок при бурении — 
собственная разработка «Газпром нефти» — 
находится на стадии ОПЭ.
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Повысить уровень доведения нагрузки 
до долота возможно посредством ряда мето-
дов, детально рассмотренных в статье [2].
Пример расчета, выполненного с использова-
нием ПО WellPlan приведен в таблице 1.
В графе «Измеренный вес» для бурения 
с гидравлическим забойным двигателем 
(ГЗД) представлено рассчитанное значе-
ние — 25 т (для удобства расчет производил-
ся без учета веса крюка/ВСП). При заданных 
условиях данного веса будет достаточно, 
чтобы преодолеть силу трения об обсадную 
колонну/стенки скважины, однако согласно 
индикатору в графе «Синусоидальный изгиб» 
происходит складывание БК. Определение 
интервалов складывания БК производится 
с помощью графика «Эффективное натяже-
ние», который также является результатом 
расчета, пример данного графика приведен 
на рис. 1.
Согласно представленным данным, в случае 
нахождения долота на забое 5200 м и по-
пытке бурить направленно с ВЗД с заданной 
нагрузкой на долото спиральное складыва-
ние БК происходит в интервалах 550–2400 м 
(сжимающая нагрузка превышает предел 
продольной устойчивости, о чем сигнализи-
рует пересечение соответствующих кри-
вых на графике), соответственно бурение 
данной скважины при заданных условиях 
до проектного забоя с ВЗД не представ-
ляется возможным. Для оценки предельной 
глубины бурения необходимо произвести 
расчеты для разных глубин, Так, результат 
расчета для глубины 4400 м представлен 
на рис. 2. В случае нахождения долота на за-
бое 4400 м и попытке бурить направлен-
но с ВЗД с заданной нагрузкой на долото 
спирального складывания БК не происхо-
дит. Теоретически возможно, что при распо-
ложении элементов БК с разным погонным 

весом в разных интервалах траектории 
спиральное складывание может возникнуть 
и при расчётах для глубин, меньших чем 4400 
м, соответственно рекомендуется произве-
сти расчеты на меньших глубинах для под-
тверждения отсутствия складывания БК. 
Подобные расчеты производятся для синусо-
идального складывания БК, которое не все-
гда является ограничением для бурения 
с ВЗД.
По рис. 3 можно определить предельную 
глубину бурения при требуемой нагруз-
ке на долото без дополнительных расчетов 
для разных глубин. 
Также необходимо рассчитывать гидрав-
лические параметры, т.к. рабочая пара ВЗД 
добавляет дополнительный перепад давле-
ния (порядка 30–40 атм в случае использо-
вания ВЗД типоразмера 120 мм), что в неко-
торых случаях становится ограничительным 
фактором.
При расчете нагрузок, доводимых до долота, 
необходимо учитывать, что коэффициент тре-
ния в открытом стволе, пробуренном с ВЗД, 
как правило, выше, чем в стволе, пробурен-
ном с РУС, особенно в случае интервалов 
с высоким соотношением «слайд/ротор» (от-
ношение метража, пробуренного направлен-
но с ВЗД, к метражу, пробуренному в ротор-
ном режиме).
 На текущий момент на рынке доступны 
несколько ПО, позволяющих производить 
расчеты для строительства скважин, в том 
числе расчеты механических и гидравличе-
ских нагрузок, позволяющие оценить техни-
ческую возможность бурения горизонталь-
ных секций заданной длины. Наибольшее 
распространение получили WellPlan 
(Landmark) и «Бурсофтпроект». Собственная 
разработка «Газпром нефти» — ПО «ЭРА-Пик» 
находится на стадии ОПЭ и уже частично 

Таблица 1. Результат расчета, выполненного с использованием ПО WellPlan. Подготовлено авторами с использованием ПО
Table 1. WellPlan Calculation results. Prepared by the authors

Операция

Пределы 
напряжений

Пределы 
изгибов

Пр
ев

ы
ш

ен
ие

 м
ом

ен
та

Из
ме

ре
нн

ы
й 

ве
с

Растяжение (м)

Вс
ег

о

Момент 
стола 

ротора 
(кН-м)

Закручивание 
с моментом 

(об)

Закручивание 
без момента 

(об)

Осевое 
напряжение 
= 0 [от забоя] 

(м)

Нейтральная 
точка 

поверхности 
[от забоя] (м)

Ус
та

ло
ст

ь

90
%

 Y
ie

ld

Пр
ед

ел
 те

ку
че

ст
и 

10
0%

Си
ну

со
ид

ал
ьн

ы
й

Сп
ир

ал
ьн

ы
й

За
пи

ра
ни

е

М
ех

ан
ич

ес
ко

е

Вз
ду

ти
е

Те
рм

ич
ес

ко
е

Бурение 
ротором 51,53 0,65 0,3 1,46 2,41 20,559 22,6 14,1 2 051,95 1 638,93

Бурение 
ГЗД Х 25,08 -0,8 0,3 1,46 0,97 1 1,7 0 3 162,55 2 928,12

Вращение 
над забоем 56,53 1,05 0,3 1,46 2,82 16,125 13,8 13,8 1 817,76 0



125

используется на некоторых объектах [3]. 
Крупные западные сервисные компании 
имеют свои ПО, доступные для внутреннего 
использования самими сервисными компа-
ниями: Drilling Office (Шлюмберже), One Sync 
(Везерфорд), Well Architect (Бейкер Хьюз).
Помимо расчетов необходимо учитывать 
имеющийся опыт бурения на конкретном 
месторождении. Известны случаи, когда со-
гласно расчетам для конкретного дизайна БК 
с заданными коэффициентами трения, име-
ется запас остаточного веса, складывания 
БК происходить не должно, но фактические 
результаты показывают обратное: в какой-то 
момент теряется возможность хождения БК 
вниз без вращения. Данный эффект связан 
с факторами, которые не могут быть учтены 
существующим ПО, например, с свойства-
ми геологического разреза — на практике 

встречаются случаи, когда при всех прочих 
равных условиях в чистом коллекторе нагруз-
ка до долота при бурении направленно с ВЗД 
доводится эффективно, но при смене пород 
эффективность падает вплоть до сложностей 
с хождение БК вниз без вращения. 
К факторам, которые не могут быть учтены ПО 
или могут быть учтены, но не в полной мере, 
также относится нахождение более жесткого 
инструмента (трубы бурильной толстостенной 
(ТБТ)) в зоне набора параметров кривизны, 
развороты траектории по азимуту, профиль 
с обратным отходом.
Необходимо отметить, что подбор точных 
коэффициентов трения для расчетов — не-
простая задача. Для первых скважин на ме-
сторождении, как правило, принимаются 
завышенные коэффициенты, так называемый 
«инженерный» запас, далее по результатам 

Условные обозначения:
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Рис. 1. График «Эффективное натяжение» для глубины 5200 м. Подготовлено авторами с использованием ПО
Fig. 1. «Effective tension» diagram for depth 5200 m. Prepared by the authors
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бурения большего количества скважин ко-
эффициенты уточняются, поэтому накопление 
практического опыта позволяет более точно 
оценивать техническую возможность буре-
ния горизонтальных секций с ВЗД.

Потенциальные риски

Помимо технической возможности бурения 
горизонтальных секций с ВЗД необходимо 
также учитывать риски, связанные с каче-
ством ствола скважины, степенью очистки 
ствола скважины, удаленностью датчиков 
инклинометрии и каротажа от долота, и риск 
дифференциального прихвата КНКБ.

Качество ствола скважины
Ввиду того что при бурении с РУС ствол фор-
мируется при постоянном вращении всей бу-
рильной колонны, его стенки более гладкие, 
чем при бурении с ВЗД, так как при бурении 
с ВЗД присутствует постоянное чередование 
интервалов роторного бурения (с вращени-
ем БК) и направленного бурения с ВЗД (без 
вращения БК). Сравнение смоделированных 
стволов, пробуренных с ВЗД (верхняя часть 
рисунка) и с РУС (нижняя часть рисунка), при-
ведены на рис. 4.
Как видно из рис. 4, ствол с ВЗД имеет 
больше неровностей, соответственно, спуск 
хвостовика в него выполнить сложнее, чем 
в ствол, пробуренный с РУС.
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Рис. 2. График «Эффективное натяжение» для глубины 4400 м. Подготовлено авторами с использованием ПО 
Fig. 2. «Effective tension» diagram for depth 4400 m. Prepared by the authors 
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Риск дифференциального прихвата
Бурение направленно с ВЗД происходит 
без вращения БК (вращается только вал 
ВЗД и долото), соответственно в проницае-
мых пластах при наличии высокой репрес-
сии риск возникновения дифференциаль-
ного прихвата компоновки низа бурильной 

колонны (КНБК) намного выше, чем при буре-
нии с РУС.

Очистка ствола скважины
Вращение БК играет большую роль в очистке 
горизонтального ствола скважины, соот-
ветственно при бурении направленно с ВЗД 
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Рис. 3. График «Минимальный вес на долоте». Подготовлено авторами с использованием ПО
Fig. 3. «Minimum weight on bit» diagram. Prepared by the authors
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очистка происходит хуже, чем при бурении 
с РУС, что влечет за собой соответствую-
щие временные затраты на дополнительную 
промывку и потенциальные риски прихвата 
КНБК по причине зашламованности ствола 
(pack off) [5].
Также при бурении в некоторых пластах 
существует серьёзное ограничение по эк-
вивалентной циркуляционной плотности 
(ЭЦП), что не позволяет прокачивать раствор 
с заданной реологией с расходом более 
12 л/c, а с таким низким расходом требова-
ние к вращению всей БК для обеспечения 
удовлетворительной очистки ствола скважи-
ны при направленном бурении может стать 
ограничивающим фактором для использова-
ния ВЗД. 

Удаленность датчиков 
инклинометрии и каротажа 
от долота 
Как правило, расстояние от долота до дат-
чика инклинометрии и датчиков каротажа 
в процессе бурения в КНБК с ВЗД гораздо 
больше, чем в КНБК с РУС. Информация о рас-
стояниях для типичных КНБК для бурения 
горизонтальных секций с ВЗД и с РУС приве-
дена в табл. 2, 3. 
Как видно из табл. 2, 3, инклинометр в КНБК 
с РУС находится всего в 2,86 м от долота, 
что позволяет технологу ННБ оперативно 
реагировать на изменения зенитного угла 
(например, при встрече твердого пропластка 

зенитный угол может резко измениться 
на 2–3° за 10 м) и корректировать траекто-
рию для удержания в пределах коридора 
бурения. В случае с ВЗД расстояние от до-
лота до инклинометра составляет 12,83 м, 
что не позволяет технологу ННБ вовремя 
среагировать на резкие изменение зенитно-
го угла и траектория скважины может зна-
чительно отклониться от плановой, для ее 
возврата в коридор бурения потребуется 
высокая интенсивность искривления. Также 
в случае близкого расположения водонефтя-
ного контакта будет повышен риск попада-
ния ствола скважины в подошвенные воды 
с последующей потенциальной ликвидацией 
ствола.
Ситуацию с большой удаленностью инкли-
нометра от долота усугубляет отсутствие 
возможности автоматического поддержания 
заданного зенитного угла при бурении с ВЗД. 
Иногда удается подобрать дизайн КНБК 
и параметры бурения, при которых естествен-
ная тенденция КНБК не приводит к измене-
нию зенитного угла, но при смене литологии 
эта тенденция и соответственно зенитный 
угол могут измениться, и потребуется кор-
ректировка траектории (дополнительные 
интервалы направленного бурения с ВЗД 
в интервалах, которые по плану должны быть 
со стабилизацией зенитного угла).
 Значительная удаленность датчиков гам-
ма-каротажа от долота осложняет геона-
вигацию. В табл. 2, 3 представлена разница 
примерно в 6 м, однако часто в состав РУС 
также включается дополнительный над-
долотный датчик гамма-каротажа, уда-
ленность которого от долота составляет 
всего 2–3,5 м, что на 15 м ближе к долоту, 

Рис. 4. Смоделированный ствол: а — пробуренный 
с ВЗД [4], б — пробуренный с РУС [4]
Fig. 4. Simulated wellbore drilled with  

a — DHM [4], б — RSS [4]

Таблица 2. Расстояние от долота до датчиков в КНБК с ВЗД 
Table 2. Sensors offsets for DHM BHA

Исследование Тип датчика Расстояние до долота, м

Инклинометрия HEL (Inc 2) 12,83

Гамма-каротаж HAGR 18,70

Каротаж УЭС MFR 21,63

Плотностной каротаж AZD 29,73

Каротаж пористости TNP 32,17

Таблица 3. Расстояние от долота до датчиков в КНБК с РУС
Table 3. Sensors offsets for RSS BHA

Исследование Тип датчика Расстояние до долота, м

Инклинометрия RSS inc 2,86

Инклинометрия HEL (Inc 2) 6,44

Затрубное давление BAP 8,02

Гамма-каротаж HAGR 12,36

Каротаж УЭС MFR 15,29

Плотностной каротаж AZD 23,43

Каротаж пористости TNP 25,87
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чем датчик гамма-каротажа в КНБК с ВЗД. 
В случае маломощных продуктивных пластов 
удаленность датчиков каротажа от долота 
может привести к тому что траектория ствола 
в определенных интервалах будет выходить 
за пределы продуктивного пласта, соответ-
ственно эффективная проходка по продук-
тивному пласту при бурении с ВЗД будет 
ниже, чем при бурении с РУС. Наддолотные 
модули с инклинометром и датчиком гам-
ма-каротажа призваны снизить удаленность 
датчиков от долота, но на текущий момент 
подобные модули не выпущены в тираж.
Любой из вышеперечисленных рисков может 
стать ограничительным фактором для при-
менения ВЗД, по этой причине каждый 
из этих рисков должен быть тщательно про-
анализирован перед принятием решения 
использования ВЗД вместо РУС.

Экономическая целесообразность

После оценки технической возможности бу-
рения горизонтальных секций с ВЗД, под-
твержденной расчетами и практическим 
опытом, а также определения рисков от ис-
пользования ВЗД как приемлимых, необхо-
димо определение экономической целесо-
образности применения ВЗД. При расчете 
экономической целесообразности необ-
ходимо учитывать дополнительные затра-
ты, обусловленные использованием ВЗД, 
такие как дополнительное время на выстав-
ление установки угла отклонителя (УУО), 

на перезапись азимутального каротажа, 
на дополнительные промывки, дополнитель-
ные спуско-подъемные операции (СПО), до-
полнительные затраты на ТБТ/УБТ и допол-
нительные смазочные добавки.

Дополнительное время 
на выставление УУО
Перед началом каждого интервала направ-
ленного бурения с ВЗД необходимо выста-
вить УУО в требуемом направлении с учетом 
реактивного момента, в процессе направлен-
ного бурения УУО может сбиваться, что тре-
бует повторного выставления, эти процедуры 
занимают дополнительное время, а в случае 
сложностей с хождением БК вдоль оси сква-
жины могут приводить к существенному уве-
личению времени строительства скважины. 
На рис. 5 приведена диаграмма ГТИ с приме-
ром осложнённого направленного бурения 
с ВЗД. Как видно в левой колонке диаграм-
мы, выставить УУО и бурить направленно 
в течение требуемого интервала не удается, 
приходится повторно выставлять УУО (дви-
жения вверх-вниз тальблока в первой колон-
ке), при этом происходит подвисание КНБК, 
срыв КНКБ и удар об забой (скачки давления 
во второй колонке — обозначены синими 
стрелками). 
Необходимо отметить, что согласно инструк-
циям по эксплуатации на некоторые РУС 
изменение направления бурения, интенсив-
ности искривления должно производиться 
без нагрузки на вал РУС, для этого необходи-
мо остановить бурение, выработать нагрузку 
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Рис. 5. Диаграмма ГТИ [4]
Fig. 5. Mud Logging Diagram-Time Plot [4]
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на долоте и оторваться от забоя. В некоторых 
случаях время, затрачиваемое на измене-
ние настроек РУС, может быть соизмеримо 
и даже выше, чем время на ориентирование 
УУО при бурении с ВЗД.

Дополнительное время 
на перезапись азимутального 
каротажа
Частью стандартного комплекса каротажа 
в процессе бурения горизонтальных секций 
являются плотностные имиджи, которые яв-
ляются азимутальными измерениями, для ко-
торых требуется постоянное вращение БК. 
При бурении направленно с ВЗД вращение 
БК отсутствует, соответственно на интервалах 
направленного бурения с ВЗД (с учетом отда-
ленности датчиков каротажа от долота) плот-
ностные имиджи отсутствуют, для их записи 
требуется прохождение данных интервалов 
с вращением и скоростью, как правило, ниже, 
чем скорость проработки, что увеличивает 
время на строительство скважины. В случае 
если для геологической службы наличие 
азимутального каротажа не является обяза-
тельным требованием, то перезапись каро-
тажа в интервалах направленного бурения 
с ВЗД не требуется, дополнительные времен-
ные затраты отсутствуют.

Дополнительные промывки, 
дополнительные СПО
Как уже было описано в разделе 
Потенциальные риски, ввиду отсутствия вра-
щения БК при бурении направленно с ВЗД 
очистка ствола скважины ухудшается, что, по-
мимо потенциальных рисков прихвата КНБК 
по причине зашламованности ствола, также 
влечет за собой временные затраты на допол-
нительную промывку скважины, а в некоторых 
случаях и дополнительные СПО.

Дополнительные ТБТ/УБТ
Для технической возможности бурения 
с ВЗД продолжительных горизонтальных 
секций требуется модификация дизайна БК, 
в частности добавление ТБТ/УБТ для повы-
шения уровня доведения осевой нагрузки 
до долота, что влечет за собой дополнитель-
ные затраты для подрядчика по бурению 
и увеличение стоимости услуг.

Дополнительные смазочные 
добавки 
С целью снижения коэффициента трения 
БК о стенки ствола скважины и повышения 
уровня доведения осевой нагрузки до до-
лота требуется наличие в растворе допол-
нительных смазочных добавок, причем чем 
ниже уровень доведения нагрузки до долота, 

тем больше смазочных добавок требуется. 
Стандартная практика заключается в посто-
янном поддержании минимальной кон-
центрации смазочных добавок в растворе 
и дополнительном введении смазочных до-
бавок под интервалы направленного бурения 
с ВЗД. Стоимость дополнительных добавок 
увеличивает полную стоимость строитель-
ства скважины.
МСП имеет прямое влияние на время строи-
тельства скважины, в случае роторного бу-
рения с ВЗД в КНБК МСП при всех прочих 
равных условиях выше, чем при бурении 
с РУС, так как в случае роторного бурения 
с ВЗД долото вращается с более высокой 
частотой (обороты ВЗД + обороты БК), чем 
в случае с РУС. Но при направленном бу-
рении с ВЗД, как правило, МСП ниже, чем 
при бурении РУС. Суммарная МСП за рейс 
с ВЗД зависит от доли интервалов направ-
ленного бурения с ВЗД в общей проход-
ке за рейс (направленное бурение с ВЗД + 
роторное бурение с ВЗД) и количества этих 
интервалов. Если процент направленной ра-
боты невысокий, то средняя МСП при буре-
нии с ВЗД может быть выше, чем при буре-
нии с РУС (при условии достаточно мощной 
рабочей пары ВЗД, обеспечивающей тре-
буемый крутящий момент). Точное сравне-
ние МСП для случая бурения с ВЗД и РУС 
возможно произвести только при наличии 
фактических данных МСП.
Для оценки экономического эффекта 
от перехода с РУС на ВЗД необходимо срав-
нить суммарные дополнительные затраты, 
обусловленные вышеописанными факторами, 
и экономическую выгоду за счет снижения 
стоимости использования оборудования ННБ 
(ставки за бурение с ВЗД ниже, чем ставки 
за бурение с РУС). 
Как правило, стоимость использования ВЗД 
кратно ниже, чем стоимость использования 
РУС, обусловлено это тем, что ВЗД является 
технологически более простым оборудова-
нием, серийно выпускается отечественными 
производителями, имеет более низкую сто-
имость обслуживания. Однако по некоторым 
договорам ставки на бурение с ВЗД выше, 
чем ставки на бурение с РУС, т.к. расчет общей 
стоимости договора производится исходя 
из условий использования РУС, ставки на ВЗД 
не участвуют в расчете (предоставляются оп-
ционально, являются необоснованно высоки-
ми), что не привлекает внимания и не мешает 
конкурентному отбору подрядчиков. Но когда 
заказчик в определенный момент начинает 
рассматривать возможность перехода с РУС 
на ВЗД, выясняется, что даже при технической 
возможности данный переход будет экономи-
чески нецелесообразен.
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Заключение

Для перехода с РУС на ВЗД необходимо про-
верить техническую возможность, подтвер-
жденную расчетами и практическим опы-
том бурения на конкретном месторождении, 
оценить все потенциальные риски, а также 
экономическую целесообразность с учетом 
всех дополнительных затрат. При бурении 
скважин очень высокой сложности (DDI выше 
7), как правило, РУС остается более предпо-
чтительной технологией, поэтому доведение 
отечественных разработок РУС и запуск в се-
рийное производство по-прежнему является 
приоритетной задачей, стоящей перед неф-
тяной отраслью.

СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ

БК — бурильная колонна;

ВЗД — винтовой забойный двигатель;
КНБК — компоновка низа бурильной 
колонны;
ГТИ — геолого-технологические исследования;
МСП — механическая скорость проходки;
ННБ — наклонно-направленное бурение;
ПО — программное обеспечение;
РУС — роторная управляемая система;
СПО — спуско-подъемная операция;
ВСП — силовой верхний привод;
ТБТ — труба бурильная толстостенная;
УБТ — утяжеленная бурильная труба;
УУО — установка угла отклонителя;
ЭЦП — эквивалентная циркуляционная плот-
ность;
DDI — Индекс сложности направленного бу-
рения (Directional Difficulty Index);
DHM — винтовой забойный двигатель 
(Downhole motor);
RSS — роторная управляемая система (Rotary 
steerable system).
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На Восточном участке Оренбургского нефтегазоконденсатного месторождения (ВУ ОНГКМ), который 
характеризуется аномально низким пластовым давлением и высокой трещиноватостью коллекторов, 
особое внимание уделяется контролю процесса поглощения технологических составов глушения в пласт. 
Дополнительные осложнения в виде высокого газового фактора и содержания сероводорода накладывают 
ограничения на выбор блокирующих составов и технологий глушения. Стандартные методы по подбору 
блокирующих составов не позволяют однозначно выделять эффективно работающие технологии глушения 
для описанных условий. Выявление свойств блокирующих составов, оказывающих наибольшее влияние 
на эффективность глушения скважин в осложненных условиях ВУ ОНГКМ, позволит уменьшить риски 
возникновения аварийных ситуаций, повысить эффективность операций по глушению скважин и улучшить 
экономические показатели проекта. 
Цель. Определение основных свойств блокирующих составов по данным лабораторных исследований, 
оказывающих наибольшее влияние на эффективность при глушении скважин на ВУ ОНГКМ.
Материалы и методы. Лабораторный анализ состоял из испытаний ряда блокирующих составов 
в условиях, наиболее приближенных к пластовым. В ходе испытаний сравнивались их физико-химические 
и реологические характеристики, а также влияние на продуктивные свойства пласта. По результатам 
лабораторно-экспериментального анализа было выделено три состава, по которым были проведены опытно-
промышленные испытания на объектах ВУ ОНГКМ. 
Результаты. Результаты лабораторных и опытно-промышленных испытаний были сопоставлены с данными 
применяемых на ВУ ОНГКМ базовых блокирующих составов. 
Заключение. На основании проведенного исследования была выдвинута гипотеза о зависимости 
эффективности блокирующих составов в осложненных условиях ВУ ОНГКМ от физико-химических свойств, 
значений эффективной вязкости и косвенного показателя прочности.

Ключевые слова: глушение скважин, жидкость глушения, блокирующий состав, трещинно-поровый коллектор
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Пласты с АНПД при высоком газовом факторе 
и содержании сероводорода требуют особого 
внимания к выбору блокирующих составов 
и технологий глушения.

E-mail: Emarov.DS@gazpromneft-ntc.ru

Background. At the Eastern part of the Orenburg oil and gas condensate field, which deals with abnormally 
low stratum pressure and high reservoir fracturing, special attention is given to controlling the absorption of 
technological well-killing compositions by a reservoir. Additional problems such as high gas-oil ratio (GOR) and 
high hydrogen sulphide content restrict the choice of blocking compositions and killing technologies. Standard 
methods for selecting blocking compositions do not allow one to identify effective well-killing technologies for the 
described conditions unambiguously. Identifying the blocking composition properties that influence the efficiency 
of well killing in complicated conditions of the Eastern part of the Orenburg oil and gas condensate field will help 
reduce the risks of accidents, increase the effectiveness of well-killing operations, and improve the project’s 
economic performance.
Aim. This work aimed to determine the main factors of laboratory studies which affect the efficiency of 
technological blocking compositions for killing wells in the conditions of the Eastern part of the Orenburg oil and 
gas condensate field.
Materials and methods. The laboratory analysis involved testing a range of blocking agents in conditions closest 
to reservoir ones. The physicochemical and rheological characteristics of blocking compositions were compared, 
as well as their effect on the productive properties of a formation. Laboratory tests were carried out on blocking 
compositions’ physicochemical, rheological and filtration characteristics. 
Results. The results of laboratory and pilot tests were compared with the data about the primary blocking 
compositions appliance at the Orenburg oil and gas condensate field. 
Conclusion. On the basis of the study, a hypothesis was put forward about the dependence of the killing wells 
blocking composition effectiveness in complicated conditions of the Orenburg oil and gas condensate field 
depends on its physical and chemical parameters, effective viscosity values and an indirect indicator of the 
composition strength.
Keywords: wellbore shut-in, kill fluid, blocking agent, fractured-porous reservoir
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Введение

Операции по глушению скважин составляют 
неотъемлемую часть разработки и эксплу-
атации месторождений углеводородов 
любого типа, в то же время являясь слож-
ным и комплексным мероприятием. Так, 
карбонатные коллекторы продуктивных 
пластов Восточного участка Оренбургского 
нефтегазоконденсатного месторожде-
ния (ВУ ОНГКМ), которые характеризуются 
аномально низким пластовым давлением 

с системами сообщающихся трещин разной 
степени раскрытости и протяженности, тре-
буют особого внимания к контролю процесса 
поглощения. Дополнительные осложнения 
в виде высокого газового фактора и содер-
жания сероводорода накладывают ограни-
чения на выбор блокирующих составов и тех-
нологий глушения [1, 2, 4].

В современных условиях на рынке химических 
реагентов имеется широкий ассортимент раз-
личных марок блокирующих составов для глу-
шения скважин, однако не все они соответ-
ствуют строгим критериям, предъявляемым 
«Газпром нефтью» к таким технологическим 
жидкостям. Необходимость предотвращения 
поглощений и прорывов газа в ствол скважи-
ны устанавливает жесткие требования к физи-
ко-химическим, реологическим и фильтраци-
онным характеристикам жидкостей глушения. 
В связи с этим правильный выбор блокирую-
щих составов для глушения скважин требует 
проведения тщательных лабораторных иссле-
дований для каждого конкретного объек-
та, на котором планируется применение этих 
составов [3].
Немаловажным фактором выбора блокиру-
ющего состава для проведения глушения 
скважины является эффект, оказанный на со-
стояние призабойной зоны предыдущими 
операциями, проведенными на скважине. 
Осложняют технологический процесс глуше-
ния геологические, технологические и техни-
ческие условия эксплуатации добывающих 
скважин, обусловленные наличием открыто-
го и протяженного горизонтального участка 
ствола скважины в продуктивном пласте; 
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проведение кислотных гидроразрывов пла-
ста и массированные солянокислотные об-
работки, оборудование скважин забойными 
пакерами.
Оптимальный подбор состава жидкости 
глушения позволит уменьшить риски воз-
никновения аварийных ситуаций, повысить 
эффективность операций по глушению сква-
жин и улучшить экономические показатели 
проекта. Вследствие этого изучение факто-
ров, влияющих на выбор состава жидкости 
глушения в условиях трещинно-поровых 
карбонатных коллекторов, является актуаль-
ной задачей, рассмотренной в данной работе.

Цель

Проведенный статистический анализ успеш-
ности операций глушения скважин ВУ 
ОНГКМ с 2017 по 2022 год (рис. 1) показывает 
сохранение значительного объема операций 
глушения, выполненных более чем в 1 цикл. 
Данное обстоятельство приводит к значи-
тельному увеличению объемов применяемых 
базовых жидкостей, а также к росту затрат 
на глушение.
Следует отметить, что использование ба-
зовых составов глушения при коэффици-
енте аномальности свыше 0,7 показывает 
приемлемую успешность и эффективность 
операций глушения. Однако использование 
данных составов на скважинах с коэффици-
ентом аномальности ниже 0,7 требует подбо-
ра более подходящих для данных условий 
блокирующих составов. 
Увеличение объёмов поглощения базовых 
блокирующих составов на скважинах с ко-
эффициентом аномальности ниже 0,7 может 

быть связано с проводящей активностью тре-
щин вблизи скважин (рис. 2). 
Проводящая активность трещин зависит 
от значений и ориентации прискважинно-
го поля напряжений и от пространственной 
ориентации трещины относительно траек-
тории скважины. Она также может меняться 
с изменением порового давления. Снижение 
пластового давления приводит к увеличению 
проводящей активности трещины. При этом 
наблюдается увеличение перепада давления 
на блокирующий состав, обусловленный раз-
ностью давления гидростатического столба 
жидкости в скважине и пластового давле-
ния. При недостаточной способности жид-
кости глушения образовывать блокирующий 
экран для удержания перепада давления 
восстановление пластового давления во вре-
мя или после окончания операции глушения 
может привести к прорыву пластового флюи-
да в скважину. 
Таким образом, основным требованием 
к подбору эффективного блокирующего 
состава для глушения скважин являются 
его реологические характеристики. С це-
лью выявления наиболее значимых показа-
телей реологической характеристики был 
проведён лабораторно-экспериментальный 
и факторный анализ успешной технологии 
по результатам ОПИ.

Материалы и методы

Лабораторно-экспериментальный 
анализ
В рамках лабораторных исследований было 
испытано порядка 25 блокирующих составов, 
в том числе эмульсионные, коркообразующие 

Условные обозначения:
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Рис. 1. Статистика успешности операций глушения скважин ВУ ОНГКМ. Составлено авторами
Fig 1. Statistic of the successful well killing operations in the Orenburgskoye oil-gas-condensate field.  
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составы повышенной вязкости, водонабу-
хающие составы и водорастворимые поли-
мерные составы со сшивающими агентами. 
Испытания проводились в условиях, макси-
мально приближенных к пластовым по сле-
дующим показателям.
1.	 Физико-химические исследования 

по определению внешнего вида, плотно-
сти, термостабильности, скорости кор-
розии, времени и степени деструкции, 
смешиваемости (растворимости) с добы-
ваемыми флюидами, растворами хлоридов 
натрия, калия и кальция.

2.	 Реологические исследования, включа-
ющие замеры эффективной вязкости со-
ставов при различных скоростях сдвига, 
а также определение времени гелеоб-
разования в режиме осциллирующих 
напряжений. 

3.	 Фильтрационные исследования бло-
кирующих составов для определения 

блокирующих, фильтрационных и газо-
удерживающих свойств. 

По результатам физико-химических испыта-
ний было выделено 6 образцов БС (табл. 1).
Для эффективной герметизации трещинно-
порового пространства призабойной зоны 
скважины и противодействия фильтрации 
в пласт в связи с аномально низким пласто-
вым давлением блокирующий состав глуше-
ния должен обладать достаточной вязко-
стью. Для выделенных составов проводились 
испытания по определению эффективной 
вязкости при различных скоростях сдви-
га. Полученные результаты сравнивались 
с показателями применяемых на ВУ ОНГКМ 
базовых блокирующих составов (БС-1, БС-2). 
По результатам лабораторно-эксперимен-
тального анализа было выделено 3 состава 
(БС-3, БС-5, БС-7) для проведения ОПИ. 
Состав БС-7 успешно прошёл ОПИ, причём 
в том числе на скважинах, где применение 

Условные обозначения:
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Рис. 2. Схематичная иллюстрация проводящей активности трещин. Составлено авторами
Fig. 2. Scheme of the conductive activity of cracks. Prepared by authors

Таблица 1. Результаты определения эффективной вязкости исследуемых блокирующих составов
Table 1. The results of determining the effective viscosity of the studied block compositions 

№ п/п Шифр БП Эффективная вязкость после сшивки (после приготовления, если 
сшивка не требуется) при N=300 об/мин, мПа*с

1 БС-1 3480

2 БС-2 949

3 БС-3 5580

4 БС-4 197

5 БС-5 638

6 БС-6 321

7 БС-7 4948

8 БС-8 192
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БС-1 и БС-2 в полной мере не оказали ожи-
даемого эффекта. ОПИ остальных составов 
показали отрицательный результат. Основной 
причиной неуспешного глушения являлось 
газопроявление. Таким образом, соответ-
ствие требованиям по физико-химическим 
параметрам и эффективной вязкости блоки-
рующих составов является недостаточным 
для успешного применения на ВУ ОНГКМ.

Факторный анализ успешной 
технологии
Для формирования гипотезы и определения 
основных критериев, влияющих на эффек-
тивность технологических составов глуше-
ния в условиях ВУ ОНГКМ, были проведены 
дополнительные лабораторные испытания 
блокирующих свойств жидкостей глушения 
в условиях трещинно-порового коллектора 
с использованием модернизированного вы-
сокотемпературного фильтр-пресса. Фильтр-
пресс высокого давления предназначен 
для тестирования проникающей способности 
тампонажных материалов, а также для изме-
рения статической фильтрации жидкостно-
газовой смеси в призабойную зону пласта. 
Испытания проводились в условиях искус-
ственно смоделированных трещин с разме-
ром 0,5 и 0,1 мм.
Данное исследование позволяет косвен-
но сравнить прочность блокирующих со-
ставов, то есть способность образовывать 
блокирующий экран для удержания дав-
ления, необходимого для предотвращения 
прорыва пластового флюида в скважину 

при восстановлении пластового давления 
во время операции глушения скважины 
или ТиКРС.
Результаты, отраженные на рис. 3, показали 
высокую эффективность состава БС-7 относи-
тельно других БС, что также подтверждается 
результатами ОПИ, в связи с чем был сделан 
вывод о том, что прочность состава при глу-
шении скважин является еще одним факто-
ром эффективности.

Выводы

С учетом проведенных лабораторных 
и опытно-промышленных испытаний была 
сформирована гипотеза о необходимых 
и достаточных факторах, влияющих на эф-
фективность блокирующего состава в усло-
виях трещинно-поровых карбонатных кол-
лекторов ВУ ОНГКМ. Блокирующий состав 
должен:
1)	 соответствовать требованиям «Газпром неф-

ти» по физико-химическим показателям;
2)	 обладать достаточной эффективной вяз-

костью для герметизации трещинно-по-
рового пространства призабойной зоны 
скважины и противодействия поглоще-
нию — фильтрации в пласт;

3)	 обладать достаточной прочностью 
для удержания давления и блокирования 
прорыва пластового флюида в скважину 
при восстановлении пластового давления 
во время операции глушения скважины 
или ТиКРС.

Условные обозначения:
Профильтрованный объем состава
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Рис. 3. Результаты лабораторных испытаний блокирующих составов. Составлено авторами
Fig. 3. Results of the laboratory analysis of blocking compounds. Prepared by authors 



138

Список литературы
1. Овчаренко Ю.В., Гумеров Р.Р., Базыров И.Ш. [и др.] Особенности глушения скважин в условиях трещинно-поровых 
карбонатных коллекторов Восточного участка Оренбургского нефтегазоконденсатного месторождения // Нефтяное 
хозяйство. — 2017. — № 12. — С. 52–55. https://doi.org/10.24887/0028-2448-2017-12-52-55
2. Кармушин С.Р., Лежнев К.Э., Гумеров Р.Р., Базыров И.Ш., Гунькин А.С., Гвритишвили Т.Т. Расчет объёмов поглощения тех-
нологических составов глушения в условиях трещино-поровых коллекторов на основе физико-математического мо-
делирования и статистического анализа // Нефтяное хозяйство. — 2021. — С. 30–33. https://doi.org/10.24887/00282448-
2021-12-30-33 
3. Гумеров Р.Р. Повышение эффективности подбора блокирующих составов для глушения скважин с высоким газовым 
фактором и аномально низкими невосстановленными пластовыми давлениями в условиях карбонатных трещино-
вато-поровых коллекторов / Р.Р. Гумеров, А.М. Кунакова // Нефтепромысловая химия: Материалы VI Международной 
научно-практической конференции (XIV Всероссийской научно-практической конференции), Москва, 27 июня 2019 
года. — Москва, 2019. — С. 121–122.
4. Гумеров Р.Р., Кармушин С.Р., Гвритишвили Т.Т., Сагирова Л.Р. Практические аспекты нефтепромысловой химии // 
Сборник тезисов докладов научно-практической конференции. Уфа, 2022. — С. 45–46.
References
1. Ovcharenko Yu.V., Gumerov R.R., Bazyrov I.Sh. Well killing specifics in conditions of fractured and porous carbonate reser-
voirs of the Eastern part of the Orenburgskoye oil-gas-condensate field. Oil Industry, 2017, no. 12, pp. 52–55 (In Russ.). https://
doi. org/10.24887/0028-2448-2017-12-52-55 
2. Karmushin S.R., Lezhnev K.E., Gumerov R.R., Bazyrov I.Sh., Gunkin A.S., Gvritishvili T.T. Estimating well killing fluid volume 
in the conditions of fractured porous reservoirs based on physical and mathematical modeling and statistical analysis. Oil 
industry, 2021, pp. 30–33 (In Russ.). https://doi.org/10.24887/00282448-2021-12-30-33
3. Gumerov R.R., Kunakova A.M. Improving the effectiveness of selection of blocking compositions for well killing with high 
gas factor and anomalously low unrecovered reservoir pressures in conditions of carbonate fractured-porous reservoirs. 
Oilfield Chemistry: Proceedings of the VI International Scientific and Practical Conference (XIV All-Russian Scientific and Practical 
Conference), Moscow, June 27, 2019. — Moscow, 2019, pp. 121–122.
4. Gumerov R.R., Karmushin S.R., Gvritishvili T.T., Sagirova L.R. Practical aspects of oilfield chemistry. Collection of abstracts of 
scientific and practical conference reports. Ufa, 2022, pp. 45–46.

ВКЛАД АВТОРОВ / AUTHOR CONTRIBUTIONS

Р.Р. Гумеров — организовал проведение лабо-
раторно-исследовательских работ по подбору 
блокирующих составов, принял активное участие 
в организации и координации проведения ОПИ 
новых технологий, разработал концепцию статьи.
Д.С. Емаров — разработал концепцию статьи, 
провел аналитическую работу по выявлению кри-
териев подбора эффективных блокирующих со-
ставов для условий ВУ ОНГКМ.
Т.Т. Гвритишвили — принял активное участие 
в организации и координации проведения ла-
бораторно-исследовательских работ по подбору 
блокирующих составов, организовал проведение 
ОПИ новых технологий на объектах ВУ ОНГКМ.
Д.Р. Кашапов — принял активное участие в ор-
ганизации и координации проведения ОПИ новых 
технологий, окончательно утвердил публикуемую 
версию статьи.
А.О. Журкевич — принял участие в аналити-
ческой работе по выявлению критериев подбора 
эффективных блокирующих составов для условий 
ВУ ОНГКМ, подготовил текст статьи.

Rustam R. Gumerov — organised the conduct of 
laboratory research work on the selection of blocking 
compounds, directed and administrated the imple-
mentation of new technologies, and proposed the 
article concept.
Dmitriy S. Emarov — developed the concept of the 
article, conducted analytical work to identify criteria for 
selecting effective blocking compounds for the condi-
tions of the Orenburgskoye oil-gas-condensate field.
Teimuraz T. Gvritishvili — organised and coordin-
ated laboratory research work on the selection of 
blocking compounds, managed the implementation 
of new technologies on the objects of the Oren-
burgskoye oil-gas-condensate field.
Danir R. Kashapov — organised and systematised 
the implementation of new technologies, finally ap-
proved the published version of the article.

Aleksey O. Zhurkevich — participated in analytical 
work to identify criteria for selecting effective blocking 
compounds for the conditions of the Orenburgskoye 
oil-gas-condensate field and prepared the text of the 
article.

https://doi.org/10.24887/0028-2448-2017-12-52-55
https://doi.org/10.24887/0028-2448-2017-12-52-55
https://doi.org/10.24887/0028-2448-2017-12-52-55


139

СВЕДЕНИЯ ОБ АВТОРАХ / INFORMATION ABOUT THE AUTHORS

Рустам Расулович Гумеров — руководитель 
направления центра компетенций по химизации, 
ООО «Газпромнефть НТЦ»
190000, Россия, г. Санкт-Петербург,  
Набережная реки Мойки, д. 75–79, литер Д.
e-mail: Gumerov.RR@gazpromneft-ntc.ru

Дмитрий Сергеевич Емаров* — главный спе-
циалист центра компетенций по химизации,  
ООО «Газпромнефть НТЦ»
190000, Россия, г. Санкт-Петербург, 
Набережная реки Мойки, д. 75–79, литер Д.
e-mail:  Emarov.DS@gazpromneft-ntc.ru

Теймураз Тариелович Гвритишвили —  
руководитель направления отдела бурения, 
ООО «Газпромнефть-Оренбург»
460024, Россия, г. Оренбург, ул. Краснознаменная, 
д. 56/1.
e-mail:  gvritishvili.tt@gazprom-neft.ru

Дамир Рашитович Кашапов — начальник 
управления по бурению и внутрискважинным ра-
ботам, ООО «Газпромнефть-Оренбург»
460024, Россия, г. Оренбург, ул. Краснознаменная, 
д. 56/1.
e-mail:  Kashapov.DR@gazprom-neft.ru

Алексей Олегович Журкевич — студент, ка-
федра разработки и эксплуатации нефтяных и га-
зовых месторождений, нефтегазовый факультет 
e-mail: zhurkevichaleksei@aol.com
ORCID: https://orcid.org/0009-0003-4672-3829
Scopus ID: 58044130200

Rustam R. Gumerov — Head of the Chemistry 
Competence Centre, Gazprom-neft STC LLC
75–79 liter D, Moika River emb., 190000,  
Saint-Petersburg, Russia.
e-mail: Gumerov.RR@gazpromneft-ntc.ru

Dmitriy S. Emarov* — Chief specialist of the 
Chemistry Competence Centre, Gazprom-neft STC 
LLC
75–79 liter D Moika River emb., 190000, Saint-
Petersburg, Russia.
e-mail:  Emarov.DS@gazpromneft-ntc.ru

Teimuraz T. Gvritishvili — Head of the Drilling 
Department, Gazpromneft- Orenburg LCC
56/1, Krasnoznamennaya str., 460024, Orenburg, 
Russia.
e-mail:  Kashapov.DR@gazprom-neft.ru

Danir R. Kashapov — Head of the Drilling and 
Downhole Operations Department, Gazpromneft-
Orenburg LCC
56/1, Krasnoznamennaya str., 460024, Orenburg, 
Russia.
e-mail:  Kashapov.DR@gazprom-neft.ru

Aleksey O. Zhurkevich — Student, Department 
of development and operation of oil and gas fields, 
Oil and gas faculty
e-mail: zhurkevichaleksei@aol.com
ORCID: https://orcid.org/0009-0003-4672-3829
Scopus ID: 58044130200

* Автор, ответственный за переписку / Corresponding author

mailto:Gumerov.RR@gazpromneft-ntc.ru
mailto:Emarov.DS@gazpromneft-ntc.ru
mailto:Kashapov.DR@gazprom-neft.ru
mailto:Gumerov.RR@gazpromneft-ntc.ru
mailto:Emarov.DS@gazpromneft-ntc.ru
mailto:Kashapov.DR@gazprom-neft.ru
mailto:Kashapov.DR@gazprom-neft.ru


140

© Коллектив авторов, 

2023

Том 8, № 2, 2023

4.0

https://doi.org/10.51890/2587-7399-2023-8-2-140-148

Программный комплекс 
управления качеством замеров 
дебита скважин как путь 
к повышению качества данных, 
оптимизации трудозатрат 
персонала и соблюдению 
налоговых требований ТРИЗ 
А.Д. Мусорина, А.Р. Квитаченко*, Д.О. Сбитнев
«Салым Петролеум Девелопмент», РФ, Москва,

Электронный адрес: alina.kvitachenko@spd.ru

Применяемые в «СПД» измерительные установки интегрированы с автоматизированными системами 
управления технологическим процессом в части передачи данных. Однако ввиду растущего фонда скважин 
и увеличивающегося количества замеров (в том числе по скважинам с трудноизвлекаемыми запасами 
(ТРИЗ)) процесс анализа и валидации замеров стал требовать значительных трудозатрат. Для сокращения 
времени на обработку данных и усиления контроля был разработан инструмент управления качеством 
замеров дебита скважин как одного из ключевых параметров. 
Целью данной работы является описание практического опыта внедрения и применения специального 
программного комплекса управления качеством замеров дебита скважин. 
Материалы и методы. Инструмент управления качеством замеров дебита скважин является 
промежуточным звеном между скважиной и системой коммерческого учета углеводородов. Он выполняет 
функцию фильтра данных с автоматической проверкой параметров. Инструмент по контролю 
за замеряемостью скважин позволяет интегрировать данные по замерам, лабораторные данные, параметры 
работы скважины и оборудования в единую систему.  
Результаты. Реализованные алгоритмы вычислений и автоматической валидации замеров, а также бизнес-
правила системы позволили на 70 % сократить трудозатраты на валидацию дебитов и обводненностей 
скважин, полностью исключив влияние человеческого фактора. Внедрение приложения для управления 
качеством замеров дебита и специализированного модуля позволило значительно сократить 
непроизводительное время инженеров-аналитиков (на поиск, сбор, запись, анализ параметров работы 
скважины и оборудования), усилив контроль за замеряемостью добывающего фонда.
Заключение. Все выполненные доработки позволили максимально качественно использовать поступающие 
данные, быстро реагировать на изменяющиеся режимы работы скважин.

Ключевые слова: управление качеством данных, замеры дебитов, оптимизация трудозатрат, повышение 
охвата замеряемостью, автоматизация процесса
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Program for quality management of well flow measurements as a way to improve 
data quality, optimize labor costs and htr-reserves compliance 

Anastasia D. Musorina, Alina R. Kvitachenko*, Dmitry O. Sbitnev
Salym Petroleum Development, RF, Moscow

E-mail: alina.kvitachenko@spd.ru

Flow rate is one of the key parameters used by the company’s services. The measuring equipment is integrated 
with automated process control systems in data transmission. However, due to the growing well stock and the 
increasing number of measurements (including measurements for HTR-reserves’ (hard-to-recover reserves) 
wells), the process of analyzing and validating lcmeasurements began to require significant human resource 
contribution. The well metering quality management tool was developed to reduce the time for data processing 
and to strengthen control.
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The aim of this work is to describe the practical experience of implementation and using a special software 
package for quality management of well flow measurements.
Materials and methods. The well flow measurement quality management tool is an intermediate link 
between a well and a commercial hydrocarbon accounting system. It performs the function of filtering the 
data with automatic verification of its parameters. The tool for monitoring well metering allows us to integrate 
measurement data, laboratory data, well operation parameters and equipment into one system. 
Results. Implemented algorithms for calculations and automatic validation of measurements as well as system’s 
business rules have allowed to reduce time spent on validating flow rates and watercut by 70 %, and to eliminate 
negative human impact. The tool for data quality management and the special module have significantly reduced 
the non-production time of analytics (for searching, collecting, recording and analyzing the parameters of the well 
and the equipment), strengthening control over the wells metering. 
Conclusions. All the completed improvements made it possible to use the incoming data as efficiently as 
possible, to quickly respond to changing operating modes of wells.
Keywords: data quality management, well flow rate, workforce optimization, improving of well metering, process 
automation
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Введение

В целом можно выделить 5 процессов 
контроля добычи и учета продукции. В пер-
вую очередь осуществляется сбор данных 
по скважинам и добыче, а именно: данные 
в режиме реального времени с датчиков, 
результаты замеров дебита скважин, пока-
зания измерительных устройств, показания 
приборов учета. На основе собранных дан-
ных проводится наблюдение за скважиной 
и процессом добычи. Параллельно этому 
процессу ведется учет скважинной продук-
ции по подтвержденным данным по сква-
жинам и далее формирование требуемой 
производственной отчетности. На основе 
информации о подтвержденных объемах 
добычи и данных о потерях непрерывно ве-
дется поиск возможностей и необходимости 
оптимизации системы добычи. В каждом 
описанном процессе неотъемлемым пара-
метром является дебит и обводненность 
скважины.
Надлежащий ежедневный контроль и опти-
мизация рабочих процессов, направленных 
на обеспечение замерами скважин, коррект-
ный оперативный и производственный учет 
добываемой продукции являются приори-
тетными задачами компании. Однако в усло-
виях обширного фонда скважин и огра-
ниченного количества персонала данные 
задачи становятся трудновыполнимыми. 
На одного специалиста по обеспечению за-
мерами скважин приходится весь добыва-
ющий фонд скважин, требующий контроля 

на ежедневной основе. Он должен анали-
зировать состояние всего замерного парка 
и выявлять неисправности, сказывающиеся 
на замерах дебитов скважин. Основная часть 
времени тратится на поиск информации 
из разных источников. Часть информации 
теряется при передаче по телефону, рабочей 
почтой, от лица к лицу. Таким образом, оста-
ются три направления, требующие решения: 
люди, оборудование, процессы управления. 
Данная статья описывает решение, приня-
тое в компании, для оптимизации процесса 
контроля за замеряемостью добывающих 
скважин. 
При реализации этой бизнес-задачи сотруд-
ники «Салым Петролеум Девелопмент» (СПД) 
столкнулись с дополнительными сложностя-
ми, такими как: 
•	 ограниченность финансовых ресурсов 

(приобретение дорогостоящего готового 
программного обеспечения требует значи-
тельных финансовых затрат); 

•	 проблемы IT (сложности при синхрониза-
ции информационных платформ); 

•	 проблемы информационной безопасности 
(привлечение сторонней организации,  
запись и хранение данных компании 
на сторонних серверах); 

•	 проблемы технического обслуживания 
(дополнительные затраты, поиск и привле-
чение сторонней организации). 

Ввиду всех ограничений сформировались 
условия технического решения: 
•	 разработка системы силами бизнес-IT СПД 

без привлечения сторонних организаций 
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и с минимальными затратами на разра-
ботку и обслуживание системы; 

•	 автоматический сбор всех необходимых 
для анализа данных в режиме одного 
окна;

•	 автоматическое определение скважин 
с отсутствующими данными по замерам 
дебита и отбору проб на обводненность 
за определенный период; 

•	 автоматическая отправка заявок исполни-
телям и хранение заявок в системе.

Основываясь на заданных технических 
требованиях, результатом работы стали 
2 продукта — программное приложение, 
предназначенное для валидации дебита 
и обводненности по добывающим скважи-
нам, и специализированный модуль «Регистр 
оптимизации». Внедрение этих инструментов 
значительно сократило непроизводительное 
время инженера-аналитика (на поиск, сбор, 
запись, передачу информации) и позволило 
реализовать усиленный контроль за работой 
замерных установок, а также повысить охват 
замеряемостью всего добывающего фонда 
«СПД». 
Вся информация хранится на серверах 
компании/предприятия. Обслуживание про-
граммы также не требует дополнительных 
затрат, так как осуществляется бизнес-IT 
компании. 

Решение

Параметры, необходимые для учета добычи 
скважинной продукции, можно разделить 
на 2 потока данных — обеспечение скважин 
замерами и отбор проб скважинной про-
дукции на обводненность. СПД ведет до-
бычу на 3 месторождениях, все кусты обо-
рудованы измерительными установками 
с удаленной постановкой скважин на за-
мер. Минимальное время замера составляет 
2 часа, охват замеряемостью — от 98 до 100 %. 
Количество замеров по каждой скважине ва-
рьируется от 1 до 4, для скважин с усиленным 
мониторингом (ввод новых скважин, прове-
дение геолого-технических мероприятий) их 
количество может быть больше.
Отбор проб производится от 2 до 4 раз 
в месяц с регистрацией результатов ана-
лиза в базе данных. График отбора проб 

формируется автоматически системой 
на еженедельной основе, исходя из уста-
новленной периодичности и приоритизации 
скважин. Рассмотрим процесс получения за-
мера и передачи данных. 
Проба скважинной продукции поступа-
ет в химико-аналитическую лабораторию 
(ХАЛ), где производится ее анализ и опре-
деляется обводненность, плотность нефти 
и плотность воды. Результаты измерений 
вносятся в инструмент передачи данных АРМ 
«Лаборанта» (АРМ — автоматизированное 
рабочее место) оператором ХАЛ не позднее 
суток со дня проведения испытаний без воз-
можности дальнейшей корректировки зна-
чений. 
АРМ «Лаборанта» обеспечивает защищен-
ную передачу данных: 
•	 напрямую в систему сбора и обработки 

нефтепромысловой информации PI;
•	 напрямую в контроллер замерной уста-

новки для выполнения замера и расчета 
массовой доли воды.

На основе актуализированных парамет-
ров выполняется замер массы жидкости, 
добываемой из скважины, автоматически 
контроллером замерной установки опре-
деляются масса нефти и масса воды. Расчет 
производится в соответствии с Правилами 
учета нефти, утвержденных Постановлением 
Правительства РФ от 16.05.2014 № 451 (для 
прямого метода измерений массы нефти). 
Результаты замера в автоматическом режи-
ме передаются в технологический домен, 
далее — в офисный домен предприятия. 
Любые корректировки данных при их пере-
даче невозможны. Сбор и хранение проис-
ходит также в автоматизированном формате 
в системе сбора и обработки нефтепромыс-
ловой информации. Для анализа и верифика-
ции данных замера и обводненности исполь-
зуется локальная информационная система 
компании SPD Well Test.

Программный комплекс 
управления качеством замеров 
дебитов скважин

SPD Well Test предназначен для сбора и хра-
нения результатов замеров дебитов скважин 
и их обработки — автоматической, согласно 
установленным критериям, и ручной.
Интерфейс приложения SPD Well Test пред-
ставлен двумя группами данных: вклад-
ка Tests (Замеры) и вкладка Modify Test 
(Параметры замера). На вкладке Tests (рис. 1) 
доступна панель выбора данных по месторо-
ждению (Field), кустовой площадке (WellPad), 
скважине (Well), статусу замера (State) 

Алгоритмы автоматической проверки 
замеров дебитов и обводненности скважин 
позволили на 70 % сократить трудозатраты 
и минимизировать налоговые риски по ТРИЗ.
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и периоду времени, за который выводятся 
данные.
Доступны следующие статусы замеров:
•	 все (All) — все результаты замеров, имею-

щиеся в базе данных (БД) приложения;
•	 ожидающие проверки (unscreened) — за-

меры, поступившие в БД, но еще не про-
шедшие процедуру автоматической про-
верки данных;

•	 принятые (accepted) — замеры, отправлен-
ные в БД Energy Components;

•	 отклоненные (rejected) — замеры, не соот-
ветствующие критериям автоматической 
проверки;

•	 ошибка при отправке в БД (senderror) — 
замер, при отправке которого в базу дан-
ных возникла ошибка;

•	 Сбой системы (badtest) — состояние за-
мера, в течение которого произошел сбой 
системы.

На рис. 2 представлен вид описываемо-
го приложения на вкладке Modify Test 
(Параметры замера). В этой группе дан-
ных, помимо данных о замере, содержатся 
основные параметры работы глубинно-на-
сосного оборудования, такие как частота 
вращения двигателя, давление на приеме 

насоса, динамический уровень. Чаще всего 
этих параметров специалисту по замерам 
может быть достаточно для принятия ре-
шения о корректности замера, что сокраща-
ет время на ручную обработку данных. Если 
в рамках SPD Well Test определить причины 
отклонения не удается, инженер обраща-
ется к дополнительным системам, которые 
содержат информацию о работе насосного 
оборудования, измерительных установок, 
а также геологические данные. В нижней 
части интерфейса располагается панель ра-
боты с замерами со следующими вариантами 
действий: принять (accept), отклонить (reject) 
и удалить (delete).
Все результаты замеров скважин поступа-
ют в систему управления качеством замеров. 
В этой системе полученные замеры проходят 
первичную автоматическую верификацию 
данных. Если данные удовлетворяют установ-
ленным критериям (табл. 1), то им присваива-
ется статус «принятый» (accepted) и произво-
дится запись параметров в учетные системы. 
Если отклонение замера дебита и обводнен-
ности превышает допустимый предел, па-
раметры замера со статусом «отклоненный» 
(rejected) направляются на вторичную ручную 

Рис. 1. Вид вкладки Tests (Замеры). Составлено авторами
Fig. 1. View of the Modify Test tab. Complited by the authors
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валидацию инженеру для подтверждения 
их корректности или их отклонения. Если 
данные корректны, то замер принимается 
и далее записывается в системы компании. 
Если замер признан неудовлетворительным, 
то он отклоняется или удаляется как некор-
ректный. 
При выявлении отклонений вне диапазона 
значений, приведенных в табл. 1, необхо-
димо идентифицировать причину отклоне-
ний. Превышение допустимых отклонений 
параметров работы нефтяных скважин может 
быть вызвано техническими, технологиче-
скими и геологическими причинами, указан-
ными в табл. 2. После выявления причины 
отклонения требуется выполнить контроль-
ный замер дебита скважины, а также ото-
брать контрольные пробы на обводненность. 

Подтверждение ранее измеренных парамет-
ров повторным замером является основани-
ем для его верификации. 
Наличие программного комплекса SPD Well 
Test позволяет собирать и хранить данные 
в режиме одного окна, автоматически про-
верять результаты замеров на соответствие 
определенным критериям, что на 70 % сокра-
щает нагрузку на персонал в части реали-
зации данного процесса. Стоит отметить, 
что любые ручные операции, контролируемые 
или неконтролируемые, по изменению пара-
метров замера скважины невозможны. 

Инструмент контроля 
замеряемости добывающего 
фонда

В 2016 году была внедрена программа еже-
дневного анализа работы фонда добываю-
щих скважин и принятия решений по опти-
мизации режимов их работы, называемая 
«Регистр оптимизации». Данная система 
представляет собой интеграцию параметров 
работы скважины и оборудования в режиме 
реального времени и технической информа-
ции из разных баз данных в одну с автомати-
ческой проверкой корректности данных [2].
В рамках усиления контроля замеряемости 
добывающего фонда был разработан специ-
ализированный модуль системы «Реестр оп-
тимизаций», интегрированный в единую базу 
данных в режиме одного окна. Для начала 
разработки программного обеспечения были 
определены критичные для анализа данные 
по работе скважины и измерительного обору-
дования, включающие как данные в режи-
ме реального времени, так и информацию 
из различных баз данных. Модуль по заме-
рам «Реестра оптимизации» консолидирует 
параметры из следующих источников в одну 
систему:
•	 база данных замеров: дебит скважи-

ны по жидкости, нефти, дата последнего 
замера, обводненность продукции, дата 

Таблица 1. Критерии автоматической верификации замера скважины по массовому дебиту жидкости 
и содержанию воды в программном комплексе «SPD Well Test»

Table 1. Criteria for automatic verification of well measurement by mass flow liquid rate and watercut in the software 
package «SPD Well Test»

Массовый дебит жидкости, т/сут. Относительное отклонение массового дебита 
жидкости от предыдущего значения, %

Абсолютное отклонение содержания 
воды от предыдущего значения, %

до 50 т/сут. ≤ 7 % ≤ 5 %

50–100 т/сут. ≤ 5 % ≤ 2,5 %

100–200 т/сут. ≤ 3,5 % ≤ 2 %

200–400 т/сут. ≤ 2 %
≤ 1,5 %

Более 400 т/сут. ≤ 1 %

Рис. 2. Вид вкладки Modify Test (Параметры замера). Составлено авторами
Fig. 2. View of the Modify Test tab. Complited by the authors
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отбора последней пробы, данные по за-
груженным плотностям нефти и воды 
в контроллер замерной установки для по-
лучения замера;

•	 база данных УЭЦН: режим работы сква-
жины;

•	 база данных ввода новых скважин и про-
ведения геолого-технических меропри-
ятий для формирования учащенного 
графика замеров и отбора проб на обвод-
ненность и механические примеси.

В результате консолидации параметров 
формируется интерфейс модуля по замерам 
«Регистра оптимизации» (рис. 3).
Хотя интерфейс программы выглядит пере-
груженным, он крайне прост для понима-
ния и работы инженера-аналитика. Модель 
данных и их логическая последовательность 
разрабатывались совместно с инженерами-
аналитиками и позволяют быстро провести 
первичный анализ работы измерительных 
установок, текущее состояние по замерам 
дебитов скважин, отбору проб на обводнен-
ность и обнаружить проблемные скважины. 
Для простоты диагностики таких скважин 
в системе настроен ряд фильтров, позволя-
ющих автоматически определять приоритет 
скважин по статусу проблемы. Помимо этого, 
в модуле имеется возможность присвоить 
любой скважине статус «высокий» (high) 
при необходимости усиленного мониторинга.
При выборе конкретной скважины открыва-
ется ее диалоговое окно, в котором отражен 
перечень всех мероприятий, когда-либо про-
веденных на данной скважине с указанием 
полученных результатов (рис. 4).
Таким образом, инженер-аналитик обладает 
полным объемом всей необходимой инфор-
мации по скважине и оборудованию для про-
ведения качественного анализа. После 
анализа инженер-аналитик в диалоговом 
окне скважины создает заявку на устранение 
выявленной неисправности. Заявка вклю-
чает описание всех необходимых меропри-
ятий. В системе фиксируются все неисправ-
ности оборудования с поданными заявками 
на устранение и сроками выполнения. После 
выполнения заявки исполнитель вносит 
комментарий о результатах ее выполнения. 
Заявка в системе отправляется инженеру-
аналитику. Время от создания заявки до ее 
закрытия фиксируется программой. Таким об-
разом, процесс анализа, выявления проблем 
с оборудованием замерного парка и их устра-
нения является замкнутым циклом. Пример 
выполненной заявки представлен на рис. 4.
Если замер дебита скважины или отбор про-
бы невозможен ввиду каких-либо ограни-
чений, специалист по замерам присваивает 
данной скважине определенный статус c 

указанием вида ограничения. Информация 
о виде ограничения отображается в столбце 
«Opportunity» в общей таблице, комментарии 
по мероприятиям и по снятию ограничения 
в столбце «Comment» (рис. 4). Если скважине 
присвоен статус наличия технического огра-
ничения, это позволяет избежать повторных 
заявок на постановку скважины на замер 

Таблица 2. Причины возможных отклонений замера дебита скважины 
от предыдущих замеров

Table 2. Reasons of possible deviations of the well flow rate from previous 
measurements

№ Наименование причин отклонений

Технологические

1 Снижение производительности

1.1 Отложение механических примесей 

1.2 Солеотложения

1.3 Негерметичность НКТ

1.4 Износ ЭЦН

Геологические

2 Снижение Рпл

2.1 Ограничение закачки для снижения компенсаций

2.2 Недокомпенсация по ячейкам

2.3 Остановка закачки для выполнения ГТМ

2.4 Несформированная система ППД

3 Изменение обводненности

3.1 Рост обводненности скважин ГТМ текущего года

3.2 Рост обводненности скважин базового фонда

3.3 Снижение обводненности скважин базового фонда

3.4 Снижение обводненности скважин ГТМ текущего года

4 Ухудшение Кпр

5 Неустановившийся режим

5.1 Неустановившийся режим после освоения ГТМ «Ввод новых»

5.2 Неустановившийся режим после ЗБС

5.3 Неустановившийся режим после ГРП

5.4 Неустановившийся режим после КРС 

5.5 Неустановившийся режим, прочие (после увеличения частоты, СКО на ЭЦН и т.д.)

6 Прочие

6.1 Изменение частоты работы двигателя УЭЦН 

6.2 Изменение Рлин

6.3 Изменение режима работы УЭЦН (постоянный/периодический)

6.4 Негерметичность эксплуатационной колонны

6.5 Восстановление производительности после мероприятий

6.6 Рост Рпл
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или отбор пробы и контроль работоспособно-
сти замерного оборудования по всем место-
рождениям. 
Примеры технических ограничений, приня-
тых в компании: 
WellPad infrastructure problem — технические 
ограничения по инфраструктуре объекта; 
3-way valve issue — неисправность трехходо-
вого крана или его привода; 
High pipeline pressure — технические огра-
ничения по высокому линейному давлению 
в трубопроводах; 
Rate outside operating envelope — техниче-
ские ограничения, связанные с допустимым 
диапазоном замеряемости установки; 
Stopped low temperature — временное отсут-
ствие замеров по метеорологическим усло-
виям; 
Expired operation date — технические огра-
ничения в связи с истечением срока службы 
основного или вспомогательного оборудова-
ния измерительной установки и т.д.
Регистр оптимизации хранит историю со-
зданных заявок и комментарии для каждой 
скважины.

АВТОМАТИЗАЦИЯ контроля  
за скважинами ТРИЗ

Доля ТРИЗ составляет более 65 % от об-
щего объема доказанных запасов нефти 
в России, при этом разрабатываются из них 
менее 8 % [1]. Государство стремится сти-
мулировать нефтедобывающие компании 

добывать трудноизвлекаемую нефть путем 
льготного налогообложения. Однако, что-
бы воспользоваться такой возможностью, 
необходимо строго соблюдать установлен-
ные требования в части определения ко-
личества добытого полезного ископаемого 
(порядок определения количества добытого 
полезного ископаемого приведен в статьях 
339 и 342.2 Налогового кодекса Российской 
Федерации). Требования предъявляют-
ся как к количеству и качеству данных, так 
и к методам определения добычи. Внедрение 
специализированного модуля по замерам 
позволило охватить также и фонд скважин 
ТРИЗ, автоматизировав контроль за обеспе-
чением данными. Каждой скважине ТРИЗ 
возможно присвоить соответствующий при-
знак, для которого настроены бизнес-правила 
для соблюдения требования налоговой служ-
бы в части льготного налогообложения. 

Заключение 

В процессе анализа и контроля за замеря-
емостью фонда скважин крайне важным 
является доступ к информации в режиме 
реального времени, вместе с тем не менее 
значимым является приоритезация внима-
ния специалиста. Использование замкнуто-
го цикла и системы одного окна позволило 
СПД усилить контроль за работой оборудова-
ния замерного парка и обеспечением сква-
жин данными по дебитам и обводненности. 
Дополнительно компании удалось на 70 % 

Рис. 3. Интерфейс модуля по замерам «Реестра оптимизаций». Составлено авторами
Fig. 3. Interface of the module for measurements of the “Opportunities Register”. Complited by the authors
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сократить трудозатраты на обработку масси-
ва данных. 
В результате внедрения модуля удалось зна-
чительно сократить время от момента подачи 
заявки до выполнения необходимых меро-
приятий и более половины неисправностей 
удается устранить менее чем за месяц. 
Программный комплекс управления каче-
ством замеров дебита скважин позволил 
полностью минимизировать риски в части 

нарушения требований как в рамках учетных 
операций с нефтью, так и требований по труд-
ноизвлекаемым запасам от налоговой службы.
Вышеописанный программный комплекс 
реализован инженерно-аналитическим 
персоналом СПД при поддержке собствен-
ных специалистов бизнес-IT. В связи с этим 
разработка и внедрение систем не потре-
бовали дополнительных финансовых затрат 
компании.
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Введение. Минимизировать риск аварий при эксплуатации нефтепромыслового и бурового оборудования 
невозможно без применения средств неразрушающего контроля. Особое внимание уделяется выявлению 
поверхностных дефектов магнитопорошковым и капиллярным методами неразрушающего контроля.
Цель. В статье сравниваются способы намагничивания объектов контроля и нанесения магнитного 
индикатора при проведении магнитопорошкового контроля в нефтяной промышленности и в отрасли 
железнодорожного транспорта. Приведен обзор эксплуатационных дефектов различных деталей, 
выявляемых магнитопорошковым и капиллярным методами неразрушающего контроля, показаны 
фотографии с индикаторными рисунками (следами) дефектов. 
Материалы и методы. На основе опыта проведения магнитопорошкового и капиллярного методов 
неразрушающего контроля в статье рассматриваются различные дефекты, часто встречаемые в практике 
при эксплуатации нефтепромыслового и бурового оборудования.
Результаты. Описана технология проведения магнитопорошкового и капиллярного контроля в полевых и цехо
вых условиях предприятий нефтепромыслового и бурового сервиса. Показаны основные применяемые виды 
капиллярного контроля и способы нанесения дефектоскопических материалов. Представлены фотографии дефек
тов различных деталей с описанием преимущества использования конкретного метода в тех или иных условиях.
Заключение. Приведены достоинства и недостатки каждого из методов на основе опыта использования 
различных средств неразрушающего контроля.

Ключевые слова: магнитопорошковый контроль, капиллярный контроль, аэрозольный баллон, 
поверхностный дефект, магнитный индикатор, способ нанесения, способ приложенного поля, индикаторный 
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Experience of using magnetic powder and capillary methods of non-destructive 
testing in detecting defects of control objects in the oil industry 
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Background. It is impossible to minimize and prevent accidents during the operation of oilfield and drilling 
equipment without the use of non-destructive testing. Special attention is paid to the detection of surface defects 
by magnetic powder and capillary methods of non-destructive testing.
Aim. The article compares the applied methods of magnetization of control objects and the application of a 
magnetic indicator during magnetic powder control in the oil industry with the railway transport industry. An 
overview of operational defects of various parts detected by magnetic powder and capillary methods of non-
destructive testing is given. Photographs with indicator drawings (traces) of defects detected by magnetic powder 
and capillary methods are shown.

НЕ
Ф

ТЕ


П
РО

М
Ы

СЛ
О

В
О

Е 
О

БО
РУД


О

В
АНИЕ








150

Materials and methods. Based on the experience of conducting magnetic powder and capillary methods of non-
destructive testing, the article discusses the various defects found, most often encountered in practice during the 
operation of oilfield and drilling equipment.
Results. The technology of conducting magnetic powder and capillary control in field and workshop conditions 
of oilfield and drilling service enterprises is described. The main types of capillary control used and methods 
of applying flaw detection materials are shown. Photographs of defects of various parts are presented with a 
description of the advantages of using a particular method in certain conditions affecting the sensitivity of the 
control.
Conclusions. The advantages and disadvantages of each of the methods are given based on the experience of 
using various means of non-destructive testing.
Keywords: magnetic powder control, capillary control, aerosol can, surface defect, magnetic indicator, application 
method, applied field method, indicator pattern, luminescent control, penetrant, developer, oil industry
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Введение

Оценка опасных производственных объектов 
занимает особое место в системе промыш-
ленной безопасности, ключевым элементом 
этой оценки является экспертиза. При этом 
ни одна экспертиза не проходит без исполь-
зования методов неразрушающего контроля 
[1]. Для выявления поверхностных дефек-
тов широкое распространение получили 
магнитопорошковый и капиллярный мето-
ды. Чувствительность их настолько велика, 
что при правильном выборе средств и подо-
бранной технологии эти методы способны 
выявлять поверхностные дефекты шириной 
раскрытия 1–2 мкм. Однако применение каж-
дого из этих методов существенно зависит 
от многих условий и факторов. 
В соответствии с ГОСТ 21105-87 использова-
ние магнитопорошкового контроля являет-
ся целесообразным для ферромагнитных 
материалов с относительной магнитной 
проницаемостью не менее 40 (μ ≥ 40). Метод 
основан на выявлении магнитных полей 
рассеяния, возникающих над дефектом. 

Изделие намагничивают и наносят на его 
поверхность суспензию или сухой порошок. 
Для сухого способа допускается вначале 
нанесение порошка, а затем намагничи-
вание. Технология нанесения магнитного 

индикатора на поверхность контролируемой 
детали также может отличаться в различных 
отраслях промышленности в зависимости 
от проверяемых объемов, площади объек-
та, способа намагничивания и др. Поэтому 
каждое предприятие при выборе технологии 
нанесения магнитного индикатора исходит 
из своих возможностей и требований техни-
ческих нормативно-правовых актов.
К примеру, в железнодорожной отрасли 
используется нанесение магнитной сус-
пензии на объект контроля путем полива, 
распыления из пульверизатора или по-
гружением объекта в суспензионную ван-
ну. Магнитную суспензию приготавливают 
самостоятельно в соответствии с паспор-
том, так как контроль проводится в цеховых 
условиях и при больших объемах контроли-
руемых изделий. В качестве дисперсионной 
среды используют техническую воду, тех-
нические масла, дизельное топливо, смеси 
масел с дизельным топливом или керосином. 
Пользуются популярностью цветные маг-
нитные индикаторы «Диагма-0473» (зеле-
ный), Диагма-1100» (черный), «Диагма-1200» 
(коричневый) и люминесцентные — 
«Mi-Glow850»(красный), «КСФ-12» (зеленый), 
«Диагма-1613» (зеленый). Контроль прово-
дится в приложенном поле при помощи 
соленоидов, электромагнитов (продольное 
намагничивание) и способом остаточной на-
магниченности для магнитотвердых мате-
риалов с коэрцитивной силой Hc ≥ 10 А/см, 
с остаточной индукцией 0,5 Тл и более (цир-
кулярное намагничивание). Применяются 
и стационарные установки, обеспечивающие 
одновременно продольное (полюсное) намаг-
ничивание и циркулярное (комбинированное 
намагничивание) [2].
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Магнитопорошковый метод для обнаружения 
дефектов остается наиболее приемлемым, 
без предъявления высоких требований 
к шероховатости и наличию лакокрасочного 
покрытия.
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В нефтяной промышленности контроль часто 
выполняется в полевых условиях, поэтому 
нанесение магнитной суспензии преиму-
щественно проводится при помощи аэро-
зольных баллонов [3]. Контроль проводится 
способом приложенного поля с использова-
нием электромагнитов. В отличие от техноло-
гии железнодорожного транспорта, магнит-
ный индикатор в нефтяной промышленности 
наносят на тонкий слой белой краски. Цвет 
магнитного индикатора используется черный 
для контрастного выявления дефектов на бе-
лом фоне (рис. 1). 
В цеховых условиях чаще всего использует-
ся люминесцентный контроль (рис. 2), более 
чувствительный в сравнении с контрастной 
черной суспензией на фоне белого грун-
та. При ультрафиолетовом освещении ин-
дикаторный рисунок светится, и в условиях 
низкой освещенности при использовании 
источников ультрафиолетового излучения 

2000 мкВт/см2 и выше в спектральном диапа-
зоне длины волны от 315 до 400 нм можно 
рассмотреть мельчайшие дефекты.
Пользуются популярностью готовые маг-
нитные суспензии: люминесцентные зеле-
ного цвета «Magnaglo 14HF», «Magnaflux 410» 
и цветные черного цвета «MR 76S», «Клевер 
1», «Helling NRS 103», «Magnaflux 7HF». В поле-
вых условиях при диагностике нефтепромыс-
лового и бурового оборудования наиболее 
часто прибегают к набору из 3-х аэрозольных 
баллончиков для проведения магнитопо-
рошкового контроля: суспензия «MR 76S», бе-
лый грунт «MR 72», в качестве смывки грун-
та — «MR 71».
Возможно подтверждение выявленного 
дефекта, например, магнитопорошковым 
методом или при помощи рентгеновского 
аппарата (рис. 3). Так, например, насосная 
штанга была забракована ультразвуковым 
методом, наличие дефекта подтверждено 

a б в

д е

г

Рис. 1. Выявление индикаторных рисунков магнитопорошковым методом с использованием белой краски «MR 72» и магнитной суспензии 
«MR 76S». а — поперечная трещина в резьбе ниппельной части переводника; б — сетка продольных трещин в ниппельной части переводника; 

в — поперечная трещина в муфтовой части трубы ВБТ (ведущей бурильной трубы); г — поперечные трещины в муфтовой части бурильной 
трубы; д — поперечная трещина на корпусе лопастного калибратора; е — трещина на лопасти калибратора (П.С. Шлапак)

Fig. 1. Identification of indicator patterns by magnetic powder method using white paint “MR 72” and magnetic suspension “MR 76S”.  
а — a transverse crack in the thread of the nipple part of the translator; б — a grid of longitudinal cracks in the nipple part of the translator;  

в — a transverse crack in the coupling part of the VTB pipe (leading drill pipe); г — transverse cracks in the coupling part of the drill pipe;  
д — a transverse crack on the body of the blade calibrator; е — a crack on the calibrator blade (Pavel S. Shlapak)
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магнитопорошковым методом и при помощи 
радиографии (ренгено- и гамма-графическо-
го контроля).
Капиллярная дефектоскопия (метод контро-
ля проникающими веществами) являет-
ся старейшим методом неразрушающего 
контроля и самым чувствительным методом 
для поверхностных дефектов. Он основан 
на капиллярном проникновении в объект 
контроля индикаторной жидкости — пене-
транта и регистрации образующихся инди-
каторных рисунков, полученных, как пра-
вило, в результате последующего полного 
или частичного извлечения жидкости на по-
верхность, оптико-визуальным способом 
или с помощью преобразователя.
Необходимым условием выявления де-
фектов методами контроля проникающи-
ми веществами является отсутствие за-
грязнений и других посторонних веществ 
как в самой несплошности, так и у выхода ее 

на поверхность объекта контроля, для обес-
печения проникновения в нее пенетранта. 
Также важным условием является хоро-
шая смачиваемость пенетрантом материала 
объекта контроля. При этом глубина не-
сплошности должна значительно превышать 
ширину ее раскрытия. Проведение контро-
ля должно начинаться с предварительной 
очистки контролируемой поверхности объек-
та и последующей ее сушки.
Нанесение на контролируемую поверх-
ность смачивающего пенетранта приводит 
к его проникновению вглубь несплошно-
стей. После установленного промежутка 
времени пенетрант удаляется с контроли-
руемой поверхности объекта (или гасится 
на ней соответствующим составом) и оста-
ется только в полостях несплошностей, 
если таковые имеются. При последующем 
нанесении на контролируемую поверх-
ность проявителя пенетрант впитывается 

a б

в г д

Рис. 2. Выявление дефектов при люминесцентном магнитопорошковом контроле.  
а — сетка продольных трещин на корпусе калибратора; б — сетка разнонаправленных трещин на теле бурильной трубы; в — сетка 
разнонаправленных трещин в муфтовой части лопастного калибратора; г — продольная трещина в удлинителе (муфтовая часть);  

д — поперечная трещина в промывочном переводнике (муфтовая часть) (П.С. Шлапак)
Fig. 2. Detection of defects during luminescent magnetic powder control.  

a — a grid of longitudinal cracks on the calibrator body; б — a grid of multidirectional cracks on the drill pipe body; в — a grid of multidirectional cracks 
in the coupling part of the blade calibrator; г — a longitudinal crack in the extension cord (coupling part); д — a transverse crack in the flushing adapter 

(coupling part) (Pavel S. Shlapak)
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в него из несплошностей, в результате чего 
могут образовываться визуализируемые 
индикаторные рисунки поверхностных 
несплошностей.
В соответствии с СТБ 1172-99 визуализация 
несплошностей облегчается как вследствие 
наличия яркостного (цветового) контраста 
индикаторных рисунков на фоне поверхно-
сти объекта контроля, так и за счет большей 
ширины индикаторного рисунка по сравне-
нию с действительной шириной раскрытия 
самой несплошности (в большинстве случаев 
значительно большей). Ширина следа де-
фекта увеличивается с увеличением глубины 
дефекта [5].
В зависимости от светоколористических 
свойств используемой проникающей жид-
кости и соответственно способа получения 
первичной информации от индикаторного 
рисунка согласно традиционной классифика-
ции они подразделяются на несколько групп: 
на яркостные (ахроматические), цветные 
(хроматические), люминесцентные и люми-
несцентно-цветные. 
При диагностике нефтепромыслового и буро-
вого оборудования используется в основном 
яркостный (ахроматический) и цветной (хро-
матический) капиллярные методы.
Яркостный капиллярный контроль считается 
самым простым. Его также называют мело-
вым, или керосино-меловой пробой (рис. 4). 
В качестве проявителя яркостного капил-
лярного контроля используется мел либо 
каолин, в качестве пенетранта — керо-
син. При этом яркостный контроль усту-
пает по чувствительности цветному 
(хроматическому).
Цветной (хроматический) метод базируется 
на использовании ярко окрашенных жид-
костей. Белый проявитель, красный пе-
нетрант — такой контраст легко и быстро 
«считывается» дефектоскопистом. Подходит 

для испытаний даже при обычном дневном 
свете (рис. 5).
Способы нанесения дефектоскопических ма-
териалов при капиллярном контроле не отли-
чаются, к примеру, от железнодорожной от-
расли (в условия вагонного и локомотивного 
хозяйства). Выделяются аэрозольный способ 
для цветного метода и кистевой для метода 
керосино-меловой пробы. Набор дефекто-
скопических материалов включает: индика-
торный пенетрант, очиститель пенетранта, 
проявитель пенетранта. Самые популяр-
ные материалы для капиллярного контроля 

Рис. 4. Контроль герметичности стального резурвуара при помощи керосино-меловой пробы. а — выявление несплошности в околошовной 
зоне в виде сквозной трещины; б — общий вид проведения контроля внутри резервуара (П.С. Шлапак)

Fig. 4. Control of the tightness of the steel tank using a kerosene-chalk sample. a — detection of discontinuity in the near-seam zone in the form  
of a through crack; б — general view of the control inside the tank (Pavel S. Shlapak)

Рис. 3. Подтверждение дефекта насосной штанги диаметром 24 мм. 
а — магнитопорошковый метод; б — с помощью рентгеновского аппарата  

(П.С. Шлапак)
Fig. 3. Confirmation of the defect of the pump rod with a diameter of 24 mm.  
a — magnetic powder method; б — using an X-ray machine (Pavel S. Shlapak)

а
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выпускаются под брендами Magnaflux 
(Англия и Германия), Sherwin (Франция), 
Helling, MR Chemie, Karl Deutsch (Германия), 
«Инспектор», «Клевер» (Россия) и др. [6]. 
В нефтяной промышленности часто исполь-
зуется классический набор из трех балло-
нов: MR 68C (пенетрант), MR88 (очиститель), 
MR70 (проявитель) или Magnaflux SKD-S2, 
Magnaflux SKL-SP2, Magnaflux SKC-S. 
По интенсивности и ширине индикаторно-
го рисунка косвенно говорят о размерах 

дефекта. Чем глубже дефект, тем быстрее 
появляется изображение, больше яркость 
и размер индикаций. С учетом этого полез-
но проводить осмотр 2 раза: через 5–10 мин 
после начала проявления, когда глубокие 
дефекты дают четкие индикации, отобра-
жающие форму дефекта; в конце проявле-
ния, когда индикации от глубоких дефек-
тов расплылись, но стали более заметными 
и проявились индикации от неглубоких 
дефектов. 

a б

в г д

Рис. 5. Выявление дефектов в виде индикаторных следов при капиллярном контроле деталей при эксплуатации нефтепромыслового 
и бурового оборудования. а — скопление поперечных трещин в местах прилегания тормозных лент агрегата для бурения и ремонта скважин 

АРС-140 (шкивы тормозные); б — продольная трещина в ложной муфте Ø 245 мм; в — поперечные трещины на корпусе вентилятора; г — поры 
в сварном шве (манифольд высокого давления); д — продольная трещина в резьбовой части ориентационного переводника из немагнитного 

материала (ниппельная часть) (П.С. Шлапак)
Fig. 5. Detection of defects in the form of indicator traces during capillary inspection of parts during operation of oilfield and drilling equipment.  

a — accumulation of transverse cracks in the places where the brake belts of the ARS-140 drilling and well repair unit fit (brake pulleys);  
б — longitudinal crack in the false coupling Ø 245 mm; в — transverse cracks on the fan housing; г — pores in the weld (high pressure manifold);  

д — longitudinal crack in the threaded part of the orientation translator made of non-magnetic material (nipple part) (Pavel S. Shlapak)
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Заключение

Из практического опыта магнитопорош-
ковый контроль остается наиболее прием-
лемым в случае контроля ферромагнитных 
материалов и при возможности использова-
ния намагничивающих устройств. При этом 
в полевых условиях в качестве намагничи-
вающих устройств ранее применяли посто-
янные магниты, которые со временем теряли 
свои свойства в результате старения. Сейчас 
в полевых условиях чаще стали использовать 
электромагниты, питающиеся от аккумуля-
торных блоков. В отличие от капиллярного 
метода контроля, к магнитопорошковому 
не предъявляются высокие требования к ше-
роховатости поверхности объекта контроля 
и наличию лакокрасочного покрытия на нем. 
К примеру, для магнитопорошкового контро-
ля в соответствии с [2] допускается нанесение 
покрытия до 20 мкм, а в соответствии с евро-
пейскими стандартами — до 50 мкм.
При невозможности проведения магнито-
порошкового контроля деталей нефтяной 

промышленности по каким-либо причинам 
(контроль немагнитных и неметаллических 
материалов, трудность размагничивания ма-
териала, контроль объемных дефектов типа 
пора и др.) предпочтение отдается капилляр-
ному. Также хочется отметить, что для маг-
нитопорошкового контроля важен доступ 
к объекту для полноценного выполнения 
всех процедур, выявляемость дефектов за-
висит от ориентации дефектов (контроль 
бесполезен для дефектов, плоскость ориен-
тации которых образует угол менее 30 граду-
сов), трудности возникают и при проведении 
контроля малогабаритной формы и изделий 
с резким изменением площади поперечного 
сечения.
Как показывает практика, широкое примене-
ние капиллярного метода связано в первую 
очередь с незначительными затратами вре-
мени и получением результатов сразу «на ме-
сте». Также капиллярный метод относительно 
прост (нужно лишь правильно нанести ин-
дикаторные жидкости, а затем — произвести 
визуальный осмотр индикаторных следов).
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Обобщение с реверс-
калибровкой скважинных 
и сейсмических данных 
методами машинного обучения 
на примере прогноза сложных 
резервуаров на ранней 
стадии геологоразведки 
месторождения нефти
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Цель данной работы заключается в создании и применении экспертно-независимого подхода 
для прогнозирования вероятности распространения резервуаров углеводородов в изучаемом пространстве.
Материалы и методы. Прогноз сделан по данным сейсморазведочных работ МОГТ 3D и скважинной 
информации об объекте исследования на ранней стадии изученности месторождения. Использованы 
результаты литологической интерпретации ГИС по девяти скважинам, из них четыре скважины 
вскрыли объект вертикально или субвертикально, пять — с горизонтальной проходкой по различным 
стратиграфическим частям ачимовского комплекса, являющегося объектом исследования. В работе 
показан подход на основе технологического стека из алгоритмов машинного обучения с задачей бинарной 
классификации и метода модификации геолого-геофизического набора данных. Исследование включает 
в себя следующую последовательность действий: создание наборов данных для обучения, отбор признаков, 
реверс-калибровка данных, создание популяции моделей классификации, оценка качества классификации, 
оценка вклада признаков в прогноз, ансамблирование популяции моделей методом стекинга.
В результате сделан прогноз — получен трёхмерный куб калиброванных вероятностей принадлежности 
изучаемого пространства к классу коллектор и его производная в виде карты эффективных толщин 
ачимовского комплекса отложений. Проведена оценка изменения качества прогноза в зависимости 
от применения различных наборов данных. 
Заключение. Предложенный в работе метод реверс-калибровки использует неопределенность геофизических 
данных как гиперпараметр глобальной настройки технологического стека, в заданных границах априорной 
погрешности этих данных. Показано, что метод повышает качество прогноза. Используемый в работе 
технологический стек из алгоритмов машинного обучения позволяет экспертно-независимо обобщить 
геолого-геофизические данные и использовать это обобщение для проверки гипотез и создания 
геологических моделей на основе вероятностного представления о резервуаре. Подход позволяет 
формализовать обобщение данных об объекте исследования, с использованием фактической информации, 
такой как литология вдоль ствола скважин и сейсмические данные. В зависимости от исходных данных 
подход может быть полезным инструментом для поисков и разведки геологических объектов, выявления 
потенциальных ресурсов, оптимизации и проектирования систем разработки месторождений.

Ключевые слова: машинное обучение, скважинные данные, сейсмические атрибуты, прогноз фаций, 
прогноз свойств горных пород, методы аугментации, ансамблевое обучение, отбор признаков, оценка вклада 
признаков в прогноз, геофизика

Конфликт интересов: автор заявляет об отсутствии конфликта интересов.

Для цитирования: Ивлев Д.А. Обобщение с реверс-калибровкой скважинных и сейсмических данных 
методами машинного обучения на примере прогноза сложных резервуаров на ранней стадии геологоразведки 
месторождения нефти. PROНЕФТЬ. Профессионально о нефти. 2023;8(2):157–164. https://doi.org/10.51890/2587-
7399-2023-8-2-157-164

Статья поступила в редакцию 14.03.2023
Принята к публикации 17.04.2023
Опубликована 17.07.2023

Generalization with reverse-calibration of well and seismic data using machine 
learning methods for complex reservoirs predicting during early-stage 
geological exploration oil field

Dmitry A. Ivlev
Zarubezhneft Middle East LLC, RF, Moscow

E-mail: dm.ivlev@gmail.com 

ЦИ


Ф
РО

В
Ы

Е 
ТЕ

Х
Н

О
Л

О
ГИИ





158

The aim of this study is to develop and apply an autonomous approach for predicting the probability of 
hydrocarbon reservoirs spreading in the studied area. 
Materials and methods. The prediction was made based on the 3D seismic survey data and well information on 
the early exploration stage of the studied field. The results of the lithological interpretation of logging from nine 
wells were used, four of which penetrated the object vertically or subvertically, while the remaining five were 
drilled horizontally through different stratigraphic parts of the Achimov sedimentary complex, which is the object 
of this study. The paper presents an approach based on a technological stack of machine learning algorithms 
with the task of binary classification and modification of the geological-geophysical dataset. The study includes 
the following sequence of actions: creation of data sets for training, selection of features, reverse-calibration 
of data, creation of a population of classification models, evaluation of classification quality, evaluation of the 
contribution of features in the prediction, ensembling the population of models by stacking method.
As a result, a prediction was made — a three-dimensional cube of calibrated probabilities of belonging of the 
studied space to the class of reservoir and its derivative in the form of the map of effective thicknesses of the 
Achimov complex of deposits was obtained. Assessment of changes in the quality of the forecast depending on the 
use of different data sets was carried out.
Conclusion. The reverse-calibration method proposed in this work uses the uncertainty of geophysical data as 
a hyperparameter of the global tuning of the technological stack, within the given limits of the a priori error of 
these data. It is shown that the method improves the quality of the forecast. The technological stack of machine 
learning algorithms used in this work allows expert-independent generalization of geological and geophysical 
data, and use this generalization to test hypotheses and create geological models based on a probabilistic view of 
the reservoir. The approach, formalizes the generalization of data about the target, using only factual information 
such as lithology along the wellbore and seismic data. Depending on the input data, the approach can be a useful 
tool for finding and exploring geologic targets, identifying potential resources, and optimizing and designing 
reservoir development systems.
Keywords: machine learning, well data, seismic attributes, facies prediction, rock properties prediction, 
augmentation methods, ensemble learning, feature selection, feature contribution evaluation, geophysics.
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Введение

В работе развивается методика прогноза 
пространственного распространения горных 
пород, являющихся резервуарами для угле-
водородов. Методика использует алгорит-
мы машинного обучения в задаче бинарной 
классификации, которые восстанавливают 
функцию вероятности принадлежности эле-
мента пространства к классам, выделенным 
по результатам интерпретации геофизиче-
ских исследований скважин. В качестве пре-
дикторов используются атрибуты сейсмиче-
ского волнового поля.
К особенностям исследования можно отне-
сти следующие факторы: 
•	 объектом исследования является ачи-

мовский комплекс отложений, образова-
ние которого связывается с поступлением 
к подножиям неокомских шельфовых тер-
рас песчано-алевритовых осадков в виде 
турбидитовых потоков различной плотно-
сти и оползней; 

•	 прогноз делается по данным сейсморазве-
дочных исследований МОГТ 3D на ран-
ней стадии геолого-разведочных работ, 
когда большая часть изучаемой терри-
тории не охвачена результатами бурения 

скважин, а скважинная информация 
об объекте исследования в основном со-
средоточена в одной области; 

•	 количество скважин, вскрывших объект 
исследования — девять, из них четыре 
скважины вскрыли объект вертикаль-
но или субвертикально, а пять — с гори-
зонтальной проходкой по разным стра-
тиграфическим частям изучаемого 
комплекса отложений.

Учитывая описанные выше особенности, 
целью настоящих исследований являет-
ся разработка и демонстрация работы 
экспертно-независимого — автономного 
технологического стека, который состоит 
из алгоритмов машинного обучения и ме-
тодов модификации обучающих данных 
для прогнозирования вероятности распро-
странения коллекторов. Под автономностью 
понимается, что после подготовки и подачи 
на вход геолого-геофизической информации, 
а также определения параметров неопре-
деленности и априорных границ калибров-
ки влияние эксперта на работу алгоритмов 
минимально. Оптимальным считается случай, 
когда сам алгоритм на основе ограничений 
и входных данных определяет параметры 
моделей, выбирает признаки, вид и степень 
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модификации скважинных и сейсмических 
данных.
Исследование включает в себя следующую 
последовательность действий: создание 
базового набора данных, отбор признаков, 
создание модифицированного набора дан-
ных методом реверс-калибровки, создание 
популяции моделей классификации, оценка 
качества прогноза, оценка вклада признаков 
в прогноз, объединение моделей в ансамбль, 
итоговый прогноз, анализ полученных ре-
зультатов.

Материалы и методы

Район работ покрыт сейсмической съем-
кой МОГТ 3D. После проведения обработки 
и комплексной интерпретации сейсмиче-
ских данных был получен глубинный куб ам-
плитуд, из которого была выделена область 
исследования. Ширина области составляет 
12 000 метров, длина — 24 000 метров, толщи-
на — 400 метров. Разрешение выделенной 
сейсмической съемки по латерали состав-
ляет 25 метров, по вертикали — 5 метров. 
Общая размерность равна i 480, j 960, k 80.
Используя данные сейсмической съемки, 
было получено 456 атрибутов сейсмического 
волнового поля путем применения 25 раз-
личных алгоритмов извлечения атрибутов 
с разными размерами окон: 10, 20, 30 и 50. 
Кроме того, с помощью алгоритма спектраль-
ной декомпозиции были созданы моноча-
стотные кубы в диапазоне каналов частот 
от 1 до 45 Гц с разложением частот вейвле-
тами Риккера и Морлета. Атрибуты про-
странства были стандартизированы, также 
была произведена степенная трансформация 
Yeo-Johnson. 
Результаты литологической интерпретации 
геофизических исследований скважин были 
классифицированы на два класса — коллек-
тор и неколлектор. Коллектор был закодиро-
ван как 1, а неколлектор — как 0. Результаты 
классификации скважинных данных были ап-
проксимированы на сетку с использованием 
доминирующей частоты попадания класса 
в каждый элемент сетки (воксель) сейсмиче-
ского куба, пересекающегося с траекторией 
скважины. Это позволило создать векторы 
из пространственных данных, где каждому 
определению класса вдоль траектории сква-
жины было присвоено 456 признаков про-
странства.
Для создания обучающей выборки был 
проведен отбор признаков в два этапа. 
На первом этапе были удалены признаки, 
сильно коррелирующие с другими призна-
ками, где коэффициент Пирсона превышал 

0,95. На втором этапе был применен алго-
ритм BoostARoota [1] на базе классификатора 
CatBoost [2] для оценки значимости призна-
ков. В результате проведенной селекции 
из исходного набора данных, содержащего 
456 признаков, было отобрано 54 наиболее 
значимых признака, на основе этих призна-
ков проводилось дальнейшее исследование 
данных.

Для модификации скважинных данных в ис-
следовании был применен метод реверс-ка-
либровки, который использовался в работе 
[3] для определения оптимальной позиции 
сейсмического волнового поля относитель-
но траекторий скважин путем нахождения 
лучшего обратного отклика модели ма-
шинного обучения с целью восстановления 
непрерывной последовательности классов 
литологии вдоль ствола скважины, с исполь-
зованием окружающих значений атрибутов 
пространства. В данном исследовании этот 
метод был модифицирован с учётом харак-
тера изученности исследуемого объекта.
Так, в результате разведочного анализа 
данных было установлено, что при аппрок-
симации литологии на сетку с масштабом 
сейсмических измерений (25x25x5 м) для го-
ризонтальных скважин прогноз получался 
нестабильным, а оценка качества классифи-
кации была низкой. Размер элемента сетки 
сейсмического куба, на который аппрокси-
мировался класс литологии, не мог достаточ-
но корректно передать изменчивость среды 
для целей прогнозирования. Следуя принци-
пу автономности процесса прогнозирования, 
в метод реверс-калибровки были включены 
дополнительные функции для оптимизации 
процесса. Кроме поиска наилучшего поло-
жения профиля скважины в волновом поле 
были добавлены функции поиска оптималь-
ного уровня дискретизации сетки.
Для реализации метода реверс-калибров-
ки было проведено копирование траекторий 
скважин вместе с каротажем классифика-
ции с шагом по латерали 0, 10 и 20 метров 
в разные стороны света, а также с шагом 
по вертикали вверх/вниз — 0, 5 и 10 мет-
ров. Таким образом, для одной скважины 
было получено 125 траекторий, включая ис-
ходную позицию. Для каждой траектории 
литологический каротаж классификации 
был спроецирован на сетки с разным шагом 

Алгоритм машинного обучения может 
экспертно-независимо обобщить входные 
данные, определить позицию сейсмического 
поля, создать трехмерную модель резервуара.
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по латерали: 25 м (x1), 12,5 м (x2) и 6,25 м (x4). 
Таким образом, для каждой скважины было 
получено 750 вариантов.
Поиск оптимальной позиции смещения сей-
смического волнового поля относительно 
исходной траектории осуществлялся путем 
перебора вариантов, созданных на предыду-
щем этапе, и оптимизации функции ошибки 
классификации алгоритма машинного обуче-
ния на кросс-валидации для каждой уни-
кальной комбинации траекторий скважин.
Вариант оптимизации группы скважин, для  
которых производится выборка из уникаль-
ной комбинации вариантов пространствен-
ной позиций и вида аппроксимации:

	 Xd,l = V (XD,L), d ∈ D, l ∈ L,	 (1)

где XD,L — массив из всех позиций и вари-
антов аппроксимаций литологии скважин 
D с векторами пространственных данных L, 
функция V (∙) случайным образом или по сетке 
поиска генерирует Xd,l — массив уникальной 
комбинации вариантов позиций и аппрокси-
маций для скважин d с массивом векторов 
признаков l для этой комбинации.

	 Xd,l
min = argminXd,l [E (С (V (XD,L)n))], n ∈ N,	 (2)

где каждая комбинация n из количества 
комбинаций позиций скважин и вариантом 
аппроксимаций на сетку N передается функ-
ции классификации C (∙), результат классифи-
кации оценивается функцией E (∙). Xd,l

min массив 
из набора скважин и их векторов с мини-
мальным значением ошибки классификации.
Учитывая значительное количество комби-
наций, возможных в результате дискретного 
смещения траекторий, и различных вариан-
тов аппроксимации, перебор по всем воз-
можным комбинациям может занять дли-
тельное время. В связи с этим был применен 
оптимизатор поиска — оценщик Парцена 

с древовидной структурой (TPESampler) [4, 
5]. Этот метод позволяет сократить время 
поиска оптимальных комбинаций, используя 
предыдущие результаты и априорные зна-
ния о функции ошибки. TPESampler основан 
на построении модели гауссовского процес-
са, которая предсказывает функцию ошиб-
ки для различных комбинаций параметров, 
а затем выбирает наиболее перспективные 
варианты для следующих итераций поиска. 
Для оценки качества классификации исполь-
зовался алгоритм Random Forest, который 
позволяет достичь хорошего баланса точно-
сти и скорости при работе с большим коли-
чеством признаков. Качество классификации 
оценивалось с помощью метрики ROC AUC 
на кросс-валидации по скважинам, при ко-
торой из обучающего набора извлекались 
данные по одной скважине, а на оставших-
ся обучался классификатор. Затем на изъ-
ятой скважине оценивалась метрика каче-
ства обученного классификатора, после чего 
данные по изъятой скважине возвращались 
в общую выборку, из нее выбиралась следую-
щая скважина, и процесс оценки повторялся. 
Для общей оценки комбинаций из смещен-
ных скважин результаты оценки качества 
ROC AUC по скважинам усреднялись. Оценка 
ROC AUC для базового варианта состави-
ла 0,604, для лучшего найденного 0,721. 
Расстояния смещений сейсмического волно-
вого поля и коэффициенты аппроксимации 
скважинных данных для лучшего отклика 
модели обучения приведены в табл. 1.
Созданы два набора данных: базовый набор 
(Base) и набор данных, полученный методом 
реверс-калибровки (RC). В базовом наборе 
находятся скважины в исходных позициях 
с аппроксимацией на масштаб сейсмической 
съемки. В наборе RC — модифицированные 
данные по скважинам после работы алго-
ритма реверс-калибровки. Количество меток 
классов приведено в табл. 2.
Для предотвращения утечки данных — слу-
чайного обмена любой информацией между 
тестовыми и обучающими наборами — был 
использован протокол работы с данными [3], 
имеющий следующий дизайн. Данные сна-
чала стандартизировались, а затем проводи-
лась степенная трансформация Yeo-Johnson. 
Параметры трансформации переносились 
от кубов атрибутов сейсмического поля к на-
борам данных по скважинам. Было создано 
8 вариантов разбиения на обучающую, вали-
дационную и тестовую выборки для базового 
набора и наборов данных RC. Для каждого 
набора данных был сформирован вариант 
из одинаковых комбинаций скважин. В тесто-
вые и валидационные части были включены 
данные по одной вертикальной или одной 

Таблица 1. Смещения сейсмического поля относительно траекторий скважин 
и степень аппроксимации литологии на сетку 

Table 1. Seismic field shifts relative to well trajectories and degree of lithology 
approximation to grid

Скважина / Well X Y Z Коэф. сгущения сетки / Scale down

16G -20 -10 10 x4

13G -20 10 10 x2

14G -20 0 10 x4

12G 20 20 5 x2

17G -10 10 0 x4

170 10 0 5 x1

165 10 10 –5 x1

171 10 10 0 x1

11 0 10 0 x1
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горизонтальной скважине. Таким образом, 
тестовая скважина была изолирована и ис-
пользовалась для оценки качества класси-
фикации, а валидационная скважина ис-
пользовалась для тонкой настройки моделей 
и контроля обучения. Комбинации из 8 вари-
антов разбиения гарантировали, что дан-
ные тестовых скважин не попадут в обучаю-
щую выборку в каждом отдельном варианте, 
но при этом для 8 моделей одного алгоритма 
машинного обучения суммарно был доступен 
весь набор данных в различных комбинаци-
ях обучения, и они были настроены на весь 
спектр вскрытых скважинами геологических 
условий.
Дизайн обучения состоял из двух этапов. 
На первом этапе обучались базовые модели, 
на втором этапе обучалась метамодель на ре-
зультатах базовых моделей.
Данные для обучения представляют со-
бой метки классов с атрибутами сейсмиче-
ского поля, что является типичным приме-
ром структурированных табличных данных. 
Для классификации таких данных на прак-
тике применяют алгоритмы градиентно-
го бустинга над решающими деревьями 
(GBDT) в различных реализациях, таких 
как CatBoost [2], LightGBM [6] и XGboost [7]. 
Однако в последнее время появляются ал-
горитмы глубокого обучения, которые также 
показывают высокие результаты на таблич-
ных данных. В исследовании был исполь-
зован один из таких алгоритмов — TabPFN 
(Prior-data Fitted Network) [8], который хорошо 
подходит для ансамблирования с результа-
тами GBDT-алгоритмов, так как его ошибки 
не коррелируются с ошибками этих методов 
(Rashka 2022).
Для всех алгоритмов машинного обучения 
оптимизация гиперпараметров велась путем 
максимизации метрики ROC AUC на кросс-ва-
лидации с балансированием соотноше-
ния классов. Для моделей семейства GBTD 
подбор гиперпараметров осуществлялся 
с помощью оптимизатора TPESampler [4, 5]. 
Для TabPFN — путем последовательного 
перебора от 2 до 200 параметра N_ensemble_
configurations, для которого максимальное 
значение ROC AUC было достигнуто при зна-
чении 21.
С помощью популяции моделей GBDT 
выполнена оценка важности признаков 
для прогноза (табл. 3). Оценка проводи-
лась путем вычисления индекса Шепли 
для каждого батча отдельно [9]. Полученные 
результаты масштабировались (min–max) 
внутри батча, а затем по каждому признаку 
суммировались. В табл. 3 показаны 20 при-
знаков с максимальным суммарным вкла-
дом. При этом отмечается доминирование 

важности для прогноза атрибутов, получен-
ных алгоритмом спектральной декомпози-
ции с частотами разложения от 1 до 13 Гц 
вейвлетом Морлета. Вероятно, с помощью 
этого алгоритма можно частично рационали-
зировать результаты прогноза, полученные 
из 54-мерного пространства атрибут. В то же 
время преобладания низких частот разложе-
ния амплитуд методом спектральной де-
композиции в 20 значимых признаках может 
свидетельствовать об особенностях обра-
ботки сейсмических данных.
Для итогового прогноза популяция моде-
лей была ансамблирована методом стекинга. 
Этот метод ансамблевого обучения использу-
ет метамодель, которая обучается и дела-
ет прогноз на основе результатов прогноза 
базовых моделей. В качестве метамодели 
использовался алгоритм логистической ре-
грессии. Перед обучением ансамбля модели 
дообучались на полном наборе данных с фик-
сированном количеством итераций с ограни-
чением роста деревьев в глубину.

Таблица 2. Наборы данных для обучения
Table 2. Quantity of datasets for training

Класс / Class Базовый / Base Реверс-калиброванный / RC

0 486 861

1 217 464

Sum 703 1325

Таблица 3. Двадцать наиболее важных признаков для алгоритмов GBDT
Table 3. Twenty most important features for GBDT algorithms

Признаки/Features Баллы/Score

SD–morlet–2 19,00926

gradient_magnitude 11,02174

SD–morlet–4 10,57292

SD–morlet–10 10,22294

SD–morlet–13 9,849514

sweetness 9,758056

SD–morlet–12 9,590384

instantaneous_amplitude 9,458229

quadrature_amplitude 9,351962

amplitude_spectrum 9,272130

SD–ricker–2 9,107664

SD–ricker–3 8,951618

SD–ricker–4 8,749442

SD–morlet–7 8,669727

SD–morlet–5 8,238869

dominant_frequency 8,028878

SD–ricker–5 8,000961

SD–morlet–1 7,896709

coherence 7,442584

SD–morlet–11 7,330567
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Малый объем обучающих данных не позво-
лил создать отдельную тестовую выборку 
для метамодели без потери качества ито-
гового прогноза, поэтому для оценки мета-
модели использовался метод взвешивания 
голосов. Для этого сначала вычислялся вес:

	 wi = eki,	 (3)

где ki — коэффициент в уравнении логисти-
ческой регрессии, для предсказаний каждой 
отдельной базовой модели. Затем рассчиты-
валось средневзвешенное значение:

		  (4)
	

Σ     wi xix =                    ,i = 1
n

Σ     wi i = 1
n

где xi — метрика качества классификации 
отдельной базовой модели, определен-
ная на тестовой выборке; n — популяция 
моделей.
Метод взвешивания голосов позволяет ори-
ентировочно оценить строение метамоде-
ли и усреднить значение качества прогноза 
через взвешивание метрик отдельных моде-
лей, входящих в ансамбль. 
По величине коэффициента логистической 
регрессии определены наиболее значимые 
для прогноза модели: обученные на базовом 
наборе данных (табл. 4) и после реверс-ка-
либровки (табл. 5). В таблице для каждой мо-
дели показана степень ее вклада в прогноз 
метамодели (impotant scr), показан алгоритм, 
с помощью которого модель была обуче-
на (algo), а также скважины, на которых она 

валидировалась (val) и тестировалась (test), 
приведены метрики качества классификации 
F1 меры для каждого класса (Class 0, Class 1). 
Итоговые значения (weighted impotant) полу-
чены как средневзвешенные по коэффициен-
ту значимости модели (impotant scr) для каж-
дой метрики качества.
По результатам оценки отмечает-
ся рост качества прогноза классов 
после реверс-калибровки исход-
ных данных с 0,558 до 0,643 (табл. 4, 5). 
Средневзвешенная метрика F1 качества 
прогноза коллекторов на уровне 0,643 прием-
лема для данной стадии и характера изу-
ченности месторождения (доминирование 
данных с горизонтальных скважин). Данное 
значение метрики F1 не соотносится с абсо-
лютным значением качества прогноза мета-
модели и используется для относительного 
сравнения работы алгоритмов на наборах 
данных. На практике качество предсказаний 
метамодели превосходит качество предска-
заний отдельно взятых моделей и их взве-
шенных средних.
В результате ансамблирования моделей 
и калибровки вероятностей метамоде-
ли на изотонической регрессии сделан 
прогноз. Получен трехмерный куб калиб-
рованных вероятностей принадлежно-
сти изучаемого пространства к классу 
«коллектор». 
Для анализа трехмерного куба вероятно-
стей, рассчитана карта эффективных толщин 
по всему ачимовскому комплексу отложений 

Таблица 4. Наиболее важные модели на базовом наборе данных для метамодели и их характеристики
Table 4. The most important models on the basic dataset for the metamodel and their characteristics

Значение коэф. значимости / Impotant scr Алгоритм / Algo Тест / Test Валидация / Val Класс 0 / Class 0 Класс 1 / Class 1

30,585 cat 16G 171 0,583 0,563

19,084 lgb 12G 165 0,583 0,578

15,752 lgb 171 12G 0,605 0,522

13,237 xgb 12G 165 0,633 0,569

1,966 cat 171 13G 0,584 0,509

Средневзвешенное по значимости 0,596 0,558

Таблица 5. Наиболее важные модели на реверс-калиброванном наборе данных для метамодели и их характеристики
Table 5. The most important models on the reverse-calibrated dataset for the metamodel and their characteristics

Значение коэф. значимости / Impotant scr Алгоритм / Algo Тест / Test Валидация / Val Класс 0 / Class 0 Класс 1 / Class 1

37,392 lgb 12G 171 0,775 0,642

36.928 cat 12G 171 0,797 0,666

18.042 cat 165 12G 0,772 0,677

12.090 lgb 165 12G 0,720 0,622

11.602 xgb 14G 165 0,753 0,560

1.460 cat 14G 165 0,707 0,511

Средневзвешенное по значимости 0,772 0,643
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(рис. 1). Эффективные толщины вычислялись 
следующим образом:

	 hij = Σ      1(Pijk ≥ PT) s,k = 1
K

	 (5)

где s — вертикальное разрешение сетки ап-
проксимации, Pijk — прогнозная вероятность 
принадлежности вокселя к классу «коллек-
тор», PT — пороговое значение вероятности 
принадлежности вокселя к классу «коллек-
тор», а 1(∙) — индикаторная функция. 
Для построения карты использовано верти-
кальное разрешение сетки аппроксимации 
5 метров на один воксель, порог вероятности 
PT задан 0,5.

Обсуждение и выводы

На карте прогнозных эффективных толщин 
прослеживаются общие паттерны архи-
тектуры строения ачимовского комплекса: 
контрастно выделяются оползневые тела, ха-
рактерные для этого комплекса отложений, 
турбидитовые потоки различной плотности 
и области разгрузки осадочного материа-
ла. Данный прогноз зависит от результатов 
литологической интерпретации каротажного 
материала; так, при изменении порога выде-
ления коллектора по ФЕС, изменится веро-
ятностное представление о геологическом 
объекте.
Предложенный в работе метод реверс-
калибровки использует неопределен-
ности в геолого-геофизических данных 
как гиперпараметр глобальной настройки 

технологического стека из алгоритмов ма-
шинного обучения, через модификацию 
обучающего набора данных. Границы поис-
ка обратного отклика методом реверс-ка-
либровки задаются на основе априорного 
предположения о границах нашего знания 
о природном объекте и возможных инстру-
ментальных погрешностей получения этого 
знания. В работе использован поиск смеще-
ния позиции сейсмического волнового поля 
относительно траекторий скважин и масштаб 
аппроксимации данных на сетку. Показано, 
что для этого варианта, метод повышает зна-
чения взвешенной метрики F1 меры мета-
модели c 0,558 до 0,643. В то же время мето-
дом реверс-калибровки можно варьировать 
другие параметры получения обучающей 
выборки, проводя реверс инженерию данных. 
К примеру, порог по ФЕС выделения кол-
лекторов можно использовать как еще один 
гиперпараметр настройки стека алгоритмов 
через модификацию обучающей выборки.
Следует отметить, что полученные в ре-
зультате исследования невысокие абсолют-
ные значения метрики качества отдельных 
моделей классификации могут указывать 
на сложность объекта для обобщения сква-
жинных и сейсмических данных на теку-
щей стадии изученности месторождения. 
Так, при текущем характере изученности 
(преобладание в обучающей выборке меток, 
полученных из горизонтальных скважин) 
для такого сложного объекта исследования, 
как ачимовский комплекс отложений, полу-
ченное трехмерное вероятностное представ-
ление о резервуаре может использоваться 

Рис. 1. Карта прогнозных эффективных толщин ачимовского комплекса отложений. Оранжевые кривые — 
траектории скважин. Составлено автором

Fig. 1. Map of predicted reservoir thicknesses of the Achimov sedimentary complex. Orange curves — well trajectories. 
Prepared by author

70 meters

0
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как вспомогательный инструмент, т.е. инстру-
мент первичной формализации накопленных 
знаний об объекте исследования на основе 
имеющейся информации. Исследуемое в ра-
боте месторождение находится на ранней 
стадии изученности, поэтому для его даль-
нейшего развития потребуется бурение раз-
ведочных скважин в зонах геологического 
интереса. Выделение этих зон может быть 
осуществлено с помощью предложенного 
подхода. После бурения скважин и получе-
ния новых данных модель может быть об-
новлена и использована для более точной 
оценки геологического объекта, что, в свою 
очередь, повышает эффективность принятия 
решений по дальнейшим геолого-разведоч-
ным работам и обеспечивает непрерывный 
цикл независимых оценок на основе факти-
ческих данных с положительной обратной 
связью от любых результатов бурения каждой 
новой скважины.

Предложенный в работе подход на осно-
ве технологического стека из алгоритмов 
машинного обучения позволяет формализо-
вать первичное обобщение данных об объек-
те исследования с учетом существующих 
неопределенностей, используя фактический 
материал в виде результатов исследования 
скважин и геопространственных данных. 
Подход может быть одним из инструментов 
генерализации доступной геолого-геофизи-
ческой информации на существующем уровне 
изученности территории. С помощью данного 
инструмента можно создавать трехмерное ве-
роятностное представление о геологическом 
объекте, совершенствовать это представле-
ние после получения новых данных, создавать 
непрерывный цикл формализованных оценок. 
Результаты прогноза можно использовать 
как экспертно-независимую первоначальную 
гипотезу для последующей работы экспертов, 
алгоритмов и принятия решений.
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Введение. В большинстве случаев для выбора оптимальной системы разработки используется трехмерная 
гидродинамическая модель (ГДМ) месторождения, имеющая высокий уровень детализации и точности. 
Однако создание и применение трехмерных ГДМ требует значительных вычислительных ресурсов 
и временны́х затрат. Соответственно актуальна задача оптимизации снижения затрачиваемого ресурса 
на принятие проектных решений с минимизацией потери качества результата.
Цель. Для оптимизации существующих методов решения задачи выбора оптимальных параметров 
системы разработки предложен подход, заключающийся в оперативной оценке NPV и КИН на основании 
многовариантного моделирования при помощи гидродинамического двумерного симулятора и проведения 
анализа чувствительности с использованием методов машинного обучения в условиях геологической 
неопределенности.
Материалы и методы. Для решения задачи выбора оптимальных параметров системы разработки 
используется двумерный гидродинамический симулятор NumEx2. Для обработки, визуализации 
и проведения анализа чувствительности результатов применяются методы машинного обучения на языке 
программирования Python.
Результаты. Предложен алгоритм выбора оптимальных параметров системы разработки на основании 
многовариантного моделирования с применением методов машинного обучения. Проведен анализ 
чувствительности КИН и NPV к изменению входных параметров модели. По результатам построена 
трехмерная матрица результатов, позволяющая по тройке значений эффективной мощности коллектора, 
проницаемости и длины горизонтального участка подбирать оптимальную плотность сетки скважин. 
Практическая значимость матрицы результатов оптимальных параметров в предложенном подходе 
заключается в возможности формирования гибридной проектной сетки скважин в зонах кластеризации 
по значениям проницаемости и эффективной мощности коллектора и корректировки проектных решений 
выбора оптимальных параметров системы разработки в условиях геологической неопределенности 
в короткие сроки.
Заключение. Предложен альтернативный подход к планированию разработки месторождений 
на основании многовариантного моделирования, заключающийся в подборе гибридных сеток 
с использованием методов машинного обучения. 

Ключевые слова: оптимальные параметры системы разработки, анализ чувствительности, критерий 
оптимальности, ячейка разработки, двумерный гидродинамический симулятор, NumEx2, многовариантное 
моделирование, Python, машинное обучение.
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Express assessment of the choice of optimal parameters of the development 
system under the conditions of geological uncertainty
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Background. In most cases, the 3D Hydrodynamic Model (3HM) of a field is used to choose an optimal 
development system. Despite of high level of detail and accuracy of the model, significant computational 
resources and time are required to create and apply the 3HM. Therefore, the task to reduce the resource 
expended on project decisions making while minimizing the loss in the quality is relevant.
Aim. The approach proposed to optimize the existing methods for solving the problem of choosing optimal 
parameters of the development system is to make the rapid assessment of NVP and КИН based on multivariate 
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modeling using a Hydrodynamic Two-Dimensional simulator and sensitivity analysis with machine learning 
methods under conditions of geological uncertainty.
Materials and methods. A Hydrodynamic Two-Dimensional simulator is used to solve the problem of choosing 
optimal parameters of the development system. Machine learning methods based on the Python programming 
language are used to process, visualize and conduct sensitivity analysis of the results.
Results. The algorithm of choosing optimal parameters of the development system based on multivariate 
modeling using machine learning methods is proposed. The analysis of the sensitivity of oil recovery factor and 
NPV to changes in the input parameters of the model was carried out. Based on the results, a three-dimensional 
matrix of results was created. The matrix of results allows selecting the optimal density of a well pattern using 
the triple values of the effective reservoir thickness, permeability and length of the horizontal section. The 
practical significance of the matrix of results lies in the possibility of forming a hybrid project grid of wells in 
clustering zones according to the values of permeability and effective reservoir thickness. Also, the matrix helps 
to adjust project decisions for choosing optimal parameters of the development system under conditions of 
geological uncertainty in a short time.
Conclusion. Based on multivariate modeling, the alternative approach for choosing combined grids using 
machine learnin’g methods is proposed to field development planning.
Keywords: optimal parameters of the development system, sensitivity analysis, optimality criterion, development 
cell, two-dimensional hydrodynamic simulator, “NumEx2”, multivariate modeling, “Python”, machine learning.
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ВВЕДЕНИЕ

Важной задачей для нефтегазовых компаний 
является выбор оптимальных параметров си-
стемы разработки и определение оптималь-
ной системы разработки на месторождении 
в целом для обеспечивания максимального 
накопленного чистого дисконтированного 
дохода (NPV) при достижении проектного 
утвержденного коэффициента извлечения 
нефти (КИН).
Для решения задачи выбора оптимальной 
системы разработки месторождения исполь-
зуется множество одномерных, двумерных 
и трехмерных гидродинамических симуля-
торов с различным математическим аппара-
том в зависимости от особенностей месторо-
ждения и наличия осложняющих разработку 
факторов: трудноизвлекаемые запасы (ТРИЗ), 
геологическая неоднородность (коэффи-
циент расчлененности, связность), наличие 
подстилающего водоносного горизонта, тип 
флюида, число влияющих фаз (однофазные, 
двухфазные, трехфазные течения), измен-
чивость PVT-свойств и многих других гео-
логических и технологических параметров. 
Зачастую для выбора оптимальной системы 
разработки используется трехмерная гидро-
динамическая модель (ГДМ) месторожде-
ния, имеющая высокий уровень детализации 
и точности. Однако применение трехмерных 
ГДМ требует значительных вычислительных 
ресурсов и временных затрат. С целью сокра-
щения вычислительных затрат при расчетах 

на трехмерных моделях, как правило, умень-
шают диапазон вариации параметров, 
что повышает риск выбора неоптимально-
го варианта. Для проведения оперативно-
го анализа чувствительности с широким 
диапазоном параметров с целью минимиза-
ции риска потери истинного оптимального 
решения целесообразно применять двумер-
ный симулятор NumEx2. Двумерный симуля-
тор по заданным критериям оптимальности 
поиска решения позволит получить рейтинг 
наилучших вариантов параметров системы 
разработки в короткие сроки.
В динамически развивающихся нефтега-
зовых компаниях одной из ключевых целей 
является повышение оперативности приня-
тия проектных решений при планировании 
стратегии развития месторождения. Данная 
цель стимулирует разработку методик и по-
иск методов решения следующей глобаль-
ной оптимизационной задачи: минимиза-
ция временных затрат на ту или иную задачу 
с максимизацией числа параметров (пере-
менных) и их диапазонов изменения, влияю-
щих на принятие проектных решений.

ЦЕЛЬ

Целью данной работы является создание 
алгоритма выбора оптимальных парамет-
ров системы разработки в условиях геоло-
гической неопределенности с использова-
нием многовариантного моделирования. 
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Применение двумерного гидродинамическо-
го симулятора, позволяющего в автоматиче-
ском режиме рассчитывать технологические 
и экономические показатели эффективности 
и рентабельности проекта, и методов ма-
шинного обучения позволяет значительно 
сократить вычислительные затраты. Данная 
экспресс-оценка NPV и КИН при дальней-
шем использовании может позволить сокра-
тить трудозатраты на принятие проектных 
решений с минимизацией потери качества 
результатов. Методика особенно актуальна 
для крупных и уникальных месторождений 
с широким диапазоном изменения проница-
емости и эффективной мощности коллекто-
ра. В том числе методика может применять-
ся в уже разбуренных зонах с возможностью 
учета работы фактически пробуренных сква-
жин и адаптации гидродинамической моде-
ли на их историю работы.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

Для решения задачи выбора оптимальных 
параметров системы разработки в НТЦ ис-
пользуют собственное программное обес-
печение NumEx2. Двумерный симулятор 
NumEx2 предназначен, в частности, для вы-
бора оптимальной системы разработки и оп-
тимальной конфигурации скважин на осно-
ве серийных расчетов по выбранному 
критерию оптимизации как в неразбурен-
ных зонах, так и в разбуренных с возмож-
ностью учета работы фактических скважин. 
Критериями оптимизации могут быть эконо-
мические или добычные показатели, или их 
комбинация. Также в симуляторе имеется 
возможность оценивать параметры работы 
скважин разных типов заканчивания в раз-
личных геологических условиях. Расчетный 
модуль NumEx2 состоит из графического 
интерфейса, написанного на языке про-
граммирования Python и расчетного ядра, 
представляющего двумерный трехфазный 
гидродинамический симулятор на PEBI-
сетках (ячейки Вороного). Через пользова-
тельский интерфейс задаются параметры 
системы разработки, параметры скважин, 
параметры пласта и флюидов, парамет-
ры сети сбора, экономические показатели 
и производится настройка серийных рас-
четов. После окончания расчета происхо-
дит графическое отображение результатов. 
В случае серийных расчетов можно выбрать 
любой из вариантов и отранжировать вари-
анты по выбранному критерию. Результаты 
записываются в текстовые файлы, содер-
жащие подробную информацию о рабо-
те месторождения, каждой отдельной 

скважины и информацию по экономическим 
показателям.

Таким образом, функционал двумерного 
трехфазного гидродинамического симулято-
ра NumEx2 следующий:
1.	 моделирование трехфазного течения 

в пласте;
2.	 учет границ залежи;
3.	 учет неоднородности по латерали (ис-

пользование 2D-карт свойств);
4.	 задание граничных условий (моделирова-

ние аквифера);
5.	 задание слоистости с целью учета анизо-

тропии свойств по оси Z;
6.	 расчетная PEBI-сетка;
7.	 оптимизация регулярных/нерегулярных 

систем разработки;
8.	 оптимизация параметров системы разра-

ботки;
9.	 моделирование различных типов заканчи-

вания (ННС, ННС с ГРП, ГС, ГС с МГРП, МЗС) 
с возможной вариацией азимута ГС;

10.	адаптация модели на исторические дан-
ные (позволяет корректно подбирать па-
раметры системы разработки в разбурен-
ных и неразбуренных зонах);

11.	расчет кустов с вводом скважин по задан-
ным критериям оптимизации;

12.	автоматический расчет экономических по-
казателей эффективности проекта (NPV, PI) 
с построением графиков основных техно-
логических показателей (динамика добы-
чи флюидов, обводненности, пластового 
давления, закачки).

В качестве расчетного ядра используется 
двумерный трехфазный гидродинамический 
симулятор на PEBI-сетках (ячейках Вороного). 
В основе решения задачи нахождения полей 
давления и решения транспортной задачи 
насыщенности используются закон сохране-
ния массы для каждой фазы (уравнения не-
разрывности), закон Дарси, уравнения равно-
весия (связи давлений) и уравнение баланса 
насыщенностей [1, 2, 3].
Для полной математической постановки за-
дачи и решения дифференциальных уравне-
ний необходимо задать начальные и гранич-
ные условия на пласт и скважину. Условия 
подбираются в зависимости от геологических 
особенностей (аквифер или граница непро-
текания) и режимов работы скважин (контроль 
по жидкости или контроль по Рзаб).

Выполненный анализ чувствительности 
показал, что на КИН преимущественно влияет 
проницаемость (59 %), на NPV — эффективная 
мощность коллектора (53 %).
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РЕЗУЛЬТАТЫ

Предложен алгоритм выбора оптимальных 
параметров системы разработки на крупных 
месторождениях с использованием гидро-
динамического симулятора NumEx2, поз-
воляющего проводить многовариантное 
моделирование в автоматическом режиме 
за короткие сроки. Многовариантное моде-
лирование основано на переборе множе-
ства входных параметров, которые условно 
можно разделить на геологические (сред-
ние проницаемость, эффективная мощность 
коллектора) и технологические (тип систе-
мы разработки, тип заканчивания скважин, 
азимут направления ГС, плотность сетки 
скважин (ПСС), коэффициент деформации 
сетки скважин, полудлина трещины гид-
роразрыва пласта (ГРП), число стадий ГРП 
и др.). Основой методики является прове-
дение расчета основных технико-экономи-
ческих показателей эффективности раз-
работки на условном элементе разработки 
в виде куста скважин. Для корректного 
прогноза показателей модель куста сква-
жин перед проведением серийного расче-
та адаптируется на фактические эталонные 
скважины. На следующем этапе моделиру-
емый куст тиражируется на всю проектную 
площадь залежи с помощью масштабирую-
щих коэффициентов. Ранжирование опти-
мальных вариантов производится по двух-
факторной аддитивной функции, зависящей 
от основных технико-экономических пара-
метров КИН и NPV.
Адаптация модели проводится методом ре-
троспективного анализа. Выбирается раз-
буренный участок месторождения с утвер-
жденной сеткой скважин. На основании 
имеющихся исторических данных добываю-
щих и нагнетательных скважин (запускные 
дебиты/приемистости, накопленные пока-
затели жидкости, нефти, закачки, характера 
обводнения, Рзаб, Рпл) и утвержденных 
данных (ГФХ, проектный КИН, утвержденный 
Квыт) восстанавливается фактическая рабо-
та скважин с помощью модификации отно-
сительных фазовых проницаемостей (ОФП), 

абсолютной проницаемости и начальной 
нефтенасыщенности. Подобрав ОФП, абсо-
лютную проницаемость и начальную нефтена-
сыщенность, характеризующие ближайшую 
зону к проектной, проводится формирование 
серии расчетов и многовариантное модели-
рование на адаптированном участке залежи. 
Выходными данными являются технологиче-
ские и экономические показатели эффектив-
ности разработки, полученные на условном 
элементе разработки, которые необходимо 
масштабировать на всю площадь залежи 
с целью получения корректных результатов 
на объекте в целом (математический метод 
площадного подобия). Следующим этапом 
является расчет критерия оптимальности 
с целью ранжирования оптимальных пара-
метров системы разработки. Описанную выше 
реализацию можно представить в виде блок-
схемы (рис. 1).
Для повышения оперативности принятия 
проектных решений предложено решать 
задачу выбора оптимальных параметров 
системы разработки на условном централь-
ном элементе разработки в виде 16 скважин, 
данное количество скважин выбрано исхо-
дя из допущения, что на куст объекта раз-
работки в среднем приходится 16 скважин. 
Экспериментально получено, что при ре-
шении фильтрационной задачи на одно-
родной изотропной модели, симметричной 
относительно рассматриваемого централь-
ного элемента для учета краевых эффектов 
(минимизации действия граничных условий 
на выбранный центральный элемент) доста-
точно окружить центральную ячейку раз-
работки двумя дополнительными рядами 
скважин.
За эталон принят вариант с площадью 
нефтеносности, равной площади залежи. 
Результаты сравнения вариантов расче-
та с оценкой погрешностей представлены 
в таблице 1.
Таким образом, при расчете центрально-
го элемента достаточно использовать два 
дополнительных ряда скважин для уче-
та влияния краевых эффектов, использо-
вать более двух рядов скважин можно, 

Таблица 1. Погрешности основных технологических и экономических параметров. Составлено авторами 
Table 1. Errors of the main technological and economic parameters. Compiled by the authors

Вариант Погрешность удельной добычи  
с эталонным вариантом, %

Погрешность КИН  
с эталонным вариантом, %

Погрешность NPV  
с эталонным вариантом, %

1 3,82 5,04 8,91

2 0,03 0,89 2,20

3 0,06 0,92 2,08

4 0,06 0,33 1,98
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контур расчетной области с двумя рядами скважин контур анализируемой расчетной ячейки

Расчет технико-экономических показателей на условном элементе разработки
с нивелированием краевых эффектов  и масштабирование результатов на залежь в целом 

Получение результатов расчета по подаваемым
переменным

Выбор оптимальной параметров системы разработки
для залежи в целом

Пример покрытия площади залежи
площадью расчетной ячейки 

Обработка входных данных:
ГФХ, ОФП, Нэф, К, PVT-свойства и т.д. 

Построение двумерной ГДМ на NumEx2 

Адаптация ГДМ на исторические данные

Вариации парметров системы разработки 
a  = ãєΩ , i = 1,Nρ

i
ρ

ρ

ã
i
ρ
Ω

— значение переменной
— номер переменной из всей выборки переменных
— свойство переменной (длина ГУ, а, b)
— множество переменных каждого свойства переменных

Масштабирование результатов расчетной ячейки на всю залежь 

i = 1,N

Пример расположения проектного фонда скважин
с выделенной расчетной ячейкой

536 000           538 000            540 000           542 000           544 000
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Расчетная ячейка в NumEx2 с дополнительными
двумя рядами скважин 

1еб

S
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= . , где

T opt (KИН, NPV) = 
КИН
КИН

залежь
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+
NPV
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залежь
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Масштабирование расчетной ячейки
= ?

— масштабированные расчетные параметры на залежь 
— параметры расчетной ячейки
               — площадь неразбуренной зоны рассматриваемой залежи
              — площадь расчетной ячейки

S
S

залежи
ячейки 

Рис. 1. Блок-схема процесса выбора оптимальных параметров системы разработки. Составлено авторами
Fig. 1. The flowchart for choosing the optimal parameters of the development system. Compiled by the authors
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но нецелесообразно ввиду увеличения вы-
числительных затрат.
В работе рассмотрена наиболее гибкая 
к трансформациям в ходе изменения страте-
гии разработки система разработки с го-
ризонтальным типом заканчивания с МГРП 
однорядная система разработки или сме-
щенная пятиточечная система разработки 
с соотношением числа добывающих и нагне-
тательных скважин 1:1. Подобраны оптималь-
ные схемы расположения скважин и длины 
горизонтальных участков скважин в услови-
ях геологической неопределенности в виде 
параметров проницаемости и эффективной 
мощности коллектора в неразбуренной зоне. 
Под схемой расположения скважин пони-
маются такие технологические параметры, 
как ПСС и коэффициент деформации сетки 
скважин (Кд), под деформированием систе-
мы разработки понимается преобразование 
растяжения-сжатия сетки скважин.
Всего в работе рассчитано 4000 различных 
вариантов с перебором следующих парамет-
ров: длина горизонтального участка (дли-
на ГУ); расстояние между точками Т1 в ряду 
добывающих скважин (а), расстояние между 
рядами добывающих и нагнетательных сква-
жин (в), расстояние между добывающими 
скважинами в ряду добывающих скважин  
(с = а – длина ГУ), проницаемость (К), эф-
фективная мощность коллектора (Нэф). 
Диапазоны изменения перечисленных пара-
метров следующие: длина ГУ = {600; 800; 1000; 
1200; 1500} м; а = 700–1500 м с шагом 100 м;  

в = 200–500 м с шагом 100 м; Нэф = 3–12 м 
с шагом 3 м; К = 0,5–5 мД с шагом 0,5 мД. 
Плотность сетки скважин и коэффициент де-
формации сетки скважин являются пересчет-
ными значениями параметров а и в.
Средствами языка программирования Python 
построена корреляционная матрица пара-
метров (рис. 2), показывающая коэффици-
енты корреляции между различными пара-
метрами. Применение методов машинного 
обучения целесообразно для поиска законо-
мерностей и отношения между параметрами 
при работе с большим объемом данных.
Область изменения значений коэффициентов 
корреляции от -1 до 1, где -1 — это идеальная 
линейная отрицательная (обратная или нис-
ходящая) корреляция (увеличение одного 
зависимого параметра ведет к уменьшению 
другого), 1 — это идеальная линейная поло-
жительная (восходящая) корреляция (увели-
чение одного зависимого параметра ведет 
к увеличению другого), 0 — нет линейной 
зависимости.
Для анализа выделены особо интересую-
щие параметры, характеризующие геоло-
гию (проницаемость, эффективная мощность 
коллектора) и разработку (схема расположе-
ния скважин, длина горизонтального участка 
скважин), влияющие на технико-экономиче-
ские показатели (NPV, КИН). 
Анализ чувствительности показывает, 
что на NPV (показатель экономической эф-
фективности) в большей степени влияют: 
эффективная мощность коллектора — 53%, 
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Рис. 2. Взаимовлияние входных и расчетных показателей. Составлено авторами
Fig. 2. Interconnection of input and output indicators. Compiled by the authors
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проницаемость — 25%, плотность сетки сква-
жин — 17%, длина горизонтального участка 
скважины — 4%, полудлина трещины авто-
ГРП на нагнетательной скважине (зависит 
от приемистости на объекте и геологических 
особенностей) — 1%.
На КИН (показатель добычи) в большей 
степени влияют: проницаемость — 59%, 
расстояние между рядами добывающих 
и нагнетательных скважин — 25%, длина го-
ризонтального участка скважины — 10%, рас-
стояние между точками Т1 и Т3 в ряду добы-
вающих скважин — 5%, полудлина трещины 
автоГРП на нагнетательной скважине (или 
приемистость) — 0,85%, эффективная мощ-
ность коллектора — 0,15%.
Стоит отметить, что эффективная мощность 
коллектора незначительно влияет на КИН, 
связано это с прямой зависимостью на-
копленной добычи нефти и геологических 
запасов нефти с эффективной мощностью 
коллектора.
Средствами Python обработан весь пул 
рассчитанных на многовариантной моде-
ли данных. Следующий этап заключается 
в максимизации критерия оптимальности, 

позволяющего сузить выборку рассчитанных 
вариантов до выборки оптимальных вариан-
тов. Таким образом, по тройке значений про-
ницаемости, эффективной мощности и длине 
ГУ построена трехмерная матрица оптималь-
ных результатов, в узлах которой расположе-
ны оптимальные ПСС (рис. 3). Данная мат-
рица необходима для дальнейшего выбора 
оптимального решения в условиях рассмот-
ренного диапазона К и Нэф.
Техническая реализация проекта бурения 
зачастую заставляет выбирать менее эффек-
тивные варианты относительно полученных 
в теории в пользу физически реализуемых 
с учетом особенностей наземной инфра-
структуры, макроэкономических параметров 
и иных факторов. Принимая во внимание из-
менчивость возможных факторов на объек-
тах, построена трехмерная матрица результа-
тов, позволяющая выбирать оптимальные 
ПСС для всех рассмотренных длин ГУ.
Также построена теоретическая плоскость 
оптимальных ПСС для каждой рассмотрен-
ной длины горизонтального участка сква-
жины (рис. 4). По результатам ее анализа 
принимается решение о выборе оптимальных 
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Условные обозначения:

Рис. 3. Матрица результатов оптимальной ПСС для каждой длины горизонтального участка скважины:  
600 м, 800 м, 1000 м, 1200 м, 1500 м (* — оптимальные ПСС и длины ГУ из всей выборки). Составлено авторами
Fig. 3. The results matrix of the optimal well grid density for each length of the horizontal section of the well: 600 m, 

800 m, 1000 m, 1200 m, 1500 m (* — optimal well grid density and horizontal section lengths from the entire sample). 
Compiled by the authors
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ПСС и длине ГУ для конкретных значений 
проницаемости и эффективной мощности 
коллектора на целевом участке месторожде-
ния без возможных ограничений по бурению 
ГС [4]. 
В рамках рассмотренных пар значений про-
ницаемости и эффективной мощности кол-
лектора не нашлось оптимальных вариантов 
с длинами горизонтальных участков скважин 
равными 600 м и 1500 м по принятому кри-
терию оптимальности параметров системы 
разработки. 
По плоскости оптимальных параметров си-
стемы разработки наблюдаются следующие 
тенденции.
1.	 Чем меньше эффективная мощность кол-

лектора при фиксированной проницае-
мости, тем выгоднее увеличивать дли-
ну горизонтального участка скважины 
и разуплотнять проектную сетку скважин.

2.	 Чем меньше проницаемость коллектора 
при фиксированной эффективной мощно-
сти, тем выгоднее уплотнять проектную 
сетку скважин.

Практическая значимость плоскостей оп-
тимальных параметров системы разработки 
заключается в возможности формирования 
гибридной проектной сетки скважин в зонах 
кластеризации по значениям параметров 

проницаемости и эффективной мощности 
коллектора и корректировки проектных 
решений выбора оптимальных параметров 
системы разработки в рамках геологической 
неопределенности в короткие сроки.
В качестве примера для обоснования опти-
мальности использования гибридной сетки 
для анализа взят один из объектов Западной 
Сибири. Ввиду значительной изменчивости 
мощности коллектора проведена класте-
ризация по ключевому влияющему на NPV 
параметру Нэф. В результате кластеризации 
выделены три зоны с выдержанной Нэф и К. 
Выделение именно трех зон связано напря-
мую с тремя областями на плоскости опти-
мальных результатов (рис. 4). Для каждой 
зоны при помощи построенной плоскости 
определения оптимальных параметров 
(рис. 4) подобраны длины горизонтальных 
участков и ПСС, рассчитаны NPV. Стоит от-
метить, что на рисунке 5 проиллюстрирован 
пример кластеризации по одному наибо-
лее влияющему параметру Нэф, но класте-
ризация может быть проведена и по группе 
параметров в зависимости от геологических 
особенностей и распределения значений па-
раметров на рассматриваемом объекте.
Показан положительный рост NPV при фор-
мировании гибридной сетки скважин 
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Рис. 4. Плоскость оптимальных ПСС и длин ГУ (в кругах указаны значения длин ГУ в метрах). Составлено авторами
Fig. 4. Plane of optimal well grid density and horizontal section lengths (values of horizontal section lengths in meters are indicated next to the 

markers. Compiled by the authors
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в планируемой проектной зоне по сравнению 
с проектированием единой сетки скважин 
на рассматриваемой крупной залежи с ме-
няющейся эффективной мощностью коллек-
тора. Таким образом, в случае изменчивости 
эффективной мощности и проницаемости 
на больших площадях простирания зале-
жи эффективнее проектировать гибрид-
ную сетку скважин по зонам кластеризации, 
выделенным на плоскости оптимальных 
параметров (рис. 4).
На текущий момент проводятся рабо-
ты по обучению модели на основе набо-
ра данных, позволяющей прогнозировать 
оптимальные параметры системы разра-
ботки по исходным параметрам вне области 
имеющихся наборов данных, что позволит 
прогнозировать оптимальные параметры 
системы разработки для месторождений-
аналогов по PVT.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

1.	 Предложен алгоритм выбора оптималь-
ных параметров системы разработки 
на крупных месторождениях с использо-
ванием гидродинамического симулятора 
NumEx2, позволяющая проводить каче-
ственную экспресс-оценку оптимальных 
параметров системы разработки с после-
дующими детальными расчетами техноло-
гических показателей на трехмерной ГДМ.

2.	 Расширение области применения текуще-
го подхода заключается в многовариант-
ном моделировании на условном элементе 
разработки, представляющем собой куст 
месторождения, окруженного двумя ря-
дами дополнительных скважин для уче-
та краевых эффектов. Планируемый куст 
адаптируется на фактические эталонные 
скважины для проведения корректного 
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Да Нет

Гибридная сетка

Оптимум

Единая сетка

Оптимум

Кластеризация по Нэф ?

Прирост NPV на 15% за счет формирования гибридной сетки
по кластеризации Нэф с применением плоскости решений

(в случае существенной
изменчивости свойств,
в частности Нэф)   

800       800     1000    1000    1000    1000    1000    1000    1200    1200

14
13
12
11
10
9
8
7
6
5
4
3
2
1

 800      1000    1000    1000    1000   1000     1000    1000    1200    1200

 800      1000    1000    1000    1200    1200    1200    1200   1200     1200

 1200   1200     1200    1200    1200   1200     1200   1200    1200    1200

0,0    0,5     1,0     1,5    2,0     2,5    3,0     3,5    4,0     4,5    5,0     5,5      
К, мД 

Нэ
ф,

 м

1
2

3

1

2 3

Нэф = 10 м
К = 1,5 мД

(35% залежи)
Нэф = 7 м
К = 1,5 мД

(100% залежи)Нэф = 5 м
К = 1,5 мД

(40% залежи)

Нэф = 3 м
К = 1,5 мД

(25%
залежи)

1

2 3
ГУ = 1200 м

ПСС = 42 га/скв
ГУ = 1200 м

ПСС =
42 га/скв

ГУ = 1000 м
ПСС = 33 га/скв

ГУ = 1000 м
ПСС = 36 га/скв

Рис. 5. Пример схемы формирования гибридной сетки скважин. Составлено авторами
Fig. 5. Example of a scheme for the formation of a hybrid grid of wells. Compiled by the authors
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прогноза показателей добычи и эконо-
мики. Достаточность использования двух 
рядов скважин окружения центрального 
расчетного элемента получена экспери-
ментальными расчетами и сравнительным 
анализом результатов с расчетом погреш-
ностей технико-экономических показа-
телей не более 5%.

3.	 Предложен к использованию критерий 
по выявлению оптимального варианта 
в виде двухфакторной аддитивной функ-
ции КИН и NPV.

4.	 Проведен анализ влияния изменения гео-
логических и технологических парамет-
ров на основные технико-экономические 

показатели разработки в виде КИН, NPV 
с использованием методов машинного 
обучения. Выявлено, что основным влияю-
щим параметром на КИН является прони-
цаемость (59%), а на NPV — эффективная 
мощность коллектора (53%).

5.	 Построена трехмерная матрица результа-
тов выбора оптимальной длины гори-
зонтального участка и плотности сетки 
скважин по значениям проницаемости 
и эффективной мощности коллектора.

6.	 Показан эффект от формирования ги-
бридной сетки скважин по кластеризации 
объекта по эффективной мощности кол-
лектора. Прирост NPV составил 15%.
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Стихия северных морей проверяет первопроходцев на 
прочность, но мы успешно справляемся! Новейшие 
техника и технологии помогают мне проводить танкер 
сквозь льды арктических морей к северным портам 
Европы круглый год.


