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Введение. Баженовская свита по запасам углеводородов относится к трудноизвлекаемым 
и на фоне истощения традиционных объектов является наиболее значимой для разработки зрелых 
месторождений. 
Цель. Для эффективного освоения баженовской свиты требуется создание единых надежных 
алгоритмов для выделения интервалов коллекторов, определения подсчетных параметров 
по данным керна и геофизических исследований скважин, а также для прогнозирования по площади 
перспективных зон. 
Материалы и методы. Комплексный подход, сочетающий лабораторные исследования керна 
и геофизические исследования скважин, позволил оценить перспективы баженовской свиты.
Результаты. Выявлены наиболее перспективные интервалы (пачки 1 и 2) с высокой хрупкостью, что важно 
для проведения гидроразрыва пласта, и низким содержанием органического вещества. Установлена 
взаимосвязь между лабораторными данными (нанопроницаемостью) и расчетными геофизическими 
параметрами (хрупкостью, содержанием органического вещества), что позволило выявить участки 
с притоками нефти.
Заключение. Разработанные алгоритмы и методы прогнозирования приточных интервалов позволили более 
точно выделять зоны с высоким потенциалом для добычи нефти, что является важным для разработки таких 
сложных объектов, как баженовская свита.

Ключевые слова: баженовская свита, хрупкость, органическое вещество, перспективные интервалы, 
геофизические исследования скважин
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Introduction. Hydrocarbon reserves of the Bazhenov suite are classifi ed as hard to recover, and due to the 
depletion of conventional targets, the suite is the most signifi cant for the development of mature fi elds. 
Aim. The effi  cient development of the Bazhenov suite requires unifi ed reliable algorithms for identifying net-
reservoir intervals, determining volumetric parameters based on core and well logging data, as well as for 
predicting promising areas in plan. 
Materials and methods. An integrated approach combining laboratory analysis of core and well logging surveys 
made it possible to assess prospects of the Bazhenov suite.
Results. The most promising intervals (Packs 1 and 2) with high fragility, which is important for hydraulic 
fracturing, and low content of organic matter have been identifi ed. The function of laboratory data (nano- 
permeability) and calculated geophysical parameters (fragility, organic matter content) has been established, 
which made it possible to identify zones of oil infl ows.
Conclusion. The developed algorithms and methods for predicting infl ow intervals have made it possible 
to more accurately identify areas with high potential for oil production, which is crucial for the development of 
complex targets. 
Keywords: Bazhenov suite, fragility, organic matter, prospective intervals, well logging surveys
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ВВЕДЕНИЕ

Современное развитие нефтяной отрасли 
уделяет особое внимание поиску и развед-
ке новых месторождений, объектов и за-
лежей углеводородов (УВ). Однако важно 
не упускать из виду потенциал ранее откры-
тых объектов, эффективное освоение кото-
рых, позволило бы восполнить и увеличить 
добычу нефти на многих зрелых месторо-
ждениях. Примером такого объекта является 
баженовская свита, продуктивность которой 
доказана на большинстве месторождений 
Западно-Сибирской провинции (ЗСП).
Баженовская свита (БС) относится к не-
традиционным объектам, запасы которой 
входят в категорию трудноизвлекаемых. 
Основная сложность при разработке БС — 
это ультранизкая проницаемость пород 
(менее 0,001·10-3 мкм2), что делает процесс 
добычи нефти крайне сложным. Статистика 
по Ханты-Мансийскому автономному окру-
гу демонстрирует слабую вовлеченность БС 
в разработку: из 92 месторождений всего 
29,3% введены в разработку на данный 
объект, а за последние десять лет включены 
в эксплуатацию только восемь месторожде-
ний. Однако в БС сосредоточено до 15% всех 
запасов нефти Западной Сибири [1]. 
Комплексный подход к изучению БС ба-
зируется на действующих Методических 
рекомендациях [2], кроме того, позволяет 
определить надежные критерии выделения 
перспективных интервалов БС, обосновать 
подсчетные параметры и выделить потен-
циально продуктивные зоны для дальней-
шего бурения и ввода скважин в эксплуата-
цию. Данная работа основана на доступной 
геолого-геофизической информации, вклю-
чая лабораторные исследования керна, вы-
полненные в Центре исследований керна 
ООО «РН-ГИР», геофизические исследования 
скважин, результаты их испытаний и опреде-
ления работающих интервалов.

ОБЪЕКТ ИССЛЕДОВАНИЯ

Объектом исследования является ба-
женовская свита одного из месторо-
ждений ЗСП. БС развита повсеместно 

на месторождении. Толщина отложений 
изменяется от 20,2 до 23 м. Для БС характер-
ны высокие показания кривых кажущегося 
сопротивления (КС), бокового каротажа (БК), 
низкие значения проводимости по индукци-
онному каротажу (ИК) и аномально высокие 
значения радиоактивного каротажа (РК). 
Кровлю БС маркирует отражающий горизонт 
Б (ОГ Б), являющийся региональным сей-
смическим репером, который имеет устой-
чивый характер записи в волновом поле. БС 
залегает на глинистых отложениях абалак-
ской свиты, характеризующихся понижен-
ными значениями КС, БК, высокими пока-
зателями ИК и низкими, по сравнению с БС, 
значениями РК. 

В тектоническом отношении месторожде-
ние приурочено к одноименной структу-
ре, расположенной в юго-восточной части 
Верхнеляминского вала, осложняющего 
Фроловскую мегавпадину. В нефтегазонос-
ном отношении месторождение расположе-
но в пределах Ляминского нефтегазоносного 
района Фроловской нефтегазоносной об-
ласти. В составе верхнеюрского нефтегазо-
носного комплекса выделяются отложения 
баженовской свиты, которые потенциаль-
но нефтеносны. В ходе испытаний БС полу-
чены безводные притоки нефти дебитами 
от 0,5 до 9,6 м3/сут. 
Нефть изучаемого объекта в среднем можно 
классифицировать как легкую по плотности 
(0,849 г/см3), малосернистую (0,5% масс.), смо-
листую (суммарное содержание смолисто-ас-
фальтеновых веществ — 6,0 % масс.), пара-
финистую (2,4 % масс.). Детальный анализ 
нефти указывает на изменчивость ее свойств 
с глубиной.
БС представлена глинисто-кремневыми, гли-
нисто-кремнево-карбонатными породами, 

ПРЕДЛОЖЕН СПОСОБ ПРОГНОЗИРОВАНИЯ ПРИТОЧНЫХ 
ИНТЕРВАЛОВ БАЖЕНОВСКОЙ СВИТЫ, ПОЗВОЛЯЮЩИЙ 
ВЫДЕЛЯТЬ ПЕРСПЕКТИВНЫЕ УЧАСТКИ НА ОСНОВЕ 
КОРРЕЛЯЦИИ МЕЖДУ ЛАБОРАТОРНЫМИ ДАННЫМИ 
*НАНОПРОНИЦАЕМОСТЬЮ; И РАСЧЕТНЫМИ 
ГЕОФИЗИЧЕСКИМИ ПАРАМЕТРАМИ *ХРУПКОСТЬЮ, 
СОДЕРЖАНИЕМ ОРГАНИЧЕСКОГО ВЕЩЕСТВА > Сорг;.
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с прослоями карбонатно-фосфатных пород, 
известняков и доломитов апорадиолярито-
вых, радиоляритов. По результатам макро- 
и микроописания керна выделены следую-
щие литотипы: глинисто-кремневые породы, 
кремневые породы слабоглинистые, глинисто-
кремнево-карбонатные породы, радиоляриты, 
доломиты, известняки. Согласно минераль-
ному составу в породах преобладает кварц — 
45,7 %, карбонатные минералы (кальцит, 
доломит) составляют 21,4 %, глинистые мине-
ралы — 14,0 %, пирит — 7,2 %, органическое 
вещество — 6,3% и полевые шпаты — 3,1 %. 
Содержание органического вещества может 
достигать 20%, а пирита — 35,1%.

КРАТКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА РАЗРЕЗА 
БАЖЕНОВСКОЙ СВИТЫ

В разрезе БС изучаемого месторождения вы-
делено 5 пачек, каждая из которых характе-
ризуется определенным набором литологи-
ческих и геофизических особенностей. 
Пачка 1 (нижняя) сложена глинисто-крем-
невыми и кремневыми слабоглинистыми 
породами, обогащенными органическим 
веществом, тонкослоистыми, в нижней части 
биотурбированными (Phycosiphon, Chondrites), 
с органическими остатками, пиритизирован-
ными, с фосфат-карбонатными конкрециями. 
В прикровельной части пачки — с прослоем 
доломитов тонко-микрокристаллических, 
однородных, с органическими остатками. 
Интенсивность биотурбации увеличивается 
в нижней части пачки. Отмечается уменьше-
ние содержания глинистого материала вверх 
по разрезу пачки. Толщина пачки — 7–9 м.
Пачка 2 представлена глинисто-кремневы-
ми породами, с тонкой субгоризонтальной 
слоистостью, с прослоями апорадиоляритов, 
в нижней части пачки — доломитов апора-
диоляритовых, с органическими остатками, 
пиритизированными. Органические остатки: 
онихиты, ихтиодетрит, радиолярии, в нижней 
части пачки единично двустворки и фраг-
менты ростров белемнитов. Толщина пачки 
до 3 м.
Пачка 3 сложена глинисто-кремневыми по-
родами, с тонкой субгоризонтальной слои-
стостью, с единичными прослоями доломитов 
апорадиоляритовых, с органическими остат-
ками, пиритизированными. Органические 
остатки: онихиты, ихтиодетрит, радиоля-
рии, двустворки, редко раковинный детрит. 
Толщина пачки до 2 м.
Пачка 4 сложена глинисто-кремневыми 
и глинисто-кремнево-карбонатными по-
родами, с тонкой горизонтальной слоисто-
стью, участками слабобиотурбированными 

(Helminthopsis), с редкими прослоями доло-
митов микро-тонкокристаллических, с орга-
ническими остатками, пиритизированными, 
в верхней части пачки с редкими карбонат-
ными конкрециями. Органические остатки: 
онихиты, ихтиодетрит, радиолярии, реже 
двустворки, единично аммониты. Толщина 
пачки — 4–6 м.
Пачка 5 представлена глинисто-кремне-
во-карбонатными, реже кремнево-глини-
стыми породами, с тонкой субгоризонталь-
ной слоистостью, с единичными прослоями 
известняков, с органическими остатками, 
пиритизированными. Органические остат-
ки: онихиты, ихтиодетрит, редко двустворки. 
Вверх по разрезу пачки отмечается умень-
шение содержания кремневого материала. 
Толщина пачки — 5 м.
Границы пачек, выделенных на керне, уверен-
но выделяются по ГИС и достаточно хоро-
шо выдержаны на всей изучаемой площади 
(рис. 1).

КАРОТАЖНАЯ И КЕРНОВАЯ 
ИЗУЧЕННОСТЬ ОБЪЕКТА

На объекте исследования 45% всех пробу-
ренных скважин относятся к историческому 
фонду, характеризующемуся стандартным 
комплексом геофизических исследований, 
частичным выносом керна и отсутствием 
специальных методов ГИС, что и представ-
ляет сложность для определения эффектив-
ных нефтенасышенных толщин и подсчетных 
параметров БС. С целью детального изуче-
ния свиты пробурены три новые скважины, 
в которых обеспечен вынос керна более чем 
на 95%, выполнен расширенный комплекс 
ГИС и проведены специальные исследова-
ния на керне. На основе новой геолого-гео-
физической информации, полученной в этих 
скважинах, разработаны надежные крите-
рии для выделения перспективных интер-
валов коллекторов и точного определения 
подсчетных параметров в пределах БС.
Комплексные исследования трех скважин 
охватывают следующие направления:
a)  керновые исследования, включающие 

определение пиролитических парамет-
ров (до и после экстракции), геохимиче-
ских характеристик, фильтрационно-ем-
костных свойств (до и после экстракции), 
минерального состава с применением 
рентгенофлуоресцентного и рентгено-
структурного анализа, определение 
водонефтенасыщенности пород экс-
тракционно-дистилляционным методом 
и измерение удельного электрического 
сопротивления образцов с сохраненной 
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насыщенностью, специальные ЯМР-
исследования и исследования на дезинте-
грированных образцах керна;

б)  специальные геофизические методы, 
такие как ядерно-магнитный каротаж, 
широкополосный акустический каротаж, 
спектрометрический гамма-каротаж и ме-
тоды определения пористости (гамма-
гамма-каротаж плотностной (ГГК-П) 
и нейтронный каротаж (НК));

в)  испытания скважин с инструментальным 
определением интервалов притока, вклю-
чая механическую и термокондуктивную 
дебитометрию при фиксации притока (по-
сле гидроразрыва пласта);

г)  выявление отдающих прослоев с исполь-
зованием термометрии.

Комплексное изучение такого сложного гео-
логического объекта, как баженовская сви-
та, позволило разработать и апробировать 
единые методические критерии для выделе-
ния перспективных интервалов коллекторов 
в скважинах с неполным комплексом иссле-
дований.

ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОДСЧЕТНЫХ 
ПАРАМЕТРОВ

Определение хрупкости
Хрупкость и пластичность — это противо-
положные характеристики горных пород, 

отражающие их способность к разрушению 
под действием напряжения (коэффици-
ент Пуассона) и устойчивость к деформации 
после трещинообразования (модуль Юнга). 
Согласно [2] в баженовской свите к хруп-
ким относят относительно чистые кремни-
стые и карбонатные разности, к пластичны-
ми — породы с повышенной глинистостью 
и (или) высоким содержанием керогена. 
Количественная оценка хрупкости опреде-
лялась по формуле Рикмена, связывающей 
модуль Юнга и коэффициент Пуассона [3]:

  
Хрупкость = 100 * (w * + 

PRmax – PR
PRmax – PRmin  (1)

 
+ (1 – w) * ),E – Emin

Emax – Emin

где PR — кривая коэффициента Пуассона, 
PRmax, PRmin — максимальные и минималь-
ные значения коэффициента Пуассона, Е — 
кривая модуля Юнга, Emax, Emin — макси-
мальные и минимальные значения модуля 
Юнга, w — весовой коэффициент (равный 0,5). 
Минимальные и максимальные значения ко-
эффициента Пуассона и модуля Юнга уста-
навливались на основе скважинных данных.
На рис. 2 приведены графики зависимо-
сти модуля Юнга и коэффициента Пуассона 
на фактических скважинных данных в интер-
вале БС. Сопоставление показывает, что чем 
ниже значение коэффициента Пуассона и чем 
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больше значение модуля Юнга, тем более 
хрупкой становится порода. Этот вывод под-
тверждается исследованиями различных 
авторов [4, 5]. Анализ показывает, что пачки 
1 и 2 характеризуются наибольшей хрупко-
стью, тогда как пачки 3, 4 и 5 проявляют наи-
большую пластичность.
В скважинах исторического фонда хрупкость 
определялась с помощью метода синтетиче-
ского восстановления кривых (АК). Для этого 
по скважинам с расширенным комплексом 
ГИС установлена зависимость между време-
нем распространения поперечной (Δts) и про-
дольной (Δtp) волн. Полученная зависимость 
обладает высоким коэффициентом корреля-
ции (R = 0,91) и имеет вид:

 Δts = 0,3105768 Δtp1,29611, (2)

где Δts — интервальное время пробега по-
перечной волны, Δtp — интервальное время 
пробега продольной волны.
В скважинах, где отсутствовала запись ши-
рокополосного акустического каротажа 
(АКШ), коэффициент Пуассона и модуль Юнга 
рассчитывались по общепринятым уравнени-
ям для определения упругих модулей.

ОПРЕДЕЛЕНИЕ СОДЕРЖАНИЯ 
ОРГАНИЧЕСКОГО ВЕЩЕСТВА

Для определения и расчета общего содер-
жания органического вещества в богатых 

органикой породах использована методика 
Пасси [6], которая нашла широкое примене-
ние в работах Данько Д.А. и Боженок А.Д. [4, 
5]. Суть методики заключается в совмещении 
каротажа пористости (акустического каро-
таж, гамма-гамма-плотностного каротажа, 
нейтронного каротажа) на кривую удельного 
электрического сопротивления. Далее вы-
числяется разница сопротивлений (Δlog УЭС) 
по следующим формулам:

  
Δlog УЭСАК = log10 ( ) + 

УЭС
УЭСопорный  (3)

 
 

+ 0,02 (Δt – Δtопорный), 

  
Δlog УЭСГГК-П = log10 ( ) – 

УЭС
УЭСопорный  (4)

 
 

– 2,50 (Δδ – Δδопорный), 

  
Δlog УЭСНК = log10 ( ) + 

УЭС
УЭСопорный  (5)

 
 

+ 4,0 (Δω – Δωопорный), 

где УЭС — измеренное удельное электри-
ческое сопротивление в Ом·м (по боковому 
каротажу), Δt — измеренное интервальное 
время пробега волны в мкс/м, δ — показа-
ния по гамма-гамма-плотностному каротажу 
в г/см3, ω — показания нейтронной пористо-
сти по каротажу в д.ед., УЭСопорный — значе-
ние удельного электрического сопротивле-
ния, соответствующее значениям Δtопорный, 
δопорный, ωопорный, когда кривые вырав-
ниваются в глинах, которые, как правило, 
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Fig. 2. Young’s modulus and Poisson’s ratio from the actual well data in the interval of the Bazhenov suite by packs (le, ) and by fragility (right). 
Prepared by the authors
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являются константами и подбираются эмпи-
рическим путем.
Разделение на богатых органикой интерва-
лах происходит в результате двух эффектов: 
кривая пористости реагирует на присутствие 
низкоплотного и низкоскоростного керогена, 
а кривая удельного электрического сопро-
тивления — на флюид. 
Для определения непрерывной кривой орга-
нического вещества (Сорг) на основе значе-
ния Δlog УЭС применяется следующее урав-
нение:

 Сорг = (Δlog УЭС) * 10(2,297 – 0,1688 * LOM), (6) 

где LOM (Level of Organic Metamorphism) — 
параметр, отвечающий за степень зрелости 
органического вещества (ОВ), и определя-
ется с использованием палетки Пасси [6] 
(рис. 3 и табл. 1). Рассчитанные по методике 
Пасси непрерывные кривые органического 
вещества (Сорг) имеют высокую согласован-
ность с результатами керновых исследований 
(рис. 4а, б).

ОБОСНОВАНИЕ ГРАНИЧНЫХ 
ПАРАМЕТРОВ КОЛЛЕКТОРОВ

Согласно действующим Методическим ре-
комендациям [2] граничные значения ко-
личественных критериев обосновываются 
по результатам анализа исследований керна 
и испытаний скважин. В текущей работе по-
роговые значения количественных критериев 
выделения перспективных интервалов кол-
лекторов обоснованы путем построения ку-
мулятивных распределений упругих модулей 
и органического вещества (Сорг).
Разделение пород на коллекторы и некол-
лекторы проводилось на основе результатов 
пиролитического анализа образцов керна 
согласно методике измерений Bulk Rock. 
Результатом измерений метода Bulk Rock 
является получение геохимических пара-
метров: S1, S2, содержание органического 
углерода (Cорг), тип керогена, стадия катаге-
нетической зрелости. Параметр S1 отражает 
количество свободных углеводородов, на-
ходящихся в поровом пространстве горной 
породы. Параметр S2 определяет остаточную 
способность материнской породы к генера-
ции углеводородов, то есть ту часть органи-
ческого вещества, которая не превратилась 
в нефть или газ в ходе естественных про-
цессов. На основе данных пиролиза породы 
распределяются по их нефтегазогенераци-
онным свойствам. Присутствие подвижной 
нефти в породах определяется путём сравне-
ния пиролитического параметра S1 с общим 

содержанием органического вещества 
в породе по методике, предложенной 
Дахновой М.В. [7]. На графике зависимости 
параметра S1 от общего содержания органи-
ческого вещества (Сорг) породы, содержа-
щие подвижную нефть, будут соответствовать 
экстремальным значениям пиролитического 
параметра S1 (рис. 5а). В целом породы ба-
женовской свиты изучаемого месторожде-
ния по результатам пиролитического анализа 
образцов керна методом Bulk Rock имеют хо-
роший и отличный потенциал для генерации 
УВ. Катагенетическая зрелость рассеянного 
органического вещества (РОВ) соответствует 
«пиковой зоне нефтеобразования» или пере-
ходу из градации (МК1

2 в МК2). 
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Fig. 3. LOM parameter by the Passy palette for the Bazhenov rocks. Prepared by the 
authors

Таблица 1. Определение параметра LOM для пачек баженовской свиты. 
Составлено авторами

Table 1. Defi ning LOM parameter for packs of the Bazhenov suite. 
Prepared by the authors

Пачка Параметр LOM

Пачка 1 8

Пачка 2 9

Пачка 3 9

Пачка 4 10

Пачка 5 9
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Анализ данных пиролиза трех скважин пока-
зал высокое содержание свободных углево-
дородов в пачках 1 и 2, что, в свою очередь, 
может указывать на потенциальную про-
дуктивность данных интервалов (рис. 5б). 
В то же время доля свободных углеводо-
родов в пачках 3, 4 и 5 является наимень-
шей в общем содержании органического 
вещества. 
В результате проведенного анализа установ-
лены следующие количественные отсечки 
для выделения перспективных интервалов 
коллекторов: модуль Юнга — 19,5 ГПа, коэф-
фициент Пуассона — 0,24, хрупкость — 40% 
и органическое вещество — 7%.

ВЫДЕЛЕНИЕ ПЕРСПЕКТИВНЫХ 
ИНТЕРВАЛОВ КОЛЛЕКТОРОВ

Ввиду значительного разнообразия поро-
дообразующих компонентов баженовской 
свиты выделение интервалов коллек-
торов осуществляется по совокупности 

как качественных, так и количественных ха-
рактеристик, выявляемых по данным керна 
и геофизического исследования скважин 
(ГИС) [2]. Критерии коллекторов, устанавли-
ваемые по данным керна, включают:
• свечение пород под ультрафиолетовым 

излучением;
• снижение содержания глинистых компо-

нентов, органического вещества и пирита;
• наличие подвижной нефти (экстремаль-

ные значения параметра S1 по пиролизу).
По данным геофизических исследований 
скважин перспективные интервалы коллек-
торов выделяются по следующим качествен-
ным признакам:
• наличие подвижного флюида, зафикси-

рованное на спектрах ядерно-магнитного 
каротажа;

• снижение естественной радиоактивности 
по данным гамма-каротажа;

• рост интервальной скорости упругих волн 
по данным акустического каротажа;

• повышение значений на диаграммах ней-
тронного каротажа;
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• средние значения объемной плотности 
в разрезе баженовской свиты по данным 
гамма-гамма плотностного каротажа.

Совокупность качественных и количествен-
ных признаков с учетом установленных гра-
ничных значений позволила выделить наибо-
лее перспективные интервалы коллекторов 
в баженовской свите (рис. 6).

ОПРЕДЕЛЕНИЕ КОЭФФИЦИЕНТА 
ПОРИСТОСТИ

Определение коэффициента пористости 
на керне выполнялось согласно ГОСТ 26450.1-
85 «Горные породы. Метод определения 
коэффициента открытой пористости жидко-
стенасыщением» (метод Преображенского)1. 
В качестве жидкости насыщения приме-
нялся керосин. Также на значительном 
количестве образцов проводилось опре-
деление открытой пористости газоволюмет-
рическим методом — заполнением образца 
газом (гелием) из калиброванного объема. 
Коэффициент открытой пористости рассчи-
тывался через объем пор, полученный в по-
розиметре-пермеаметре, и объем твердой 
фазы (скелета), полученный в порозиметре. 
Коэффициент абсолютной газопроницаемо-
сти определялся по гелию методом 

1 ГОСТ 26450.1-85 Породы горные. Методы определения 
коэффициента открытой пористости жидкостенасыщением.

нестационарной фильтрации. Ввиду того, 
что большая часть испытаний находится вне 
метрологически обеспеченного диапазона 
измерения проницаемости используемо-
го оборудования, то на отдельной выборке 
образцов проводили испытания на нано-
проницаемость — проницаемость по гелию 
псевдостационарным методом с различным 
давлением обжима.
Помимо перечисленного, на образцах 
керна выполнены специальные ЯМР-
исследования в три этапа: при сохранен-
ном насыщении, при сохраненном насыще-
нии с донасыщением керосином и в сухом 
состоянии.
Дополнительно проведено определение 
коэффициентов пористости и проница-
емости на дезинтегрированных образ-
цах керна по методике GRI (Gas Research 
Institute). Суть метода заключается в реги-
страции и обработке кривой спада дав-
ления при фильтрации газа в поровое 
пространство низкопроницаемых пород. 
Преимущество данного метода в том, 
что на дробленом керне отсутствует влия-
ние трещин на ФЕС и проходит более эф-
фективная его очистка от углеводородов. 
К недостаткам метода относится отсут-
ствие горного давления при проведении 
исследования. Методика не является новой 
и уже апробирована для баженовской сви-
ты другими авторами [8]. 
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По ГИС определение пористости выполня-
лось методом ядерно-магнитного каротажа 
(ЯМК). На рис. 7 представлены гистограм-
мы распределения коэффициента пористо-
сти по данным керна и ГИС. Анализ показал 
согласованность результатов, полученных 
по методике GRI, ядерно-магнитному ка-
ротажу и ЯМР-исследованиям на образ-
цах с сохраненной насыщенностью, а также 
на образцах с донасыщением керосином. 
Стоит отметить, что интервал БС не в полной 
мере охарактеризован ЯМР-исследованиями 
(24 образца). Сопоставление результатов 
демонстрирует занижение коэффициента 
пористости по гелию и керосину после экс-
тракции, что обусловлено наличием в по-
родах БС значительного объема закрытых 
пор и неполной экстракцией тяжелых УВ [9]. 
При этом ЯМК и ЯМР-исследования на образ-
цах керна учитывают закрытую пористость, 
что объясняет различия в результатах. 

Из результатов исследований пористости 
разными методами можно сделать вывод 
о том, что стандартные исследования опре-
деления пористости на керне не характери-
зуют в полной мере пустотное пространство 
баженовской свиты. Использование ру-
тинных исследований керна при оценке 
подсчетных параметров приведет к их систе-
матическому занижению, а значит и сниже-
нию запасов нефти на данном объекте. 
ЯМР-исследования и исследования на дез-
интегрированных образцах керна показа-
ли свою высокую сопоставимость с данными 
ядерно-магнитного каротажа (ЯМК) для низ-
копроницаемых пород.
В скважинах с ограниченным комплексом 
ГИС и отсутствием керновых исследований 
значение коэффициента пористости (Кп) 
принималось по аналогии с коррелируемым 
пропластком коллектора скважины с расши-
ренными исследованиями.
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Рис. 6. Геолого-геофизическая характеристика БС с выделением перспективных интервалов. Составлено авторами
Fig. 6. Geological and geophysical characteristics of the BS with the allocation of promising intervals. Prepared by the authors

Рис. 7. Гистограмма распределения коэффициента пористости по данным керна и ГИС баженовской свиты. Составлено авторами
Fig. 7. Histogram of porosity distribution by core and logging data of the Bazhenov suite. Prepared by the authors
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ОПРЕДЕЛЕНИЕ КОЭФФИЦИЕНТА 
НЕФТЕНАСЫЩЕННОСТИ

На керновом материале изучаемого объек-
та проведены исследования водонасыщен-
ности экстракционно-дистилляционным 
методом (ЭДМ) в аппаратах Дина — Старка 
и удельного электрического сопротивления 
на образцах с сохраненной насыщенностью. 
По результатам исследований построена за-
висимость объемной влажности от удельного 
электрического сопротивления (рис. 8а), ко-
эффициент нефтенасыщенности оценивается 
по формуле:

 Кн = 1 – W / Кп, (7)

где W — объёмная влажность, Кп — коэффи-
циент пористости.
Дополнительно на зависимость удельно-
го электрического сопротивления (УЭС) 
от объемной влажности нанесены данные 
ядерно-магнитного каротажа (ЯМК), не про-
тиворечащие результатам керновых исследо-
ваний. Несмотря на ограниченное количество 
керновых исследований (всего 20 образцов), 
петрофизическая зависимость между УЭС 
и объемной влажностью имеет удовлетво-
рительную корреляцию и может быть допол-
нительно подтверждена и усилена данными 
ЯМК. Отсутствие систематических расхожде-
ний между значениями водонасыщенно-
сти, полученными по данным геофизических 
исследований скважин и керну, позволяет 

сделать вывод о достоверном определении 
Кв по ГИС (рис. 8б).

СПЕЦИАЛЬНЫЕ ИССЛЕДОВАНИЯ 
НА КЕРНЕ, ОПРЕДЕЛЕНИЕ 
НАНОПРОНИЦАЕМОСТИ

Определение проницаемости пород баже-
новской свиты по стандартным методикам 
приводит к тому, что полученные результаты 
не отражают ее реальные свойства. Наличие 
трещин в образцах керна приводит к завы-
шению проницаемости, а проницаемость 
матрицы БС находится вне метрологически 
обеспеченного диапазона измерения стан-
дартного оборудования, поэтому оценить 
неопределенность измерений не представ-
ляется возможным.
Проницаемость, определенная методом GRI 
на дробленом керне, дает представление 
о матричной проницаемости, исключая влия-
ние трещин. При этом отсутствие возмож-
ности проводить измерения в барических 
условиях и отсутствие метрологического 
обеспечения приводит к тому, что измере-
ния проницаемости методом GRI являются 
больше оценочными, но при этом важными 
для построения модели двойной среды.
Определение нанопроницаемости на цилин-
дрических образцах псевдостационарным 
методом в барических условиях позволяет 
достоверно оценивать совокупную матрич-
ную и трещинную проницаемость горных 

данные ЯМК (n = 32) данные керна (n = 20) 
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Fig. 8. Functions of a — Bulk volume of water vs. electric resistivity, б — Water saturation vs. porosity for the Bazhenov suite. Prepared by the authors
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пород. При этом обжимные давления, со-
ставляющие 35 МПа (соответствующие эф-
фективному пластовому давлению) и 50 МПа 
(необходимые для смыкания трещин), позво-
ляют учитывать как проницаемость матрицы, 
так и влияние трещин, приближая результаты 
к реальным пластовым условиям. 
Оценка нанопроницаемости проводилась 
на 14 образцах из 5 пачек баженовской сви-
ты, отобранных из перфорированных ин-
тервалов с наличием и отсутствием прито-
ка, а также из интервалов без перфорации. 
При сопоставлении нанопроницаемости с ре-
зультатами лабораторных и геофизических 
исследований обнаружено, что существует 
взаимосвязь между значениями проница-
емости и работающими и не работающими 
интервалами.
На графике сопоставления нанопроница-
емости с параметром Сорг по данным ГИС 
условно выделяются точки с наличием и от-
сутствием притока (рис. 9а). Аналогичное 
деление синих точек, соответствующих не-
перфорированным интервалам, на группы 
с вероятным наличием и отсутствием притока 
(рис. 9б) хорошо прослеживается на дру-
гих зависимостях, например на зависимо-
сти хрупкости по ГИС и нанопроницаемости 
(рис. 10а), на зависимости пористости по ге-
лию и нанопроницаемости (рис. 10б), а так-
же на зависимости проницаемости по GRI 

и нанопроницаемости (рис. 10в). В случае от-
сутствия керновых исследований для оценки 
нанопроницаемости предлагается использо-
вать зависимость нанопроницаемости от по-
ристости по гелию (рис. 10б).
Полученные значения нанопроницаемости 
коррелируют с перфорированными интер-
валами с наличием и отсутствием притока, 
а также с неперфорированными интерва-
лами, где вероятно наличие или отсутствие 
притока (выделенных по сопоставлению 
нанопроницаемости с Сорг по ГИС) (рис. 6). 
Это может служить дополнительным кри-
терием для выделения перспективных ин-
тервалов.

РЕЗУЛЬТАТЫ

На основе полученных зависимостей по-
строена карта эффективных толщин суммы 
пачек 1 и 2 методом интерполяции по сква-
жинным данным (рис. 11). На карте отобра-
жены изолинии, характеризующие уровень 
хрупкости и содержания органического ве-
щества, полученные на основе данных ГИС.
В ходе анализа выделены три зоны перспек-
тивности баженовской свиты:
• перспективная зона;
• менее перспективная зона;
• неперспективная зона.
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Рис. 9. Сопоставление нанопроницаемости с Сорг по ГИС. а — зеленые точки с наличием притока, красные без притока, синие — 
неперфорированные интервалы. б — зеленые точки с наличием притока, красные — без притока, желтые — неперфорированные интервалы 

с вероятным притоком, черные — неперфорированные интервалы с вероятным отсутствием притока. Составлено авторами
Fig. 9. Nano-permeability vs. Organic matter content by well logging data. a — green dots with an infl ow, red without an infl ow, blue — non-

perforated intervals. б — green dots with an infl ow, red — without an infl ow, yellow — non-perforated intervals with a probable infl ow, black — non-
perforated intervals with a probable absence of an infl ow. Prepared by the authors

а б
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Перспективными являются пачки 1 и 2, харак-
теризующиеся эффективной толщиной свы-
ше 11 м, низким содержанием органического 
вещества и высокой хрупкостью.
Менее перспективными считаются пачки 
1 и 2 с эффективной толщиной в диапазоне 
9–11 м, повышенной пластичностью и сред-
ним уровнем органического вещества.
Неперспективными признаются пачки 1 и 2, 
имеющие эффективную толщину менее 8 м, 
преобладающую пластичность и высокое со-
держание органики.

ВЫВОДЫ

1.  По результатам изучения керна сква-
жин одного из месторождений Западной 
Сибири отложения баженовской свиты 
представлены преимущественно глини-
сто-кремневыми и кремневыми слабогли-
нистыми породами, в верхней части раз-
реза — глинисто-кремнево-карбонатными 
породами, обогащенными органическим 
веществом, пиритизированными, с тонкой 
субгоризонтальной слоистостью, в нижней 
половине разреза — слабобиотурбиро-
ванными, с редкими прослоями доломи-
тов и апорадиоляритов, с органическими 
остатками. В верхней части свиты встре-
чается прослой известняков. Разрез свиты 
разбит на пять пачек. 

2.  Совокупность качественных и количе-
ственных признаков по данным керна 
и ГИС позволила выделить в интервале 
баженовской свиты перспективные интер-
валы. Наибольший потенциал на наличие 
притока нефти демонстрируют пачки 1 и 2, 
обладающие наибольшей хрупкостью 
и наименьшим содержанием органическо-
го вещества.

3.  На примере одного из месторождений 
Западной Сибири построена карта эффек-
тивных толщин перспективных пачек 1 и 2. 
Проведено ранжирование зон перспек-
тивности БС на основе данных по хрупко-
сти и органическому веществу.

4.  Для БС одного из месторождений Западной 
Сибири обоснованы надежные алгоритмы 
выделения интервалов коллекторов и опре-
делены подсчетные параметры.

5. Предложен авторский способ прогнозиро-
вания приточных и не приточных интерва-
лов, который позволяет выделять пер-
спективные участки баженовской свиты 
на основе корреляции между значениями 
нанопроницаемости и параметрами ГИС, 
такими как хрупкость, Сорг, пористость 
и проницаемость по GRI, и по наличию 
или отсутствию притока.
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Рис. 10. Сопоставления нанопроницаемости с: а — хрупкостью по ГИС, 
б — пористостью по гелию, в — проницаемостью по GRI. Шифр: зеленые точки — 

с наличием притока, красные — без притока, жёлтые — неперфорированные 
интервалы с вероятным притоком, черные — неперфорированные интервалы 

с вероятным отсутствием притока. Составлено авторами
Fig. 10. Nano-permeability versus: a — fragility by well logs, б — helium porosity, 

в — permeability by GRI. Code: green dots — with an infl ow, red — without an infl ow, 
yellow — non-perforated intervals with a probable infl ow, black — non-perforated 

intervals with a probable absence of an infl ow. Prepared by the authors
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УЧЕТ ФЛЮИДАЛЬНОЙ 
НЕОДНОРОДНОСТИ КОЛЛЕКТОРОВ 
ПЛАСТА Ю3 НА ЭТАПЕ ПОСТРОЕНИЯ 
ДВУМЕРНОЙ МОДЕЛИ ЗАЛЕЖИ
М.Н. Мельникова, Ю.В. Шилова, А.В. Анохин*

ООО «РН-Геология Исследования Разработка», РФ, Тюмень
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Введение. Неоднородность флюидонасыщения коллекторов тюменской свиты существенно осложняет 
корректную интерпретацию данных геофизических исследований скважин (ГИС) и построение двумерной 
геологической модели. Неопределенности, связанные с гетерогенным коллектором, требуют детального 
изучения. Текущие условия диктуют необходимость формирования подходов, позволяющих воспроизвести 
представление о строении резервуаров с возможностью учета осложняющего фактора в виде 
низкопроницаемого, резко невыдержанного коллектора.
Цель. Построение двумерной геологической модели залежи с учетом существующей флюидальной 
неоднородности.
Материалы и методы. В основу работы положены данные ГИС и керна. Капиллярная модель насыщенности 
построена по модели Брукса и Кори. Построение структурных поверхностей кровли и подошвы пласта Ю3, 
а также выделение области глинизации осуществлялось на основе сейсморазведочных данных МОГТ 3D. 
Подсчетные планы выполнены в программном обеспечении (ПО) Isoline.
Результаты. Рассмотрены результаты анализа неопределенности характера насыщения полифациальных 
терригенных отложений пласта Ю3 тюменской свиты. Полный комплекс лабораторных исследований 
керна с данными геофизических исследований скважин установил прямую зависимость степени 
нефтенасыщения низкопроницаемых коллекторов от фильтрационно-емкостных свойств вопреки 
общепринятому представлению её изменения по высоте залежи. На примере одной скважины показано 
наличие капиллярных барьеров первого рода, препятствующих полному заполнению залежи в контуре 
установленной нефтеносности.
Заключение. Разработанная геологическая модель с учетом флюидальной неоднородности коллекторов 
демонстрирует возможность наиболее точного отражения особенностей распределения характера 
насыщения коллекторов. Выявленные капиллярные барьеры и неоднородность насыщения подчеркивают 
необходимость комплексного подхода к интерпретации данных ГИС и керна. Полученные данные могут 
быть использованы для уточнения зон с высокой обводненностью на разрабатываемых месторождениях 
в условиях неоднородно насыщенных коллекторов.

Ключевые слова: низкопроницаемый коллектор, флюидальная неоднородность коллектора, капиллярный 
барьер первого рода, зона недонасыщения УВ, капилляриметрия
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ASSESSMENT OF FLUID HETEROGENEITY OF THE RESERVOIRS IN THE J3 FORMATION DURING 
THE CONSTRUCTION OF A TWO@DIMENSIONAL RESERVOIR MODEL

Maria N. Melnikova, Julia V. Shilova, Artem V. Anokhin*

RN-Geology Research Development, RF, Tyumen

E-mail: avanokhin@rn-gir.rosnek .ru

Introduction. Heterogeneity of fl uid saturation in the Tyumen Formation reservoirs signifi cantly complicates 
the correct interpretation of well logging data and building a 2D geological model. Uncertainties associated with 
reservoir heterogeneity require detailed study. Current conditions necessitate the development of approaches 
that allow to reconstruct the reservoir structure, taking into account the complicating factors of low permeability 
and high discontinuity.
The objective of this study is to build a 2D geological model of the reservoir, taking into account the existing fl uid 
heterogeneity.
Materials and methods. This study is based on well logging and core data. A capillary saturation model was 
built using the Brooks and Corey model. The 3D CDP seismic data was used to build the structural surfaces 
of the top and bottom of J3 reservoir and to interpret the shale-out zone. The reserves estimation maps were 
built in Isoline SW. 
Results. The fl uid type uncertainty analysis for the polyfacial terrigenous sediments of J3 reservoir of the 
Tyumen Formation are described. A comprehensive set of laboratory core studies, combined with well logging 
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data, established a direct correlation between the degree of oil saturation in low-permeable reservoirs and their 
porosity and permeability properties, contrary to the general notion that it varies with reservoir height. A single 
well was used to demonstrate the presence of type I capillary barriers preventing complete reservoir charge 
within the established oil-bearing contour.
Conclusion. The geological model developed with account of reservoir fl uid heterogeneity is capable of 
most accurate representation of the fl uid type distribution patterns in reservoirs. The interpreted capillary 
barriers and saturation heterogeneity indicate the need for an integrated approach to the interpretation of well 
logging and core data. The obtained data can be used to update high-water-cut zones in developed fi elds with 
heterogeneously saturated reservoirs.
Keywords: low-permeable reservoir, reservoir fl uid heterogeneity, fi rst-order capillary barrier, HC undersaturation 
zone, capillary pressure measurements.
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ВВЕДЕНИЕ

В настоящее время на территории Уватского 
района юга Тюменской области открыто 
24 месторождения. При этом большая часть 
нефтяных залежей сосредоточена в терри-
генных отложениях тюменской свиты [1], ха-
рактеризующихся крайне сложным полифа-
циальным строением и резкой латеральной 
и вертикальной изменчивостью фильтраци-
онно-емкостных свойств (ФЕС). В данной ста-
тье приведена методика, применяемая авто-
рами, для учета неопределенности характера 
насыщения коллекторов с целью корректного 
картирования залежи.
В качестве примера рассмотрено одно из ме-
сторождений Уватского района, на кото-
ром 5 поисково-разведочными скважинами 
вскрыты продуктивные среднеюрские отло-
жения. Объект исследований — пласт Ю3, 
представлен терригенными отложениями 
континентального и переходного генезиса. 
На данном этапе  геолого-разведочных работ 
(ГРР) построение геологической модели ре-
зервуара сопряжено с тремя существенными 
неопределенностями:
• отсутствие выдержанных углисто-глини-

стых маркирующих пачек как по разрезу, 
так и по площади работ;

• резкая изменчивость мощностей и ФЕС 
продуктивных пропластков целевого ин-
тервала;

• сложность определения характера на сы-
щения коллекторов ввиду слабой диффе-
ренциации значений сопротивления отно-
сительно вмещающих пород.

Согласно данным бурения, коллекторы 
пласта Ю3 представлены среднепористы-
ми, низкопроницаемыми мелко-средне-
зернистыми песчаниками. Коэффициент 

пористости (Кп) изменяется от 11,8 до 18,2%, 
среднее значение коэффициента проница-
емости (Кпр) ~2 мД. По результатам интер-
претации геофизических исследований 
скважин (ГИС) диапазон нефтенасыщенно-
сти (Кн) в продуктивном интервале варьиру-
ется от 32,3 до 67,6%.
Учитывая вышеуказанные факторы, а также 
амплитуду залежи (<90 м), выявлено на-
личие недонасыщенных углеводородами 
(УВ) отдельных пропластков, суммарный 
вклад которых в процессе извлечения УВ 
из пласта может привести к быстрой об-
водненности.

ОБЪЕКТ ИССЛЕДОВАНИЙ

Пласт Ю3 вскрыт пятью поисково-разве-
дочными скважинами, из них три скважи-
ны (Х1, Х3, Х5) вскрыли нефтяную залежь. 
Согласно данным ГИС и результатам ис-
пытаний в скважине Х1 пласт полностью 
нефтенасыщен до подошвы коллекторов. 
В скважине Х3 в нижней части целевого ин-
тервала выявлены коллекторы, недонасы-
щенные УВ. В скважине Х5 зафиксировано 
залегание водонасыщенных коллекторов 

ДЛЯ МИНИМИЗАЦИИ РИСКОВ ОБВОДНЕННОСТИ 
ПРИ ДОРАЗВЕДКЕ ЗАЛЕЖЕЙ ПЛАСТА ЮЗ ТЮМЕНСКОЙ 
СВИТЫ В УСЛОВИЯХ НЕОДНОРОДНО НАСЫЩЕННЫХ 
КОЛЛЕКТОРОВ РАССМОТРЕНА МЕТОДИКА УЧЕТА 
ФЛЮИДАЛЬНОЙ НЕОДНОРОДНОСТИ ПЛАСТА 
ПРИ ПОСТРОЕНИИ 2D ГЕОЛОГИЧЕСКОЙ МОДЕЛИ, 
УЧИТЫВАЮЩАЯ НАЛИЧИЕ КАПИЛЛЯРНЫХ БАРЬЕРОВ 
ПЕРВОГО РОДА, ПРЕПЯТСТВУЮЩИХ ПОЛНОМУ 
ЗАПОЛНЕНИЮ ЛОВУШКИ В КОНТУРЕ УСТАНОВЛЕННОЙ 
НЕФТЕНОСНОСТИ.
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над нефтенасыщенными при наличии разде-
ляющего их ложного флюидоупора (рис. 1).
По результатам комплексного анализа дан-
ных бурения (фото керна в дневном и ультра-
фиолетовом (УФ) свете, ГИС, результаты 
испытаний) в скважине Х5 в интервале пла-
ста Ю3 выделены три пачки, соответствую-
щие седиментационным циклам осадкона-
копления (рис. 2).
Пачка 1 залегает в нижней части пласта Ю3. 
Представлена терригенными породами 
континентального генезиса.
В нижней части залегают песчано-алеври-
тистые породы, перекрытые углистым про-
пластком (фации поймы, болота). Согласно 
результатам интерпретации ГИС в данном 
интервале коллекторы отсутствуют.

Верхняя часть представлена песчаниками 
преимущественно среднезернистой фракции 
с подчиненным соотношением мелкозерни-
стой фракции и маломощным пропластком 
крупнозернистой фракции (фация речного 
русла; начало формирования). Согласно дан-
ным ГИС выделен нефтенасыщенный кол-
лектор с неравномерным нефтенасыщением 
(Кпр = 0,4–9,1 мД). По результатам испытания 
пачки 1 получен малодебитный приток нефти 
с водой (Qн = 0,94 м3/сут, Qв = 0,27 м3/сут).
Пачка 2 приурочена к центральной части 
пласта Ю3 и представлена русловыми пес-
чаниками тонко-мелкозернистой фракции, 
отдельными прослоями до среднезерни-
стой фракции. В основании залегает про-
пласток мелко-среднезернистого песчаника 
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с карбонатным цементом. Согласно результа-
там интерпретации ГИС в исследуемом ин-
тервале выделены низкопроницаемые (Кпр = 
0,3–0,89 мД) водонасыщенные коллекторы 
с отсутствием свечения керна в УФ-свете. 
По результатам испытания вышеуказанных 
отложений получен приток пластовой воды 
без признаков нефти (Qв = 1,13 м3/сут). Однако 
в вытяжке из керна в толуоле в УФ-свете на-
блюдается свечение (рис. 2).
Пачка 3 завершает разрез пласта. В нижней 
части пачки выделяются тон ко-мелкозерни-
стые песчаники затапливаемого русла, сме-
няющиеся вверх по разрезу переслаиванием 
тонкозернистых песчаников и алевролитов 
смешанной приливно-отливной отмели (сме-
на континентальной обстановки осадкона-
копления на переходную). Согласно результа-
там интерпретации ГИС в данном интервале 
коллекторы отсутствуют.
В центральной части пачки вскрыты 
песчаники речного русла с закономер-
но сменяющейся вверх по разрезу пре-
имущественно среднезернистой фракции 

на тонко-мелкозернистую фракцию (смена 
континентальной обстановки осадкона-
копления на переходную). При этом в соста-
ве континентальных русловых отложений 
встречаются лаговые слои, содержащие 
большое количество углефицированных 
остатков, обломки древесины, глинистые 
интракласты и примеси полуокатанных зе-
рен, свидетельствующие о периодическом 
усилении гидродинамической активно-
сти русла. Согласно результатам интерпре-
тации ГИС в данном интервале выделено 
5,1 м нефтенасыщенных коллекторов (Кпр = 
1,2–6,04 мД). Свечение в ультрафиолете, 
как и в 1-й пачке, неравномерное. При испы-
тании получен малодебитный приток нефти 
с водой (Qн = 0,37 м3/сут, Qв = 0,28 м3/сут). 
В керне наблюдается характерное для неф-
ти свечение в УФ-свете.
В верхней части пачки залегают алевролиты 
и тонко-мелкозернистые песчаники с гли-
нистыми интракластами (фации прилив-
но-отливной отмели, протоки; переходная 
обстановка осадконакопления). По данным 
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Рис. 1. Характеристика строения пласта Ю3. Составлено авторами
Fig. 1. Characteristics of the structure of the J3 formation. Prepared by the authors
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комплексного анализа данных керна и ГИС 
в данном интервале коллекторы отсутствуют.
В результате анализа фракционного-мине-
ралогического состава коллекторов пла-
ста Ю3 установлено, что коллекторы 2-й пачки 

незначительно, но отличаются более высоким 
содержанием пелитовой фракции с преобла-
данием гидрослюды в составе глинистого це-
мента, увеличением доли алевритовой и мел-
кой песчаной фракций (рис. 2, табл. 1).
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МЕТОДИКА ИССЛЕДОВАНИЙ

На сегодняшний день отложения тюменской 
свиты в Уватском районе охарактеризованы 
большим объемом комплексных исследова-
ний сейсморазведочных данных по методу 
общей глубинной точки (МОГТ) 3D с данны-
ми бурения скважин. Нередко на месторо-
ждениях встречаются локально развитые 
зоны недонасыщенных УВ-коллекторов, 
которые требуют детального изучения на-
чиная с этапа ГРР. Явления неоднородно-
сти флюидонасыщения на месторождениях 
Западной Сибири активно изучаются [2, 3, 4, 
5]. Согласно геолого-геофизическим дан-
ным на исследуемой территории такие зоны 
недонасыщения обусловлены прежде всего 
литофациальными неоднородностями, в том 
числе и наличием капиллярных барьеров 
первого рода, которые встречаются в трех 
случаях [6]:
• в зоне смены фациальных обстановок 

с улучшенными ФЕС (фации речного русла, 
внешней песчаной поймы и т.д.) на ухуд-
шенные (фации внутренней глинистой 
поймы, глинистой приливно-отливной от-
мели и т.д.);

• в зоне выклинивания коллекторов вверх 
по восстанию структуры;

• в зоне ухудшенных ФЕС отложений, обу-
словленной наличием вторичных измене-
ний.

По результатам многочисленных исследова-
ний Уватского района установлено, что все 
выявленные залежи сформированы преиму-
щественно за счет латеральной миграции УВ. 
Согласно вышеуказанной геологической 
концепции предположено, что наличие пла-
стовой воды в центральной части резервуара 
объясняется невозможностью аккумуляции 
нефти по причине влияния капиллярных ба-
рьеров. Преодоление последних мигрирую-
щей нефтью в низкопроницаемых коллекто-
рах достигается только в случае присутствия 
необходимого достаточного давления, 
которое может не обеспечиваться высотой 
залежи.

Для подтверждения вышеуказанной гипо-
тезы проанализированы данные капилляри-
метрии в зависимости от интенсивности све-
чения керна. Благодаря разделению по цвету, 
яркости и тону изображения в программе 
TextureRock выделены литологические раз-
ности в дневном свете, а светящиеся интер-
валы — в УФ-свете. Песчаники классифици-
рованы на не светящиеся в ультрафиолете, 
обладающие слабым и интенсивным свече-
нием (рис. 2, колонка «Керн обработка ПО 
TextureRock»).
Анализ сопоставления коэффициентов 
пористости и проницаемости для коллек-
торов с различными ФЕС в зависимости 
от интенсивности свечения керна показал, 
что при граничном значении Кпр = 0,3 мД, 
принятым для выделения коллекторов 
на данной площади, свечение наблюдается 
при Кпр > 1,2 мД (рис. 3), что можно принять 
за критическое значение коэффициента про-
ницаемости для соблюдения условия нефте-
насыщения выделенных коллекторов.
Зона 2 характеризуется значениями прони-
цаемости, не превышающими 0,9 мД, поэто-
му вполне может являться недонасыщенной 
УВ в силу влияния капиллярных барьеров. 
Известно, что прямые качественные при-
знаки выделяют абсолютный коллектор, 
но не учитывают его характер насыщения. 
По этой причине по данным ГИС наблюда-
ется общая эффективная мощность коллек-
тора с неравномерным насыщением (зона 1, 
2 и 3). Наличие коллекторов без характерно-
го свечения в УФ свете обеспечивает приток 
свободной пластовой воды по результатам 
испытаний.
Для подтверждения высоких значений ко-
эффициента водонасыщенности в зоне 2 по-
строена общая капиллярная модель насы-
щенности пласта с использованием модели 
Брукса и Кори. В процессе настройки капил-
лярной модели насыщенности на электриче-
скую модель пласта уровень зеркала чистой 
воды принят на 30 м ниже принятого уров-
ня ВНК. Согласно полученным результатам 
установлено, что значения коэффициента 

Таблица 1. Фракционно-минералогический состав коллекторов в скважине Х5. Составлено авторами
Table 1. Fractional mineralogical composition of reservoirs in the X5 well. Prepared by the authors

Пачка Кп, % Кпр, мД
РСА глин Песчаная фракция, % Алевролитовая фракция, % Пелитовая 

фракция,%

К Х ГС ССО 2,0–1,0 1,0–0,5 0,50–0,25 0,250–0,125 0,125–0,0625 0,0625–0,031 0,031–0,0039 < 0,0039

3 14,4–16,4 1,2–6,04 66 12 18 4 0 2 28 30 8 6 18 8

2 11,8–13,8 0,30–0,89 61 13 22 4 0 1 17 37 9 5 20 11

1 12,6–16,9 0,59–9,13 78 10 9 3 0 4 35 28 6 4 16 7

К — каолинит, Х — хлорит, ГС — гидрослюда, ССО — смешаннослойные образования гидрослюда-монтмориллонитового ряда
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водонасыщенности в зоне 2 не опускаются 
ниже 75–80% (рис. 2, колонка Насыщенность). 
Для информативности на график (рис. 4) вы-
несены границы водонефтяного (ВНК)
 и высоты залежи, данные эксперимен-
тов по определению относительных фазо-
вых проницаемостей (ОФП) для различных 
ФЕС-коллекторов, а также данные испы-
таний в пределах контура нефтеносности. 
По данным относительных фазовых про-
ницаемостей ОФП определены границы, 
условно разделяющие интервал получе-
ния воды (Кв>Кв**), интервал двухфазной 
фильтрации (Кв<Кв<Кв**) и интервал получе-
ния нефти (Кв<Кв*). В соответствии с рисун-
ком 4 при Кпр < 1 мД и текущей высоте зале-
жи получение нефти из зоны 2 практически 
невозможно.
Таким образом, данные капилляримет-
рии и ОФП объясняют получение воды 
в зоне 2 пласта Ю3, а также получение сме-
шанных притоков нефти и воды в зонах 1 и 3.
В условиях слабой изученности керновы-
ми исследованиями коллекторов с флю-
идальной неоднородностью имеет место 
использование постоянного критического 

значения проницаемости [4], установленного 
ранее. С привлечением результатов иссле-
дований ОФП для прогноза, учитывающего 
геометрические параметры залежи, воз-
можно установление «плавающего» кри-
тического значения, зависящего от высоты 
залежи, с использованием величины Кв**. 
В рамках рассматриваемого пласта изуча-
емого месторождения выборка экспери-
ментов ОФП ограничена трем я образца-
ми, что не позволяет установить уверенную 
связь. Ограниченность в изученности и необ-
ходимость моделирования неоднородно 
насыщенного коллектора требуют дополни-
тельных исследований для получения до-
стоверных результатов.

ПОСТРОЕНИЕ ДВУМЕРНОЙ МОДЕЛИ 
ЗАЛЕЖИ ПЛАСТА Ю3

По итогам комплексирования геолого-гео-
физических данных закартирована пласто-
во-сводовая нефтяная залежь, литологиче-
ски-экранированная в северной и восточной 
частях. Залежь характеризуется сложным 

Условные обозначения: Интенсивное свечение Слабое свечение Без свечения

Кпгр=11,8%
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Рис. 3. Зависимость коэффициента пористости от коэффициента проницаемости с нанесением интенсивности 
свечения в УФ-свете. Составлено авторами

Fig. 3. Dependence of the porosity coeffi  cient on the permeability coeffi  cient with the application of luminescence 
intensity in UV light. Prepared by the authors
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строением, обусловленным наличием текто-
нических нарушений и резкой флюидальной 
неоднородностью (рис. 5).
ВНК залежи пр инят на а.о. -2731,9 м по подо-
шве нефтенасыщенного песчаника в скважи-
не Х3 (последний нефтенасыщенный коллек-
тор: а.о.-2730,3–2731,9 м; Кп = 18,2%, Кпр = 67,6%). 
Следует отметить, что при данном контакте 
в скважине Х5 все низкопроницаемые коллек-
торы (Кпр = 0,3–0,9 мД, Нэф = 12,3 м) централь-
ной части пласта попадают в контур залежи.
Поскольку разрешающая способность сей-
сморазведочных данных МОГТ 3D не позво-
ляет спрогнозировать зоны недонасыщения 
УВ внутри пласта Ю3, их учет осуществлял-
ся на этапе оценки запасов залежи. Оценка 
запасов проведена объемным методом, 
с привлечением коэффициента нефтенасы-
щенности, принятого как среднее значение 
суммы средневзвешенных значений коэффи-
циентов нефтенасыщенности в пробуренных 
скважинах.
Достоинства выбранной модели:
• Учет на этапе ГРР сильной изменчи-

вости фракционно-минералогических 

параметров литологических разностей, 
влияющих на распределение ФЕС в целе-
вом интервале.

• Наиболее объективная оценка фактиче-
ских запасов залежи и в дальнейшем оп-
тимальная ее разработка.

Недостатки выбранной модели:
• Сложно спрогнозировать области разви-

тия недонасыщенных УВ-коллекторов. 
Требуется уточнение петрофизической 
модели в части прогноза проницаемости 
в зависимости от различных литотипов.

ВЫВОДЫ

Выполненный анализ результатов расши-
ренного комплекса лабораторных исследо-
ваний керна с данными ГИС подтвердил на-
личие капиллярных барьеров в коллекторах 
Уватского района.
Применение данных капилляриметрии 
и ОФП позволило:
• установить критическое значение коэф-

фициента проницаемости, при котором 
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Рис. 5. Пластово-сводовая залежь с флюидальной неоднородностью по разрезу. Составлено авторами
Fig. 5. A seam-arched deposit with fl uid heterogeneity along the formation. Prepared by the authors
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нефть вытесняет воду из порового про-
странства;

• обосновать геологическую природу фор-
мирования пятнистой нефтенасыщенности 
отложений пласта Ю3, учесть эти данные 
в петрофизической модели с последу-
ющим объяснением получения чистых 
и смешанных притоков в зависимости 
от высоты залежи.

Принятая авторами модель резервуара 
наиболее корректно отражает максималь-
ную площадь возможного распространения 
нефтенасыщенных коллекторов. Как показы-
вает практика, при благоприятных условиях 
зоны низкопроницаемых недонасыщенных 
УВ-коллекторов могут смениться нефтена-
сыщенными по мере ослабления влияния 
капиллярных барьеров.
• На дальнейшем этапе разбуривания за-

лежи необходимо проведение полного 

комплекса лабораторных исследований 
керна и ГИС с целью контроля местополо-
жения зон низкопроницаемых, недонасы-
щенных УВ-коллекторов. Своевременный 
контроль позволит не допустить преж-
девременную обводненность залежи 
на этапе разработки.

• Необходимо дальнейшее развитие и усо-
вершенствование методик сейсмического 
прогноза, которые позволят закартировать 
маломощные и слабо выраженные по аку-
стическим свойствам в разрезе недонасы-
щенные УВ-коллекторы.

• Детальное представление о залежи, 
осложненной неоднородно насыщенны-
ми коллекторами, позволяет минимизи-
ровать риски обводненности при дораз-
ведке объекта, а также способствует ее 
более оптимальной эксплуатации на этапе 
разработки.
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ПРОГНОЗ ЭФФЕКТИВНЫХ ТОЛЩИН 
КЕМБРИЙСКИХ КАРБОНАТНЫХ 
ОТЛОЖЕНИЙ ЧОНСКОЙ ГРУППЫ 
МЕСТОРОЖДЕНИЙ С УЧЕТОМ 
ВЕРТИКАЛЬНОЙ НЕОДНОРОДНОСТИ
А.Р. Валиуллин*, Е.А. Шерстобоев
Группа компаний «Газпром нефть» РФ, Санкт-Петербург

Электронный адрес: ProNek @gazprom-nek .ru

Введение. Изучение кембрийских карбонатных отложений Восточной Сибири, в частности Осинского 
горизонта (пласт Б1) Чонской группы месторождений, сопряжено с испытаниями, связанными с его сложной 
вертикальной неоднородностью и интенсивными вторичными процессами, такими как кальцитизация, 
существенно влияющими на фильтрационно-емкостные свойства (ФЕС).
Цель. Целью работы является анализ вертикальной неоднородности пласта Б1, оценка влияния вторичных 
процессов на коллекторские свойства и разработка усовершенствованного подхода к его геологическому 
моделированию.
Материалы и методы. На основе данных бурения, керна и результатов литологических исследований 
(анализ шлифов) по опорным скважинам проведено расчленение пласта Б1 на четыре пачки. 
Проанализированы литолого-фациальные особенности, ФЕС и распределение вторичных изменений 
для каждой пачки. Дополнительно исследована связь между содержанием кальцита и плотностью трещин 
по данным геофизических исследований скважин.
Результаты. Выделено четыре пачки пласта Б1, различающихся условиями осадконакопления, 
литологическим составом и степенью вторичных преобразований. Установлено, что нижняя пачка (до 40% 
мощности) характеризуется высокой степенью кальцитизации, что приводит к значительному ухудшению 
ФЕС. Верхние пачки сложены преимущественно доломитами с лучшими коллекторскими свойствами. Не 
выявлено значимых различий в зависимостях «проницаемость–пористость» между пачками. Не обнаружено 
однозначной связи между содержанием кальцита и плотностью трещин.
Заключение. Для повышения достоверности геологической модели пласта Б1 предложено моделировать 
каждую пачку отдельно с использованием индивидуальной входной статистики и настроек, учитывающих 
особенности их распространения. Разработанный подход применим для изучения одновозрастных 
отложений с аналогичными условиями седиментации в Восточной Сибири.

Ключевые слова: коллекторские свойства, кембрийские отложения, Восточная Сибирь, Чонская группа 
месторождений, кальцитизация, геологическое моделирование
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FORECAST OF CAMBRIAN CARBONATE RESERVOIR PROPERTIES OF THE CHONSK GROUP OF 
FIELDS TAKING INTO ACCOUNT VERTICAL HETEROGENEITY 

Artur R. Valiullin*, Evgenii A. Sherstoboev
Gazprom nek  company group, RF, Saint Peterburg

E-mail: ProNek @gazprom-nek .ru

Introduction. The study of the Cambrian carbonate deposits of Eastern Siberia, particularly the Osinsky Horizon 
(Reservoir B1) of the Chonsk Group of Fields, is challenging due to its complex vertical heterogeneity and intense 
secondary processes, such as calcitization, which signifi cantly aff ect the reservoir properties.
Aim. The aim of the work is to analyze the vertical heterogeneity of Reservoir B1, assess the impact of secondary 
processes on reservoir properties, and develop an improved approach to its geological modeling.
Materials and methods. Based on drilling data, core, and lithological studies (thin section analysis) from key 
wells, Reservoir B1 was subdivided into four packages. Lithofacies features, reservoir properties, and the 
distribution of secondary alterations for each package were analyzed. The relationship between calcite content 
and fracture density was additionally investigated using well-logging data.
Results. Four packages within Reservoir B1 were identifi ed, diff ering in depositional environments, lithological 
composition, and degree of secondary alterations. The lower package (up to 40% of thickness) is characterized 
by a high degree of calcitization, leading to a signifi cant deterioration of reservoir properties. The upper packages 
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are composed predominantly of dolomites with better reservoir properties. No signifi cant diff erences in porosity-
permeability relationships between the packages were revealed. No clear correlation between calcite content and 
fracture density was found.
Conclusion. To improve the reliability of the geological model of Reservoir B1, it is proposed to model each 
package separately using individual input statistics and settings that account for their distribution patterns. The 
developed approach is applicable for studying coeval deposits with similar sedimentation conditions in Eastern 
Siberia.
Keywords: reservoir properties, Cambrian deposits, Eastern Siberia, Chonsk group of fi elds, calcitization, geological 
modeling
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ВВЕДЕНИЕ

В Восточной Сибири в пределах Непско-
Ботуобинской нефтегазоносной обла-
сти (НГО) выделяют три нефтегазоносных 
комплекса — вендский, преимущественно 
терригенный, венд-нижнекембрийский, яв-
ляющийся глинисто-сульфатно-карбонатным 
и кембрийский — галогенно-карбонатный. 
Основной интерес для нефтегазоносности 
представляют первые два, относящиеся 
к нижним структурным ярусам. Чонская груп-
па месторождений в этом плане не является 
исключением. 

Осинский горизонт (пласт Б1), относящийся 
к венд-нижнекембрийскому нефтегазонос-
ному комплексу, на территории ЧГМ пред-
ставлен в основном доломитами, сформиро-
ванными в условиях частично изолированной 
шельфовой забарьерной лагуны с активным 
влиянием приливно-отливной деятельно-
сти [1, 2]. В то же время вдоль восточной части 
Непского свода формировались органогенные 
постройки (известняки) разного типа. Породы 
осинского горизонта подвержены разнооб-
разным вторичным преобразованиям (доло-
митизация, ангидритизация, кальцитизация 
и др.), как в целом и все отложения на террито-
рии Чонской группы месторождений. 
По результатам опытно-промышленных ра-
бот, выполненных в 2024 году, не удалось 

подтвердить плановые значения эффектив-
ной мощности пласта. Для решения это-
го вопроса совместно с седиментологами 
выполнен анализ разреза пласта в опор-
ных скважинах со сплошным выносом кер-
на на предмет дифференциации пласта 
Б1 с учетом вертикальной неоднородно-
сти. При разделении учитывались различия 
в особенностях фациальных обстановок, 
литологического состава и фильтраци-
онно-емкостных свойствах (ФЕС). Разрез пла-
ста был разделен на 4 пачки (рис. 1).
По результатам анализа установлено, 
что нижняя пачка (4), составляющая около 
40% от общей мощности пласта, сформиро-
вана в умеренных, спокойных морских усло-
виях. Она представлена мелко-среднекри-
сталлическими известковыми доломитами. 
По описанию в керне и шлифах пачка харак-
теризуется высоким содержанием кальци-
та, что сказалось на снижении фильтраци-
онно-емкостных свойств [2].
По описанию шлифов в данном интервале 
разреза доломит представлен ромбовидны-
ми кристаллами размером 0,02–0,2 мм, кото-
рые сцементированы кристаллами кальци-
та такого же размера. Содержание цемента 
достигает 45%. Встречены реликты оолитов, 
представляющие собой округлые образова-
ния (кренделеобразные) с крустификацион-
ной периферийной частью и выщелоченным 
ядром (пустоты) или без него (сплошные). 
Вторичные преобразования: компакция, 
кальцитизация, доломитизация, выщелачи-
вание (рис. 2).
Залегающая выше пачка (3) занимает поряд-
ка 18% от общей мощности и представлена 
фациями краевой зоны патч-рифа. Состоит 
преимущественно из доломита с первичной 
зернистой структурой [3]. Процессы каль-
цитизации и ангидритизации в интерва-
ле практически отсутствуют. При анализе 

ДЛЯ ПОСТРОЕНИЯ КОРРЕКТНОЙ ГЕОЛОГИЧЕСКОЙ 
МОДЕЛИ КЕМБРИЙСКИХ КАРБОНАТНЫХ ПОРОД 
ВОСТОЧНОЙ СИБИРИ НА ПРИМЕРЕ ПЛАСТА Б1 ЧОНСКОЙ 
ГРУППЫ МЕСТОРОЖДЕНИЙ РАССМОТРЕНЫ 
ОСОБЕННОСТИ ВЕРТИКАЛЬНОЙ НЕОДНОРОДНОСТИ 
ОТЛОЖЕНИЙ С УЧЕТОМ ВЛИЯНИЯ КАЛЬЦИТИЗАЦИИ 
НА ФЕС КОЛЛЕКТОРОВ. 
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     местами кавернозный и трещиноватый
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Обилие кальцита, ухудшение свойств
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Рис. 1. Характеристика Осинского горизонта с учетом деления на циклиты. Составлено авторами
Fig. 1. Characteristics of the Osinsky horizon, considering its division into cyclites. Prepared by the authors

Рис. 2. Фотографии шлифа породы нижней пачки. Скважина 1. Образец 32742-13. Интервал отбора 1408–1422 м, место взятия 6,59 м. 
На фото — общий вид породы. Вид (а) — при скрещенных николях, вид (б) — в проходящем свете. Увеличение 40х. Составлено авторами

Fig. 2. Thin section photographs of the rock from the lower package. Well 1. Sample 32742-13. Sampling interval 1408–1422 m, core depth 6.59 m. 
General view of the rock. View (a) — under crossed nicols, view (б) — in plane-polarized light. Magnifi cation 40x. Prepared by the authors
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кернового материала, отмечается процесс 
доломитизации, который происходил по пер-
вичному доломиту, формируя протодоломиты. 
Вторичная доломитизация сопровождается 
слабым трещинообразованием, которая при-
водит к улучшению фильтрационно-емкост-
ных свойств.
По описанию шлифа в данном интерва-
ле доломит тонко-мелкокристаллический, 
с водорослевой структурой, светло-коричне-
вый, массивный. Размер зерен 0,05–0,27 мм. 
Поры в основном угловатые, местами изо-
метричные, участками вытянутые, заполнены 
галитом, пленками битума. Минеральный со-
став породы: 95% доломит, 5% галит. Кальцит 
отсутствует. Среди вторичных процессов вы-
деляется перекристаллизация и выщелачи-
вание, частично засолонение (рис. 3). 
Вышележащая пачка (2), сформированная 
во время снижения глубины моря, занима-
ет около 26% всего разреза. Порода пред-
ставлена тонкослоистым мелкокристалли-
ческим доломитом, местами кавернозным 
и трещиноватым. Каверны не формирует 
связанной каверновой системы, а сообщают-
ся через поры матрицы. Отмечаются прослои 
с таблитчатым ангидритом.
По описанию шлифа в данном интерва-
ле доломит представлен ромбовидными 
кристаллами размером 0,03–0,06 мм, часто 
плотно упакованными, бесцветными, про-
зрачными, с едва заметными буроватым 
оттенком, из-за слабого замутнения кри-
сталлов, прожилки битумоидов темно-ко-
ричневые. Поры и каверны межкристалличе-
ские, угловатые. Некоторые поры бесцветные, 
выполнены солью. Размер пустот 0,02–0,8 мм. 
Содержание пустот составляет 10%. Цемент 

межкристаллический, ангидритовый, нерав-
номерно распределенный, кристаллический, 
заполняющий пустотное пространство меж-
ду кристаллами доломита. Состав цемента — 
ангидрит, содержание до 5%.
Самая верхняя пачка (1), занимает 15% мощ-
ности разреза. Отложения сформированы 
в крайне мелководных условиях, местами 
с признаками осушения [4]. Представлена 
мелкокристаллическим доломитом. 
Отмечается обилие ангидрита и прожилков 
органического вещества.
По описанию шлифа строматолит доломи-
товый микро-тонко-мелкокристаллический. 
Доломит микро-тонкокристаллический пе-
лоидно-водорослевый, сульфатизированый. 
Размер зерен 0,03–0,15 мм. Минеральный 
состав породы: 58% доломит, 38% сульфаты 
(ангидрит), 2% битумы, 2% галоиды. Среди 
вторичных изменений доминируют сульфати-
зация и перекристаллизация, частично засо-
лонение (рис. 4).
Отличия между выделенными пачками пла-
ста Б1 прослеживаются как в разном лито-
логическом составе, так и в отличиях ФЕС. 
При этом граница между 1-й и 2-й пачкой 
уверенно прослеживается по геофизическим 
исследованиям скважин (ГИС), 1-я пачка 
представлена единичным пропластком кол-
лектора в 80% разведочного фонда. Граница 
между 2-й и 3-й пачками является услов-
ной. Обе пачки представлены во всех сква-
жинах выдержанными пропластками кол-
лектора. Песчанистость изменяется от 20 
до 40%. Граница между 3-й и 4-й пачками 
также является условной, но хорошо отби-
вается за счет наличия кальцита в подо-
шве циклита. В данном случае процесс 

1000 мкм 1000 мкм1000 мкм 1000 мкм

Рис. 3. Доломит из пачки 2. Скважина 2. Образец 23685-15, интервал отбора 1412,6–1430,6 м, место взятия 1,58 м. На фото — общий вид 
породы. Вид (а) — при скрещенных николях, вид (б) — в проходящем свете, увеличение 40х. Составлено авторами

Fig. 3. Dolomite from package 2. Well 2. Sample 23685-15, sampling interval 1412.6–1430.6 m, core depth 1.58 m. General view of the rock. 
View (a) — under crossed nicols, view (б) — in plane-polarized light. Magnifi cation 40x. Prepared by the authors
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Рис. 4. Доломит из верхней пачки пласта Б1. Фотографии шлифов. Скважина 2. Образец 23638-15, интервал отбора 1394,6–1412,6 м, 
место взятия 7,57 м. На фото — общий вид породы. Вид (а) — при скрещенных николях, вид (б) — в проходящем свете, увеличение 40 х. 

Составлено авторами
Fig. 4. Dolomite from the upper package of Reservoir B1. Thin section photographs. Well 2. Sample 23638-15, sampling interval 1394.6–1412.6 m, 

core depth 7.57 m. General view of the rock. View (a) — under crossed nicols, view (б) — in plane-polarized light. Magnifi cation 40x. 
Prepared by the authors
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Fig. 5. Comparison of permeability-porosity (Kperm–Kpor) relationships, considering vertical heterogeneity. Kperm–Kpor relationships for: 
a) cyclite 1, б) cyclite 2, в) cyclite 3, г) cyclite 4. Prepared by the authors
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кальцитизации в большей степени негативно 
повлиял на коллекторские свойства 4-й пач-
ки по сравнению с вышележащими. Средняя 
доля песчанистости в ней значительно мень-
ше, чем в верхних трех, порядка 8%. 
В ходе работ также проводился анализ зави-
симости коэффициента проницаемости (Кпр) 
от коэффициента пористости (Кп) по разным 
пачкам с целью найти различия между ними. 
Рассматриваемые зависимости отдельно 
по пачкам находятся все в одном тренде 
и соответствуют ранее принятым зависимо-
стям Р10, Р50, Р90. Нет оснований корректи-
ровать зависимость Кпр–Кп в петрофизи-
ческой модели (рис. 5). Однако установлена 
закономерность: чем сильнее развит процесс 
доломитизации, тем ФЕС лучше.
Похожие закономерности наблюдают-
ся и на соседних месторождениях, так 
как осинский горизонт в регионе в целом 
имеет выраженное циклическое строение. 
В работах [2, 5] отмечается, что в разрезе 
выделяются элементарные циклиты (пач-
ки), которые обмеляются вверх по разрезу 
и разделяются четкими трансгрессивными 
границами, представляющими собой свое-
образные седиментационные маркеры. Эти 
пачки отличаются друг от друга строением 
и условиями накопления отложений.
Для прогноза вторичных преобразований 
в межскважинном пространстве проанали-
зирована геомеханическая модель по сква-
жинам, в которых есть результаты записи 
Formation MicroImager (FMI) и LithoScanner 
(6 скважин), с целью найти связь содержания 

кальцита от плотности трещин (количество 
трещин на 1 м). Результаты представлены 
на рис. 6. По результатам анализа установле-
но, что при любом содержании кальцита (%) 
значение плотности трещин (Р32) в среднем 
до 3, с локальными «вылетами». 
С учетом этих данных отсутствует возмож-
ность использовать данные FMI для прогноза 
развития вторичных процессов.

ВЫВОДЫ

Исходя из всех предпосылок, описанных 
в статье, принято решение изменить подхо-
ды к моделированию пласта Б1 в геологи-
ческой модели. Если говорить о подошвен-
ной части пласта, то вероятность наличия 
коллектора связана со степенью вторич-
ных преобразований. Поскольку на данный 
момент отсутствует подход прогнозиро-
вания зон развития вторичных процессов 
в межскважинном пространстве, в первую 
очередь кальцитизации, принято решение 
каждую пачку пласта Б1 строить отдельно, 
со своей входной статистикой по скважинам 
и настройками моделирования, учитываю-
щими площадное распространение коллек-
тора по скважинам.
Предложенный поход разделения пласта 
на пачки применим для одновозрастных от-
ложений с аналогичными условиями седи-
ментации на территории Восточной Сибири 
и может рассматриваться как возможные ва-
рианты строения пластов при их изучении.
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Р32 Плотность трещин (кол-во трещин/1м )
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Рис. 6. Содержание кальцита в минеральном составе породы в %, в зависимости от плотности трещин Р32. 
Составлено авторами

Fig. 6. Calcite content in the rock’s mineral composition (%), versus fracture density P32. Prepared by the authors.
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ДЛЯ МНОГОВАРИАНТНЫХ РАСЧЕТОВ 
НЕСТРУКТУРНЫХ ЛОВУШЕК ПРИ 
ПРОВЕДЕНИИ ВЕРОЯТНОСТНОЙ 
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Введение. Традиционно прогноз эффективного флюидонасыщенного объема в межскважинном 
пространстве вносит наибольшую неопределенность при геолого-экономической оценке активов. 
В зависимости от особенностей геологического строения продуктивных отложений оцениваемых участков 
возникает необходимость разработки универсальных алгоритмов для адаптации процесса расчетов.
Цель. Оптимизация крупных проектов геологоразведочных работ за счет универсализации подходов 
к многовариантным расчетам флюидонасыщенных толщин в зависимости от количества, типа и качества 
исходной геолого-геофизической информации.
Материалы и методы. Разработан технический адаптивный алгоритм для многовариантных расчетов 
с использованием функции Workfl ow в геологических программных пакетах, предусматривающий более 
2500 возможных сценариев в зависимости от множества факторов. В рамках использования алгоритма 
предусмотрена автоадаптация расчетов при задании необходимых исходных данных, а также определенной 
численной комбинации для вызова определенных циклов.
Результаты. Использование настоящего алгоритма позволяет автоматизировать и тем самым значительно 
ускорить процесс многовариантной геологической оценки флюидонасыщенных объемов.
Заключение. Адаптация многовариантных расчетов увеличивает ценность крупных проектов геолого-
разведочных работ на поисковом и разведочном этапе — как в контексте сокращения сроков и трудозатрат, 
так и в призме возможности расчетов дополнительных интервалов за выделенное время на геологическую 
оценку.

Ключевые слова: многовариантные расчеты, неструктурные объекты, геолого-геофизическая изученность, 
прогноз эффективных толщин, геологические неопределенности
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ADAPTIVE ALGORITHM FOR NON@STRUCTURAL TRAPS MULTIVARIANT CALCULATIONS WHILE 
NET PAY VOLUME PROBABILISTIC ASSESSMENT

Ivan A. Perepletkin
Gazprom nek  companу group, RF, Saint Petersburg

E-mail: ProNek @gazprom-nek .ru

Introduction. Traditionally, uncertainties associated with the net pay volume prediction in the inter-well space 
contribute to the greatest challenges in the geological & economic assessment. Depending on the specifi c 
features of productive deposits in the areas being evaluated, it becomes necessary to develop universal 
algorithms for adapting the calculation process.
Aim. The purpose of this work is to optimize large-scale exploration projects by universalizing fl uid-saturated 
thicknesses multi-variant calculations approaches, depending on the quantity, type, and quality of the initial 
geological & geophysical information.
Materials and methods. An adaptive integrated algorithm for multi-variant calculations using the Workfl ow 
function in geological sok ware packages has been developed, which provides for more than 2,500 possible 
scenarios depending on a variety of factors. The algorithm includes calculations auto-adaptation as well as a 
specifi c numerical combination for triggering specifi c cycles.
Results. The use of this algorithm allows for the automation and, thus, signifi cant acceleration of the process of 
multivariate geological assessment of fl uid-saturated volumes.
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Conclusion. The adaptation of multi-variant calculations increases the large-scale geological exploration projects 
value at the exploration stage, both in terms of reducing the time & labor required, and in terms of the ability to 
calculate additional intervals within the allocated time for geological evaluation
Keywords: multi-variant calculations, non-structural traps, geological maturity, net pay thickness forecast, 
geological uncertainties
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ТЕОРИЯ

Ввиду сложившихся в настоящее время 
следующих трендов в практике геолого-раз-
ведочных работ (ГРР) — повышение слож-
ности запасов углеводородов (УВ), ускоре-
ние темпов камеральных работ [1], а также 
фокус на региональные крупные проекты 
с большим количеством перспективных 
объектов [2] — возрастает актуальность вне-
дрения автоматизационных алгоритмов, поз-
воляющих как сократить время на процесс 
многовариантной геологической оценки, так 
и адаптировать процесс расчета при разной 
степени геолого-геофизической изученно-
сти. Опираясь на опыт крупных проектов ГРР, 
существует актуальная проблема долговре-
менной ручной настройки адаптации расчет-
ных алгоритмов многовариантного геоло-
гического моделирования под конкретную 
специфику проекта [3]. Зачастую данный про-
цесс занимает более месяца [4], что в реали-
ях сжатых сроков на геолого-экономическую 
оценку проектов ГРР ведет или к некаче-
ственной проработке геологических неопре-
делённостей и недоучете рисков [5], или к за-
тягиванию сроков на оценку данного актива 
[6]. Дополнительным вызовом является им-
портозамещение программных продуктов [7].
В рамках поискового и оценочного этапов 
цикла ГРР при ограниченной изученности 
участков наиболее распространенный под-
ход [8, 9] к вероятностной оценке ресурсной 
базы (ВОРБ) — это комбинированное при-
менение 2D-моделирования вероятностной 
оценки эффективных флюидонасыщенных 
объемов с получением множества реали-
заций карт нефте(газо)насыщенных тол-
щин и дальнейшая одномерная оценка 
фильтрационно-емкостных свойств (ФЕС) 
и PVT-свойств. В отличие от алгоритмов 
3D-моделирования рабочий процесс на-
стройки алгоритмов картирования включает 
большое количество технических операций 
[10] на каждом этапе картирования (вариация 

площади объекта, структурного карка-
са, эффективных и продуктивных толщин). 
Более того, последовательность операций 
чувствительна к исходной геолого-геофизи-
ческой информации: к типу ловушки (струк-
турная, структурно-литологическая, текто-
нически экранированная и т. д.), к наличию 
(отсутствию) скважинных данных и кондици-
онности результатов интерпретации геофи-
зических исследований скважин (РИГИС), 
к деталям концептуальной модели осадко-
накопления и многим другим особенностям 
конкретного перспективного объекта [11].
Вопросам автоматизации расчетов в послед-
ние годы посвящено проектов и научно-
практических разработок [12–14] в различном 
программном обеспечении (ПО) [7, 15, 16], а так-
же с использованием языков программиро-
вания [17]. Например, в работе [18] отражена 
технология автоматического оконтуривания 
структурных ловушек и дальнейшего много-
вариантного расчета (МВР) флюидонасыщен-
ных толщин. Автором совместно с коллегами 
также отражены вопросы разработки инте-
грированных подходов к МВР перспективных 
объектов, ассоциирующихся с различными об-
становками осадконакопления — континен-
тальные отложения [19], переходные обстанов-
ки, в частности дельты разного генезиса [20], 
а также глубоководные отложения [21, 22]. 
В настоящей работе представлен оптимиза-
ционный алгоритм для многовариантных 
расчетов неструктурных ловушек при дву-
мерном (2D) геологическом моделировании, 
объединяющий более 2500 комбинаций в за-
висимости от исходной геолого-геофизиче-
ской информации и особенностей геологиче-
ского строения конкретного перспективного 
объекта. Данный алгоритм подразумевает 
предварительное выделение границ контура 
(или нескольких сценариев контуров) объек-
та. Алгоритм реализован с использованием 
инструмента Workfl ow в программных па-
кетах для геологического моделирования, 
в том числе отечественном [23].
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ОПИСАНИЕ WORKFLOW

В рамках разработанного алгоритма преду-
смотрен расчет неограниченного числа 
объектов. Для каждого отдельного объек-
та возможно задать множество комбина-
ций (рис. 1) применительно к каждому этапу 
многовариантных расчетов (МВР). Стоит 
отметить, что конкретный сценарий возмож-
но задать как вручную с помощью введения 
специального числового кода при настройке 
исходных данных, вызывающего цикл пред-

настроенных расчетов (для выбора сценари-
ев прогноза эффективных толщин и оценки 
диапазона флюидоконтакта), так предусмот-
рена и автоматическая адаптация алгоритма 
в зависимости от того, заданы или не заданы 
необходимые данные (например, точки сква-
жин, полигоны разломов, один или несколь-
ко возможных сценариев площади объекта 
и др. данные). 
Исходные данные для каждого объекта 
вводятся в листе задания исходных дан-
ных (reference list). Минимальный набор 
исходных данных для проведения 2D МВР 
включает в себя структурные карты кровли 
и подошвы пласта, карту ошибок структур-
ных построений, полигон границы объек-
та и параметры вариограмм для карто-
построений. Коды для выбора сценария 
прогноза эффективных (от 1 до 6) и флю-
идонасыщенных толщин (1–8 для двух-
фазной УВ-системы, 9–17 для трехфазной 
УВ-системы) вводятся в отдельные колонки 
для каждого объекта. В качестве бытовой 
аналогии данной механики расчетов мож-
но привести звонок в call-центр мобиль-
ного оператора, где необходимо ввести 
цифру для консультации по определённому 
вопросу [24]. Данный алгоритм при задании 
численной комбинации вызывает для рас-
чета только те циклы, которые подразу-
мевают последовательность прогноза 
по необходимому сценарию. При этом нет 
необходимости вручную включать (выклю-
чать) остальные неиспользуемые циклы. 
Рассмотрим далее подробную механику 
расчетов на каждом этапе.

ПЛОЩАДЬ ОБЪЕКТА

В рамках описываемого алгоритма преду-
смотрены 3 варианта технической реали-
зации процедуры оценки площади объек-
та. Наиболее распространенный сценарий 
подразумевает существование трех вари-
антов контуров объектов — максимального, 
наиболее вероятного и минимального (Р1, 
Р50 и Р100 соответственно) ввиду наличия 
неопределенностей в наличии/отсутствии 
коллектора в межскважинном пространстве. 
Отрисовке исходных упомянутых ранее 
контуров предшествует процедура обос-
нования границ минимального, наиболее 
вероятного и максимального контуров с при-
влечением скважинных данных и косвенных 
методов (динамический, палеогеографи-
ческий анализ и т. д.), а также концептуаль-
ной модели осадконакопления. Технический 
принцип вариации площади объекта вклю-
чает следующую последовательность 
операций.
1. Построение карты в пределах минималь-

ного контура коллектора с присвоением 
значения 100 (метод Artifi cial algorithm [25]).

2. Присвоение полигонам максимального, 
базового и минимального контуров объек-
та значений 1, 50 и 100 соответственно.

3. Построение карты с изолиниями 
от 1 до 100. В качестве входных данных 
выступает карта из п. 1 и полигоны (п. 2). 
Картопостроение осуществляется ме-
тодом конвергентной интерполяции. 
Получившаяся карта имеет математиче-
ский смысл перцентиля площади объекта, 
полученная по результатам интерполяции 
значений между исходными контурами 
объекта. 

4. Выбор случайной изолинии от 1 до 100, 
соответствующей границе объекта в кон-
кретной реализации. Данный полигон да-
лее служит для обрезки карт.

При невозможности обоснования трех 
контуров ввиду низкой изученности участка 
(в частности, отсутствие скважинных дан-
ных и наличие исключительно 2D сейсмиче-
ских профилей) алгоритм позволяет задавать 
только один контур (в данном сценарии дан-
ный этап опускается) или два — максималь-
ный и минимальный. В случае задания двух 
контуров техника расчетов также строится 
карта с изолиниями от 1 до 100, опускается 
только точное оконтуривание точной изоли-
нии «базового» контура объекта.
В зависимости от типа ловушки возмож-
ны 2 комбинации задания границ объекта 
для дальнейших этапов картопостроения: 
при отсутствии разломов предусмот-
рен отдельный дополнительный цикл 

ДЛЯ СНИЖЕНИЯ НЕОПРЕДЕЛЕННОСТЕЙ ПРИ ГЕОЛОГО@
ЭКОНОМИЧЕСКОЙ ОЦЕНКЕ АКТИВОВ РАЗРАБОТАН 
АЛГОРИТМ С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ ФУНКЦИИ 
WORKFLOW, ПОЗВОЛЯЮЩИЙ УСКОРИТЬ ПРОЦЕСС 
МНОГОВАРИАНТНОЙ ГЕОЛОГИЧЕСКОЙ ОЦЕНКИ 
ФЛЮИДОНАСЫЩЕННЫХ ОБЪЕМОВ С ОДНОВРЕМЕННОЙ 
ОПТИМИЗАЦИЕЙ ВРЕМЕННЫХ ЗАТРАТ ПРИ РАСЧЕТЕ 
ВЕРОЯТНОСТНОЙ ОЦЕНКИ ЭФФЕКТИВНЫХ ТОЛЩИН. 
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для плавного выклинивания карт — кар-
ты эффективных толщин и песчанистости 
(Net-to-gross, NTG) сводятся к нулевым 
отметкам на границе объекта с заданным 
пользователем радиусом влияния; при на-
личии разломов не реализуется плавное 
вклинивание на полигон разлома (иными 
словами, карта резко обрезается полиго-
ном разлома).
При наличии активной тектоники алгоритм 
также учитывает экранирование ловуш-
ки разломом (или несколькими разломами). 
Стоит отметить, что данная неопределен-
ность регулируется горизонтальной раз-
решающей способности сейсморазведки, 
традиционно определяющейся радиусом 
первой зоны Френеля [26], оцениваемого 
приблизительно как (1):

  (1)
 

r ≈ (   )(   )1/2
.

v
2

t
f

Иными словами, являясь величиной, пропор-
циональной скорости распространения сей-
смических волн в анализируемом интервале 
и времени пробега волны и обратно пропор-
циональной доминантной частоте сигнала 
в исследуемом интервале. Для большинства 
оцениваемых объектов в Западной Сибири 
[27] данное значение составляет примерно 
300–400 м, что дает погрешность оценки пло-
щади ловушки не более 1–5%. Однако в слу-
чае критичного влияния фактора неодно-
значности картирования разломов на оценку 
объема ловушки — например, при а) крайней 
низкого качества сейсмических данных 
или б) невысокой площади ловушек (не бо-
лее 5 км2) — предусмотрена возможность ва-
риации положения разлома в плане. Данная 
операция учитывается в рамках вариации 
площади объекта с учетом как литологиче-
ских границ, так и разломов.

СТРУКТУРНЫЙ КАРКАС

Для учета неопределенностей структурных 
построений в рамках вероятностной оценки 
активов в данной работе рассматривается 
случай расчета как одного пласта, так и кейс 
многопластового месторождения.
Вариация структурного плана (структурных 
карт кровли и подошвы пласта) производит-
ся по формуле (2)

 Hr = (HBase)r N(σH)r (HRandom)r , (2)

где (HBase)r — базовая структурная кар-
та r-го опорного горизонта, (σH)r — кар-
та стандартного отклонения (STD — stan-
dard deviation) структурных построений, 

(HRandom)r — «случайная» карта, N — констан-
та, принимающая значения 1, 2 или 3. 
Рассмотрим каждую отдельную составляю-
щую в формуле и варианты задания в рабо-
чем Workfl ow.
Погрешность структурных построений оце-
нивается согласно «Инструкции по оценке 
качества структурных построений и на-
дежности выявленных и подготовленных 
объектов по данным сейсморазведки МОВ-
ОГТ» [28]. Согласно оцененной погрешности 
производится построение карты STD, деталь-
ная методика описана в документе [29].
Метод последовательного гауссового моде-
лирования (Sequential Gaussian Simulation — 
SGS) с нормальным законом распределения 
используется для генерации множества 
«случайных» карт. Параметры вариограмм 
(ранги и азимут), определяющие про-
странственную корреляцию, калибруются 
на основе размеров геологических тел по вы-
борке аналогов и характеристик обстановки 
осадконакопления [30].
Рабочий алгоритм позволяет адаптировать 
процесс МВР структурного плана для двух 
сценариев исходных карт — задание утроен-
ного (3 STD) или удвоенного (2 STD, в случае 
высокоскоростного разреза с высокими зна-
чениями ошибок структурных построений) 
значения соответственно с коэффициентом N, 
равным 3 или 2. При этом «случайная» карта 
строится в диапазоне от -1 до 1 со средним 
значением 0 и стандартным отклонением, 
равным 0,33 (тем самым формируется выход-
ное нормальное распределение значений 
в карте).
По итогам вариации карт кровли и подо-
швы пласта производится построение 
карт общих толщин пласта после вариа-
ции структурного плана, а также подсадка 
на скважинные данные (стратиграфиче-
ские отбивки кровли и подошвы пласта). 
Алгоритм по умолчанию задает корреляци-
онную зависимость между «случайными» 
картами в рамках вариации структурных 
карт кровли и подошвы пластав конкретной 
реализации. Данная операция необходима 
для получения физичных значений общих 
толщин в каждом узле карты. 
Резюмируя, на этапах задания неопределён-
ностей по площади и структурному плану 
предусмотрено 8 независимых концепций 
проведения МВР: 2 сценария для вариации 
площади (один постоянный контур для всех 
реализаций или определение случайно-
го полигона площади), 2 сценария опре-
деления типа границ объекта — литологи-
ческое выклинивание или тектонический 
экран, а также 2 сценария для задания 
разной максимальной ошибки структурных 
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построений — удвоенное или утроенное зна-
чение STD.
Дополнительной опцией является встроен-
ный опционального цикла для многова-
риантного прогнозирования структурно-
го плана многопластовых месторождений. 
Коллективом авторов [31] разработан спе-
циализированный подход в МВР, состоящий 
из четырех этапов: вариация структурных 
карт верхнего и нижнего опорных гори-
зонтов, независимая вариация карт общих 
толщин каждого «промежуточного» пласта, 
построение карт долей для каждой из по-
лученных реализаций карт общих толщин, 
нормирование исходных карт общих толщин 
на суммарную мощность стратиграфическо-
го интервала путем перемножения с картами 
долей.

СПОСОБЫ ПРОГНОЗА ЭФФЕКТИВНЫХ 
ТОЛЩИН

Методика многовариантных расчетов (МВР) 
эффективного объема зависит от исходных 
данных, степени геологической изученности, 
традиционно выделяются следующие прин-
ципы (рис. 2). Механика расчетов проста — 
задается свой код (от 1 до 6) для выбора кон-
кретного сценария (рис. 1).
Стохастичное построение карты песчани-
стости (Net-to-gross, NTG, сценарий 1) на осно-
ве выборки аналогов или карты эффектив-
ных толщин (сценарий 2). Картопостроение 
производится методом Последовательного 
гауссова моделирования (Sequential Gaussian 
Simulation — SGS) с заданием граничных 
значений и среднего (наиболее вероятного) 

по выборке аналогов. Параметры вариограмм 
подбираются исходя из геологической кон-
цепции, а также исходя из геометрических 
параметров тел по аналогам. Подход также 
подразумевает опциональное использова-
ние тренда для учета пространственного 
распространения экстремумов коллектора. 
Наглядный пример приведен в работе [32] 
для пространственного распространения 
конусов выноса, выделяющихся на волновой 
картине на качественном уровне при отсут-
ствии регрессионной зависимости с динами-
ческими атрибутами. Данный подход при-
меняется при низкой степени изученности 
участка работ. Дальнейшим перемножением 
на карту общих толщин производится по-
строение карты эффективных толщин (сцена-
рий 1). Обратный подход — от стохастично-
го построения карты эффективных толщин 
к пересчёту карты NTG (сценарий 2).
Прогноз эффективных толщин по регрес-
сионной зависимости от общих толщин 
(сценарий 3) или атрибута (сценарий 4) по ре-
грессионной зависимости. Количественный 
прогноз эффективных толщин по регрес-
сионной зависимости применяется при на-
личии высокой плотности сетки скважин 
при равномерном покрытии участка сква-
жинами, понимании седиментологического 
концепта, а также при высоком коэффициен-
те корреляции (более 0,7) значений эффек-
тивных толщин от общих толщин. В рамках 
многовариантного прогноза эффективных 
толщин по регрессионной зависимости 
от общих толщин рекомендуется проведе-
ние вариации коэффициентов уравнения 
регрессии 1-го порядка (ax + b). Следующим 
этапом производится построение карты NTG 

+ дальнейшая вариация + дальнейшая вариация

 
 

6
частных 
случаев 5

2

4 6

1 3ГЕНЕРАЦИЯ КАРТЫ NTG ГЕНЕРАЦИЯ КАРТЫ
ЭФФ. ТОЛЩИН

РЕГРЕССИЯ Нэфф (Нобщ)

РЕГРЕССИЯ Нэфф
(АТРИБУТ)

БАЗОВАЯ КАРТА Нэфф БАЗОВАЯ КАРТА NTG

Рис. 2. Сценарии прогноза эффективных толщин в рамках МВР, предусмотренные в адаптивном Workfl ow. 
Составлено автором

Fig. 2. Possible scenarios for net volume predication included in the workfl ow. Prepared by the author
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путем деления получившейся карты эффек-
тивных толщин на карту общих толщин пла-
ста (интервала).
Задание исходной («базовой») карты эффек-
тивных толщин (сценарий 5) или карты 
NTG (сценарий 6) с ее дальнейшей вариацией. 
Подход используется при наличии доста-
точной выборки скважин в пределах пласта. 
Данная карта может быть интерпретирована 
как прогнозная карта, полученная по конди-
ционным сейсмическим атрибутам. Принцип 
МВР эффективных толщин в рамках 2D ВОРБ 
основан на вариации значений исходной 
карты эффективных толщин в межскважин-
ном пространстве по следующей формуле (3):

 Heff  = (Heff )Base (σHeff 
) (HRandom)r , (3)

где (Heff )Base — базовая карта эффективных 
толщин пласта, м, σHeff 

 — «карта ошибок» эф-
фективных толщин, имеющая смысл средне-
квадратичного отклонения значений в пре-
делах карты эффективных толщин (константа, 
автоматически снимаемая со статистики 
с карты и нулевыми значениями в скважинах), 
(HRandom)r — «случайная» карта со средним 
значением 0 и стандартным отклонением, 
равным 1 (нормальное распределение зна-
чений). «Случайная» карта перестраивается 
в каждой новой реализации; картопострое-
ние осуществляется методом SGS с уче-
том нулевых значений ошибок в пределах 
скважин. 
В дальнейшем карта NTG получается путем 
деления полученной карты эффективных 
толщин на карту общих толщин, получен-
ную на предыдущем этапе. Схожий принцип 
использован при картопостроении на основе 
исходной карты NTG с конечным пересчетом 
в эффективные толщины.
Каждый из сценариев технически мо-
жет быть реализован как при наличии, так 
и при отсутствии скважин (или в случае не-
кондиционных данных РИГИС коллектора). 
При наличии РИГИС коллектора есть два 
возможных сценария расчета — в пре-
делах массива пласта или в пределах 
массива коллектора. Второй сценарий 
подразумевает учет в первом приближе-
нии вертикального распределения кол-
лектора в пределах пласта по вертикали. 
Традиционным ограничением и недостат-
ком 2D-моделирования является недоучет 
особенностей вертикального распределе-
ния коллектора ввиду невозможности за-
дания геолого-статического разреза (ГСР), 
однако использование литологических 
отбивок и увязка с ними позволяет утонить 
объем коллектора и, как следствие, эффек-
тивный насыщенный объем.

Для учета вертикального распространения 
коллектора необходимо выполнение следую-
щего пула операций.
1. Построение карты кровли линзы коллек-

тора в пределах пласта. Картопостроение 
осуществляется в пределах ранее отва-
рьированного контура коллектора ме-
тодом конвергентной интерполяции 
или кригинга с заданием точек лито-
логических отбивок в качестве вход-
ных данных. В качестве тренда задается 
структурная карта кровли пласта (для 
конформного распространения поверхно-
сти кровли коллектора).

2. Построение карты общих толщин лин-
зы коллектора в пределах пласта. 
Картопостроение осуществляется ме-
тодом конвергентной интерполяции 
или кригинга с заданием точек общих тол-
щин линзы (дельта между литологически-
ми отбивками кровли и подошвы коллек-
тора в пределах пласта, данное значение, 
как правило, меньше эффективной мощ-
ности ввиду фактора расчлененности кол-
лектора).

3. Построение карты подошвы линзы кол-
лектора путем вычитания из карты кровли 
линзы карты общих толщин линзы коллек-
тора.

4. Построение карты песчанистости (NTG) 
методом кригинга или SGS с заданием то-
чек NTG в скважинах.

5. Умножение карты общих толщин линзы 
на карту NTG.

Данная последовательность позволяет уто-
нить объем коллектора и, как следствие, эф-
фективный насыщенный объем после снятия 
изолинии флюидоконтакта.
Еще одной возможностью описываемого 
алгоритма является учет неопределенно-
стей прогноза коллектора по данным РИГИС 
в рамках петрофизической модели (ПФМ). 
Данная операция опциональна: геолог за-
дает код 0/1 в исходном листе переменных 
(где «0» — задание постоянных значений 
эффективных толщин в скважинах, «1» — за-
дание диапазона значений в точках каждой 
из скважин). 
Резюмируя этап вариации эффективного 
объема, здесь основным моментом является 
наличие с скважин и кондиционных данных 
РИГИС. При их отсутствии возможно 48 ком-
бинаций расчетов (8 независимых сценариев 
на предыдущем этапе структурного пла-
на, а также 6 типовых сценариев прогноза 
эффективного объема). При наличии конди-
ционных данных РИГИС, помимо вышеупо-
мянутых комбинаций, возможны 4 дополни-
тельные комбинации — расчет в пределах 
пласта или в пределах коллектора, а также 
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возможность учет неопределённостей веро-
ятностной ПФМ или расчет с постоянными 
значениями в точках скважин (итого 96 ком-
бинаций). В сумме получается 144 потенци-
альных независимых сценария для расчета.

СПОСОБЫ МВР ФЛЮИДОНАСЫЩЕННОГО 
ОБЪЕМА

Рабочий алгоритм подразумевает 8 возмож-
ных сценариев (для однофазной УВ системы, 
один флюидоконтакт, рис. 3).
1-й случай. Водонефтяной контакт (ВНК) 
определен по данным испытаний по одной 
и более скважинам (или околокритичное на-
сыщение углеводородами). В данном случае 
этап вариации флюидонасыщенного объема 
опускается. Ключевую неопределенность 
здесь вносит исключительно общий и эффек-
тивный объем ловушки над фиксированным 
контактом. 
2-й случай. Задание диапазона ВНК по сква-
жинным данным. В данном случае жестко 
фиксированы верхняя и нижняя границы 
диапазона потенциальных отметок ВНК. 
Принцип вариации флюидонасыщенного 
объема заключается в выборе случайного 
значения ВНК из диапазона с равномерным 
распределением и использовании данного 
значения в качестве условного подсчетного 
уровня (УПУ).
3-й случай. Подбор УПУ по диапазону ко-
эффициента заполнения по данным ана-
логов. Технический принцип заключается 
в последовательности следующих дей-
ствий: выбор случайного значения УПУ 

в диапазоне от максимального значе-
ния кровли пласта (или кровли коллекто-
ра) до минимального значения подошвы 
пласта (или подошвы коллектора), снятие 
функции объема для полученной карты 
нефтенасыщенных толщин (ННТ) и для кар-
ты эффективных толщин, полученной 
на предыдущем этапе, проверка выполне-
ния условия (4):

  (4)
 

(Kz)min ≤ Kz =         ≤ (Kz)max ,
Vnet

Veff

где (Kz)min и (Kz)max — значения минимально-
го и максимального коэффициентов заполне-
ния по данным аналогов, Kz — коэффициент 
заполнения оцениваемой ловушки в дан-
ной реализации, Vnet — флюидонасыщенный 
объем (снимается с карты ННТ), Veff  — эффек-
тивный объем (снимается с карты эффектив-
ных толщин).
При соблюдении данного условия карта 
ННТ принимается в работу и является ре-
зультирующей в рамках 2D МВР. При усло-
вии, если условие не соблюдается, подбор 
случайного значения УПУ происходит за-
ново. Цикл продолжается до тех пор, пока 
карта ННТ не будет удовлетворять задан-
ному условию.
4-й случай. Оценка УПУ между предельны-
ми сценариями. Данный способ использует-
ся при отсутствии как кондиционных данных 
результатов интерпретации геофизических 
исследований скважин (РИГИС) насыще-
ния, так и кондиционной выборки аналогов 
по параметру коэффициента заполнения. 
Выбирается случайное значение УПУ от мак-
симального значения кровли пласта (или 

 
 

8
частных 
случаев

1

5

4

6

2 3

7 8

КОНТАКТ ОЦЕНКА УПУ
ПО СКВ. ДАННЫМ

ОЦЕНКА УПУ
ПО Кзап

ОЦЕНКА УПУ
ОТ КРОВЛИ

ДО ПОДОШВЫ
ФИКСИРОВАН 

ВЕРХНИЙ УПУ —
ПОДОШВА

ВЕРХНИЙ УПУ —
ПОДОШВА + Кзап

КРОВЛЯ —
НИЖНИЙ УПУ

КРОВЛЯ —
НИЖНИЙ УПУ + Кзап

Рис. 3. Частные случаи при 2D МВР продуктивного объема (неопределённость оценки УПУ). Составлено автором
Fig. 3. Possible scenarios for net pay volume predication included in the workfl ow (fl uid contact uncertainty). Prepared 

by the author
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Рис. 4. Эффект от внедрения адаптивного алгоритма на примере 10 проектов ГРР в контексте уменьшения сроков: кол-во дней (слева), 
визуализация эффекта на дорожной карте проекта (справа). Составлено автором 

Fig. 4. The example of algorithm implementing eff ect based on 10 exploration projects in terms of project timeline reducing: number of days (le, ), 
visualization on the project roadmap (right). Prepared by the author
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кровли коллектора) до минимального значе-
ния подошвы пласта (или подошвы коллек-
тора).
5–8-е случаи подразумевают комбинирован-
ные сценарии, при которых учет УПУ произ-
водится как по скважинным данным, так 
и с учетом коэффициента заполнения.
Два из восьми случаев (№ 3 и 4) используют-
ся при отсутствии скважинных данных, шесть 
остальных — при наличии скважинных дан-
ных. Существует дополнительный, седьмой 
сценарий, при котором прогноз УПУ произво-
дится согласно скважинным данным с допол-
нительной проверкой по диапазону коэффи-
циента заполнения.
Рабочий workfl ow также подразумева-
ет расчет двухфазной УВ системы (газовая 
шапка и нефтяная оторочка, 2 флюидокон-
такта). Итого предусмотрено 3 потенциаль-
ных сценария — расчет двухфазной системы 
или только газовой шапки (один контакт), 
расчет только нефтяной оторочки (вариация 
и газонефтяного контакта — ГНК и нефтево-
дяного контакта — ВНК), расчет и нефтяной 
оторочки, и газовой шапки.
Стоит отметить, что в одних и тех же сква-
жинах могут быть кондиционные данные 
РИГИС коллектора, но при этом данные 
по типу насыщения неясны. Резюмируя, 
для таких сценариев (отсутствие скважин-
ных данных или неясные РИГИС насыщения) 
предусмотрены по 2 комбинации прогноза 
УПУ в 3 случаях расчета (фазовое состояние). 
В совокупности с описанными выше 48 неза-
висимыми сценариями для МВР эффектив-
ных толщин общее количество комбинаций 
прогноза продуктивных толщин в случае 
отсутствия или неполных скважинных дан-
ных — 576.

Большее разнообразие сценариев для рас-
чета МВР продуктивных толщин: 96 незави-
симых сценариев прогноза исходных карт 
эффективных толщин, 7 комбинаций прогно-
за УПУ с 3 возможными техниками расчета 
в зависимости от фазового состояния — ито-
го 2016 возможных комбинаций. Тем самым 
общее число комбинаций в зависимости 
от исходных данных, особенностей геоло-
гического строения и фазового состояния, 
а также методики расчета — 2592.

ПРИМЕРЫ ОПТИМИЗАЦИИ КРУПНЫХ 
ПРОЕКТОВ ГРР С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ 
АДАПТИВНОГО WORKFLOW

ПРИМЕР 1. УСКОРЕНИЕ РАСЧЕТОВ ВОРБ
Для определения потенциального эконо-
мического эффекта на реальных проектах 
ГРР алгоритм опробован десятью проектны-
ми командами. На рис. 4 (слева) представ-
лена диаграмма, по вертикальной шкале 
отложено количество дней, сэкономленное 
проектной командой на выполнение работ 
по ВОРБ согласно опросу исполнителей-гео-
логов. Ключевое ускорение работ заключа-
ется в том, что алгоритм уже преднастроен 
и адаптирован под множество возможных 
сценариев расчета. Объем ручной работы ми-
нимален — геологу необходимо задать толь-
ко необходимые исходные данные, а также 
задать способ расчета; изменение в стро-
ках рабочего workfl ow и встроенный циклов 
не требуется. Таким образом, минимизиру-
ются временные затраты на типовую опера-
цию в рамках дорожной карты (ДК) проекта 
на этап ВОРБ (рис. 4, справа) — написание 
рабочего алгоритма (workfl ow).
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ПРИМЕР 2. ЭФФЕКТ ЗА СЧЕТ РАСЧЕТА 
ДОПОЛНИТЕЛЬНЫХ ОБЪЕКТОВ 
И ИНТЕРВАЛОВ
За счет оптимизации ДК проекта (как пока-
зано ранее в примере 1) появляется возмож-
ность расчета дополнительных интервалов 
разреза (геологических апсайдов — upsides). 
В особенности это актуально для проектов, 
где целевые интервалы по результатам ВОРБ 
и оценки экономической привлекательности 
оказываются первоначально нерентабель-
ными [33]. На рис. 5 (слева) показан пример, 
в рамках которого оценка экономических 
показателей первоначальных целевых ин-
тервалы (ачимовские отложения и верхне-
юрский интервал) в базовом сценарии (Р50 
геология + Р50 разработка) по итогам цикла 
расчетов ВОРБ оказалась отрицательной (за 
исключением маловероятной комбинации 
оптимистичных сценариев по ресурсной базе 

и подбору технологических характеристик 
разработки). На рис. 5 (справа) показан эко-
номический эффект от расчета дополнитель-
ного интервала (апсайда): разработка данно-
го набора интервалов в наиболее вероятном 
кейсе (Р50) оказалась рентабельной.

ВЫВОДЫ

В заключение, разработанный алгоритм поз-
воляет учесть диапазон неопределенностей 
флюидонасыщенного объема с одновре-
менной оптимизацией временных затрат 
на расчет вероятностной оценки эффектив-
ных объемов. Основными преимущества-
ми подхода является простота реализации 
и высокая скорость расчета, а также универ-
сальность использования для более чем 2500 
комбинаций расчетов.
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ОЦЕНКА ХАРАКТЕРИСТИК НЕФТЯНОЙ 
ОТОРОЧКИ СЕНОМАНСКОЙ 
ГАЗОВОЙ ЗАЛЕЖИ НА ОСНОВЕ 
ПИРОЛИТИЧЕСКИХ ИССЛЕДОВАНИЙ 
Э.А. Вторушина1,*, Я.И. Гильманов1, С.А. Заночуев1, В.В. Марков1, А.Г. Потапов1, 
О.В. Михайленко1, Е.В. Максимов2, Н.А. Сеначин2
1 ООО «РН-Геология Исследования Разработка», РФ, Тюмень
2 ООО «Харампурнефтегаз», РФ, Тюмень

Электронный адрес: EA_Vtorushina@rn-gir.rosne# .ru

Введение. Наличие неидентифицированных нефтяных оторочек при разработке газовых залежей 
может приводить к проблемам при добыче газа. При невозможности отбора кондиционных проб нефти 
единственным способом получения характеристик нефтяной оторочки является проведение лабораторных 
исследований нефтенасыщенного керна. Однако присутствие нефтяных углеводородов в составе буровых 
растворов на углеводородной основе приводит к завышению значений коэффициента нефтенасыщенности 
при петрофизических исследованиях и ошибочному детектированию «легкой» нефти по результатам 
пиролиза.
Целью работы было уточнение характеристик нефтяной оторочки (мощность, коэффициент 
нефтенасыщенности) крупной сеноманской залежи одного из месторождений Западной Сибири 
по результатам анализа исторического керна со следами проникновения фильтрата бурового раствора 
на углеводородной основе.
Материалы и методы. Для оценки свойств нефтяной оторочки авторским коллективом была разработана 
специальная схема лабораторных исследований, включающая петрофизические, пиролитические 
и хроматографические исследования керна и экстрактов из пород, а также вспомогательный этап, 
заключающийся в определении пиролитических профилей сеноманских нефтей разной плотности 
для построения зависимости плотности нефти от параметров пиролиза.
Результаты. На основе данных пиролитических исследований образцов керна была проведена оценка 
значений плотности, «группового» состава нефтяной фазы и рассчитаны значения коэффициента 
нефтенасыщенности в интервалах нефтяной оторочки газонасыщенного пласта. В ходе выполненных 
исследований был разработан и реализован инновационный методический подход к оценке 
характера насыщения, количества и свойств нефтяной фазы в нефтяной оторочке пласта ПК1 одного 
из месторождений Западной Сибири. Методический подход основан на результатах пиролитических 
исследований образцов керна с привлечением данных фотографирования керна в УФ, хроматографии 
и петрофизических исследований.
Заключение. Разработанный методический подход показал высокую эффективность и оперативность 
получения данных, рекомендуется для экспрессной оценки свойств УВ-фазы в интервале отбора керна 
при выполнении комплексных программ изучения керна из газонасыщенных пластов.

Ключевые слова: нефтяная оторочка, сеноманские отложения, пиролиз Rock-Eval, пиролитический 
профиль, коэффициент нефтенасыщенности, буровой раствор на углеводородной основе (РУО)
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EVALUATION OF THE CHARACTERISTICS OF THE OIL RIM OF CENOMANIAN GAS RESERVOIR 
BASED ON PYROLYSIS DATA

Ella A. Vtorushina1,*, Yan I. Gilmanov1, Sergey A. Zanochuev1, Vitaliy V. Markov1, Artem G. Potapov1, 
Olga V. Mikhaylenko1, Evgeniy V. Maksimov2, Nikita A. Senachin2

1RN-Geology Research Development, RF, Tyumen
2Kharampurne# egaz, RF, Tyumen
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Introduction. The presence of unidentifi ed oil rims during the development of gas deposits can lead to problems 
in gas production. If it is impossible to collect conditioned oil samples, the only way to obtain the characteristics 
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of the oil rim is to conduct laboratory studies of the oil-saturated core. However, the presence of petroleum 
hydrocarbons in the composition of hydrocarbon-based drilling fl uids leads to an overestimation of the Kn values 
during petrophysical studies and erroneous detection of “light” oil by pyrolysis data.
The aim of the work was to clarify the characteristics of the oil rim (thickness, oil saturation coeffi  cient) of a large 
Cenomanian deposit in one of the fi elds in Western Siberia based on the results of the analysis of a historical core 
with traces of penetration of hydrocarbon-based drilling fl uid fi ltrate.
Materials and methods. To assess the properties of the oil rim, the authors developed a special laboratory 
research scheme, including petrophysical, pyrolytic and chromatographic studies of the core and rock extracts, 
as well as an auxiliary stage consisting in determining the pyrolytic profi les of Cenomanian oils of diff erent 
densities to plot the dependence of oil density on pyrolysis parameters.
Results. Based on the data of pyrolysis studies of core samples, the density values, “group” composition of the oil 
phase were estimated and the oil saturation coeffi  cient values in the intervals of the oil rim of the gas-saturated 
formation were calculated. In the course of the studies, an innovative methodological approach to assessing the 
saturation nature, quantity and properties of the oil phase in the oil rim of the PK1 formation of one of the fi elds 
in Western Siberia was developed and implemented. The methodological approach is based on the results of 
pyrolysis studies of core samples using core photography data in UV, chromatography and petrophysical studies.
Conclusion. The developed methodological approach has demonstrated high effi  ciency and promptness of data 
acquisition and is recommended for express assessment of hydrocarbon phase properties in the core sampling 
interval when implementing complex core study programs from gas-saturated formations.

Keywords: oil rim, Cenomanian sediments, Rock-Eval pyrolysis, pyrolytic profi le, oil saturation coeffi  cient, 
hydrocarbon-based drilling fl uid
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ВВЕДЕНИЕ

Эффективность проектов геолого-разве-
дочных работ и разработки месторождений 
нефти и газа определяется степенью изучен-
ности и достоверностью данных о свойствах 
объекта добычи. База знаний о свойствах 
горных пород и пластовых флюидов постоян-
но пополняется в ходе выполнения исследо-
вательских работ на различных этапах изу-
чения месторождений нефти и газа. Одним 
из основных источников знаний является 
комплексное лабораторное изучение керна 
и пластовых флюидов. Достоверность ла-
бораторных исследований зависит от каче-
ства кернового материала, а также наличия 
и представительности пластовых проб флю-
идов. Массовые лабораторные исследования 
выполняются в стандартных (лабораторных) 
условиях, а также в условиях, приближенных 
к пластовым, объемы работ и их виды регла-
ментируются методическими рекомендаци-
ями по подсчету запасов и проектированию 
разработки месторождений углеводородно-
го сырья.
Одним из наиболее сложных объектов иссле-
дований являются пласты-коллекторы нефти 
и газа, представленные рыхлыми слабосце-
ментированными горными породами, часто 

с наличием глинистых минералов, в том чис-
ле монтмориллонита. Отличительной особен-
ностью таких отложений является их низкая 
механическая прочность, затрудняющая 
отбор керна с сохранением его естественной 
структуры [1], что часто приводит к невоз-
можности получения истинных фильтраци-
онно-емкостных и насыщенных характери-
стик. Типичным представителем такого типа 
пластов-коллекторов являются верхнеме-
ловые сеноманские отложения Западной 
Сибири (пласт ПК1 и его аналоги). Эти отло-
жения, сложенные песчаниками, песками, 
уплотненными с редкими прослоями глини-
стых алевролитов и углей, формировались 
в условиях прибрежной равнины, периодиче-
ски затапливаемой морем. Основные песча-
ные тела связаны с русловыми системами, си-
стемами проток приливно-отливных каналов 
и подводным береговым склоном [2].
В крупных газовых залежах сеноманско-
го типа наличие неидентифицирован-
ных нефтяных оторочек может приводить 
к проблемам при добыче газа, связанным 
с возможным присутствием тяжелых углево-
дородов С5+ в составе добываемой продук-
ции, что, в свою очередь, приводит к удоро-
жанию процесса подготовки газа, а также 
увеличивает риск попадания «грязного» газа 
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в трубопроводные системы [3, 4]. Эта пробле-
ма была выявлена при добыче газа из уни-
кальных залежей Западной Сибири, в том 
числе и на изучаемом месторождении [5].
При отсутствии точной информации о распо-
ложении нефтяной оторочки в пласте и не-
возможности отбора кондиционных проб 
нефти для проведения физико-химических 
исследований единственным способом по-

лучения характеристик нефтяной оторочки 
является проведение лабораторных исследо-
ваний нефтенасыщенного керна.
Качество отбора керна из таких пластов 
определяется применяемой технологией от-
бора керна и типом используемого бурового 
раствора. Использование буровых раство-
ров на водной основе (РВО) и традиционных 
технологий отбора керна часто становит-
ся причиной низких выносов керна, а также 
невозможности оценки начальных условий 
нефтегазонасыщенности по данным пря-
мых оценок остаточной водонасыщенно-
сти на аппаратах Закса [6]. Использование 
безводных буровых растворов на углеводо-
родной основе (РУО) и отбор керна в одно-
разовые керноприемные трубы позволяет 
обеспечить практически 100% вынос керна 
и получить данные о начальной нефтегазо-
насыщенности [7]. Однако проникновение 
фильтрата РУО в керновый материал иска-
жает качественную оценку наличия нефте-
насыщения в интервале пласта-коллектора 
и геохимические характеристики изучаемых 
отложений.
Также при изучении нефтенасыщенного 
керна с проникновением фильтрата бурово-
го раствора на углеводородной основе (РУО) 
остро встает проблема корректного опреде-
ления коэффициента нефтенасыщенности 
(Кн) [6]. Присутствие в составе РУО нефтяных 
углеводородов приводит к завышению зна-
чений Кн при петрофизических исследовани-
ях в результате экстрагирования из породы 
фильтрата бурового раствора вместе с неф-
тью, а также к ошибочному детектированию 
«легкой» нефти по результатам пиролиза 
образцов в стандартных режимах «Bulk Rock» 
или «Reservoir». В зарубежной практике [8] 
для разделения «нефтяной» фазы из бурово-
го раствора и керна используют технологию 

добавления трассеров в буровые раство-
ры, в отечественной практике такие работы 
не ведутся и не регламентируются.
Таким образом, получение достоверных ха-
рактеристик нефтяной оторочки по керновым 
исследованиям при невозможности отбора 
кондиционных проб нефти и отсутствии трас-
серов в РУО является актуальной задачей.
В рамках данной работы была поставлена 
задача изучить исторический керн, отобран-
ный на РУО, с целью уточнения характеристик 
нефтяной оторочки (мощность, коэффициент 
нефтенасыщенности) крупной сеноманской 
залежи одного из месторождений Западной 
Сибири. Также в задачи исследований входи-
ла установка некоторых свойств этих нефтя-
ных интервалов, что позволит в дальнейшем 
учесть их при гидродинамическом и петро-
физическом моделировании и проводить 
оценку влияния этих интервалов на характе-
ристики добываемого газа [9]. 

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

Объектами исследования были образцы 
керна (110 образцов) восьми разведочных 
скважин, пробуренных на РУО, одного из ме-
сторождений Западной Сибири, вскрывших 
газонасыщенные сеноманские интервалы 
пласта ПК1.
В пласте ПК1 выделяются 4 циклита (сни-
зу вверх по разрезу): ПК1

4, ПК1
3, ПК1

2, ПК1
1. 

Циклит ПК1
4, мощностью около 20–30 м, 

представлен косослоистыми песчаника-
ми с подчиненными прослоями алевро-
литов и аргиллитов с обильным углистым 
детритом. Пористость по гелию изменяет-
ся от 29 до 45%, проницаемость по гелию 
от 300 до 10 000 мД. Формирование цикли-
та происходило в континентальных об-
становках. Циклит ПК1

3, мощностью от 10 
до 15 м, представлен мощными сериями 
косослоистых песчаников и имеет унасле-
дованный русловой генезис с нижележа-
щего циклита, но с начавшимися признака-
ми затопления, выраженными в текстурных 
особенностях. Пористость по гелию изменя-
ется от 28 до 40%, проницаемость по гелию 
от 2 200 до 10 000 мД. Циклит ПК1

2, мощ-
ностью от 6 до 12 м, представлен нерав-
номерным переслаиванием песчаников 
и алевролитов. Пористость по гелию изменя-
ется от 22 до 42%, проницаемость по гелию 
от 0,2 до 8 000 мД. Формирование циклитов 
ПК1

3 и ПК1
2 происходило в прибрежно-

континентальных обстановках. Циклит ПК1
1, 

мощностью от 5 до 9 м, представлен интен-
сивно биотурбированными песчаниками 
дистальной части подводного берегово-
го склона. Пористость по гелию изменяется 

ДЛЯ КОРРЕКТНОГО ВЫДЕЛЕНИЯ НЕФТЯНЫХ ОТОРОЧЕК 
ПРИ РАЗРАБОТКЕ ГАЗОВЫХ ЗАЛЕЖЕЙ ПЛАСТА 
ПК1 ПРЕДЛОЖЕНА АВТОРСКАЯ СХЕМА ЛАБОРАТОРНЫХ 
ИССЛЕДОВАНИЙ, ВКЛЮЧАЮЩАЯ: ПЕТРОФИЗИЧЕСКИЕ, 
ПИРОЛИТИЧЕСКИЕ И ХРОМАТОГРАФИЧЕСКИЕ 
ИССЛЕДОВАНИЯ КЕРНА И ЭКСТРАКТОВ ИЗ ПОРОД.
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от 22 до 39%, проницаемость по гелию от 24 
до 4 600 мД. Формирование циклита ПК1

1 
происходило в прибрежно-морских обста-
новках.
Для контроля правильности применяемого 
методического подхода использовался керн 
одной из скважин месторождения, пробу-
ренной на РВО, в интервале нефтенасыщен-
ного пласта. 
Также для построения градуировочной зави-
симости методом пиролиза было исследова-
но 6 проб нефтей (с известными значениями 
плотности), отобранных из нефтенасыщенных 
сеноманских интервалов в скважинах изуча-
емого месторождения и двух других место-
рождений (Русское, Северо-Комсомольское).
На начальном этапе работ установление 
границ нефтяной оторочки в газовом пласте 
ПК1 и разметку образцов на лабораторные 
исследования проводили на основе каче-
ственных признаков по наличию свечения 

на фотографиях керна в ультрафиолетовом 
свете (УФ). Для оценки возможности учета 
вклада РУО в нефтенасыщение был проведен 
отбор образцов керна из разных зон: чистое 
нефтенасыщение (зона «нефть без РУО»), про-
никновение РУО в газовой части пласта (зона 
«РУО») и проникновение РУО в области нефтя-
ной оторочки (зона «нефть с РУО»). Образцы 
керна для петрофизических и геохимических 
исследований отбирали с одной глубины. 
Для оценки свойств нефтяной оторочки 
авторским коллективом была разработана 
специальная схема лабораторных исследо-
ваний (рис. 1), включающая петрофизиче-
ские, пиролитические и хроматографические 
исследования керна и экстрактов из пород, 
а также вспомогательный этап, заключаю-
щийся в определении пиролитических про-
филей сеноманских нефтей разной плотности 
для построения зависимости плотности неф-
ти от параметров пиролиза. 

Определение массы и
геометрического объема
образца при сохраненном

насыщении (М, V)

Цилиндрический образец

Порошок

Пиролиз

ЛБА

Определение
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расчет коэффициента
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н

Рис. 1. Схема лабораторных исследований образцов керна и проб нефти. Составлено авторами
Fig. 1. Scheme of laboratory studies of core and oil samples. Prepared by the authors



56

Для проведения петрофизических иссле-
дований использовались цилиндрические 
образцы диаметром 30 мм. Исследования 
включали определение массы образца 
с сохраненным насыщением (М) весовым 
методом, определение объема образца (V ) 
геометрическим методом. Определение ко-
эффициента открытой пористости (Кп) и ко-
эффициента газопроницаемости (Кпр) прово-
дили по гелию на анализаторе пористости 
и газопроницаемости горных пород ПИК-ПП 
(АО «Геологика», Россия) при давлении обжи-
ма 500 psi (3,4 МПа).
Для проведения пиролитических исследо-
ваний, а также для получения экстрактов об-
разцы керна гомогенизировали до размера 
частиц менее 0,5 мм. Каждый образец поро-
ды разделяли на три части, одна из которых 
направлялась на пиролиз, вторая — на лю-
минесцентно-битуминологический анализ 
(ЛБА), а третья — на «холодную» экстракцию 
толуолом. 
Пиролиз образцов керна и проб нефти про-
водили по технологии Rock-Eval на анализа-
торе Rock-Eval 6 Standard (Vinci technologies, 
Франция) в режиме «РАМ-RE» (Petroleum 
Assessment Method for Rock-Eval), являю-
щемся модифицированной версией режима 
«РАМ» (для пиролизаторов HAWK-RW) [10, 11], 
который был адаптирован авторами для при-
менения на пиролитических анализаторах 
Rock-Eval [12]. Температурная программа 
и определяемые параметры режима «РАМ-
RE» приведены в табл. 1.
Отсутствие четких границ между пика-
ми при проведении пиролиза в стандарт-
ных режимах «Bulk Rock» и «Reservoir» 
в большинстве случаев затрудняет коли-
чественную оценку вкладов компонентов, 
выходящих в разных аналитических зонах 
(см. рис. 2). Использование режима «РАМ-RE» 
благодаря специальной температурной про-
грамме ступенчатого нагрева (табл. 1) позво-
ляет разделить исследуемое органическое 

вещество (ОВ) на условные фракции: «легкие» 
нефтяные УВ (Oil1, Oil2), «тяжелые» нефтяные 
УВ (Oil3) и смолисто-асфальтеновые вещества 
(ARC) (рис. 2).
ЛБА анализ проводился на навеске из-
мельченной породы массой 1 г, на кото-
рую наносилось 20 капель хлороформа. 
При облучении в ультрафиолетовом све-
те изучалась форма пятна (пятно, кольцо 
или отдельные точки), которое ориенти-
ровочно характеризует количественное 
содержание битумоидов, находящегося 
в горной породе. Цвет пятна в белом свете 
и цвет его люминесценции в ультрафиоле-
товых лучах (коричневое, жёлтое, голубое 
и т. д.) дают представление о качествен-
ном составе битумоида и преобладании 
в нём асфальтово-смолистых компонентов 
или масел. 
Экстракция выполнялась на измельченных 
образцах керна массой 10 г, которые поме-
щались в индивидуальные бюксы и за-
ливались толуолом в объеме 45 мл. Бюкс 
с навеской в жидкости фотографировался 
рядом с бюксом с чистым растворителем. 
Фотографирование проводили после вы-
держки в течении первых суток в дневном 
и ультрафиолетовом свете, а также после 
выдержки в растворителе в течение трех 
суток. На полученном изображении оце-
нивалась интенсивность окраса в днев-
ном свете и свечения в ультрафиолетовом 
свете.
Собранный экстракт после выпаривания 
растворителя исследовался хроматографи-
ческим методом с использованием газо-
вого хроматографа Agilent 7890А (Agilent 
Technologies, США) согласно ASTM 7169-
18. Сравнение экстрактов проводилось 
по компонентно-фракционному (группо-
вому) составу, представленному в виде 
индивидуальных групп углеводородов 
метанового ряда. Для исключения неопре-
делённости пробоподготовки (нагрев, 

Таблица 1. Температурная программа режима «PAM-RE». Составлено авторами
Table 1. Temperature program of “PAM-RE” mode. Prepared by the authors

Параметр Oil1 Oil2 Oil3 ARC S4

Процесс Пиролиз Окисление

Температурный 
режим

нагрев от 80 °С до 90 °С 
со скоростью 25 °С/мин,

выдержка 5 мин 
при Т=90°С

нагрев от 90 °С до 180 °С 
со скоростью 25 °С/мин,

выдержка 5 мин 
при Т=180 °С

нагрев от 180 °С до 350 °С 
со скоростью 25 °С/мин,

выдержка 5 мин 
при Т=350°С

нагрев от 350 °С до 650 °С 
со скоростью 25 °С/мин,

выдержка 5 мин 
при Т=650 °С

нагрев от 300 °С до 650 °С 
со скоростью 20 °С/мин,

выдержка 5 мин 
при Т=650 °С

Примерный состав 
фракции УВ С1-С10 УВ С11-С19 УВ С20-С36 УВ С37+ СО и СО2

Тип «продукта» «легкая нефть» «тяжелая нефть» УВ-продукты крекинга 
смол и асфальтенов СО и СО2
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выпаривание и т. д.) все данные нормиро-
вались на группу УВ С12+. Фракции группи-
ровались, исходя из температурной ха-
рактеристики выхода на хроматограмме 
нормального алкана, соответствующего его 
порядковому номеру. Сравнение ограничи-
валось фракцией УВ С51, что соответствует 
температуре выкипания 580 °С. «Хвосты» 
на хроматограммах с более высокой тем-
пературой кипения не использовались 
для сравнения в связи с их малой информа-
тивностью.
Определение плотности проб нефти при 20 °С 
проводили с использованием плотноме-
ра-вискозиметра Штабингера SVM 3000 
(Anton Paar, Австрия). 

РЕЗУЛЬТАТЫ

ОПРЕДЕЛЕНИЕ ХАРАКТЕРА НАСЫЩЕНИЯ 
Экспресс-оценка характера насыщения про-
водилась по свечению керна в УФ, результа-
там ЛБА и цвету вытяжек в дневном свете 
(рис. 3).
Свечение керна в УФ-свете при фотографи-
ровании позволяет оценить наличие неф-
ти и конденсата в пустотном пространстве 
керна, кроме того, по данным фотографий 
можно зафиксировать наличие зоны проник-
новения технологических жидкостей (керно-
изолирующие жидкости, фильтрат бурового 
раствора). На рис. 3 показаны характер-
ные фотографии свечения углеводородов, 
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Рис. 3. Оценка характера насыщения по комплексу методов. Составлено авторами
Fig. 3. Evaluation of saturation nature using a set of methods. Prepared by the authors

Рис. 2. Пирограммы образца нефтенасыщенного песчаника, полученные в разных режимах [12]
Fig. 2. Pyrograms of a sample of oil-saturated sandstone obtained in diff erent modes [12]
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отличающихся по содержанию и происхо-
ждению. Классификация битумоидов в изу-
ченных пробах по ЛБА приведена в табл. 2. 
Пробы с характером ЛБ-5 (легкий битумоид) 
относятся к РУО, пробы СБ-4 и САБ-5 (смоли-
стый и смолисто-асфальтеновый битумои-
ды) характеризуют нефтенасыщение, пробы 
МСБ-5 и МБ-4 (масляно-смолистый и масля-
ный битумоид) относятся к смешанному типу 
(нефть + РУО).
Для определения характера насыщения 
по результатам хроматографического ана-
лиза проводили сравнение компонентно-
фракционного состава экстрактов из по-
род с пробами «эталонной» нефти пласта 

ПК1, полученными с Русского и Северо-
Комсомольского месторождений.
Экстракты из образцов с чистым нефтенасы-
щением идентифицируются по характерному 
для «эталонных» нефтей гауссовскому рас-
пределению на хроматограмме (см. рис. 4). 
В экстрактах присутствуют все фракции, ти-
пичные для нефтей пласта ПК1.
Экстракты, полученные из загрязненных РУО 
образцов керна без нефтенасыщения, со-
держат углеводородный ряд в узком диапа-
зоне выкипания (254–392 °С). Характерный 
максимум массового содержания УВ прихо-
дится на группу С18 (рис. 3, Хроматография, 
обр. 2). 

Условные обозначения:
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Рис. 4. Сравнение массового содержание фракции С12-С51 в экстрактах из нефтенасыщенного керна изучаемого 
месторождения и в «эталонных» нефтях пласта ПК1. Составлено авторами

Fig. 4. Comparison of the mass content of the C12-C51 fraction in extracts from oil-saturated core of the studied fi eld 
and in the “reference” oils of PK1 formation. Prepared by the authors

Таблица 2. Классификация битумоидов в изученных образцах по люминесцентной характеристике капиллярных вытяжек по В.Н. Флоровской [13]
Table 2. Classifi cation of bitumoids in the studied samples by the luminescent characteristics of capillary extracts according to V.N. Florovskaya [13]

№ образца Характеристика битумоида Тип битумоида Состав битумоида

1 МСБ-5 Масляно-смолистый битумоид Нефти и битумоиды с содержанием масел более 60%, асфальтенов 1–2%

2 ЛБ-5 Легкий битумоид Углеводородные флюиды, не содержащие смол и асфальтенов

3 МБ-4 Маслянистый битумоид Нефть и битумоиды с низким содержанием смол, с незначительным 
содержанием или отсутствием асфальтенов

4 СБ-4 Смолистый битумоид Битумоиды и нефти с повышенным (3–20%) содержанием асфальтенов

5 САБ-5 Смолисто-асфальтеновый битумоид Битумоиды с содержанием асфальтенов более 20%



59

Хроматограммы экстрактов из нефтена-
сыщенного керна с проникновением РУО 
характеризуются максимумом распределе-
ния фракционного состава на С20-С24, соот-
ветствующим легким УВ, входящим в состав 
РУО, а также областью высококипящих УВ, 
характерных для «эталонных» нефтей (рис. 3, 
Хроматография, обр. 1, 3).
Для оценки корректности определения пи-
ролитического профиля нефтенасыщения 
в режиме «РАМ-RE» было проведено сравне-
ние пирограмм нефти и нефтенасыщенного 
керна из соответствующего интервала по од-
ной из скважин изучаемого месторождения. 
Было получено идентичное распределение 
УВ на пирограммах, что говорит о едином 
пиролитическом профиле нефти и нефтена-
сыщенного керна и дает возможность опре-
делять состав и характеристики нефтяной 
оторочки по результатам пиролиза нефтена-
сыщенного керна.
Образцы 4 и 5 (рис. 3, Пиролиз) соот-
ветствуют «чистому» нефтенасыщению. 
Пиролитический профиль РУО отвечает 
УВ-распределению масла (рис. 5) и не со-
держит пик ARC, соответствующий смо-
листо-асфальтеновым веществам (САВ), 
входящим в состав нефтей (рис. 3, Пиролиз, 
обр. 2). Пиролитические профили нефте-
насыщенных образцов из зон с проникно-
вением РУО будут отличаться от образцов 
с «чистым» нефтенасыщением более высо-
кими пиками Oil2 и Oil3 за счет вклада мас-
ляной составляющей РУО (рис. 3, Пиролиз, 
обр. 1, 3).

КОЛИЧЕСТВЕННАЯ ОЦЕНКА 
НЕФТЕНАСЫЩЕНИЯ В ЗОНАХ 
С ПРОНИКНОВЕНИЕМ РУО 
Для расчета доли нефти (мг/г породы) в об-
щем количестве УВ применялся инноваци-
онный подход, специально разработанный 
авторами для исследования керна с проник-
новением РУО методом пиролиза. На первом 
этапе по пиролитическому профилю «чисто-
го» нефтенасыщения рассчитываются диа-
гностические отношения площадей пиков, 
соответствующих легким УВ (Oil2) и тяже-
лым УВ (Oil3), к площади высокотемператур-
ного пика ARC, который характерен толь-
ко для нефти и отсутствует в профиле РУО. 
Далее в образцах, загрязненных РУО, опре-
деляется количество УВ, соответствующих 
пику ARC, и по полученным диагностическим 
отношениям для «чистого» нефтенасыщения 
рассчитывается количество УВ нефти, внося-
щих вклад в пики Oil2 и Oil3, которое сум-
марно с УВ пика ARC будет давать массовую 
долю нефти (Сн) в общем насыщении (рис. 6). 
По разнице между количеством УВ общего 
насыщения (Сн+РУО) и нефти рассчитывается 
доля РУО (СРУО).

ОЦЕНКА ЗНАЧЕНИЙ ПЛОТНОСТИ 
НЕФТЯНОЙ ФАЗЫ В НЕФТЯНОЙ ОТОРОЧКЕ
Для перехода от массового содержания неф-
ти в породе к объемному и доле порового 
пространства, занимаемого нефтью, необхо-
димо знать плотность нефтяной фазы. Ввиду 
отсутствия кондиционных проб нефти в ин-
тервале нефтяной оторочки и невозможности 
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Рис. 5. Пирограммы образца загрязненного РУО керна без нефтенасыщения и образца минерального масла. 
Составлено авторами

Fig. 5. Pyrograms of a core sample contaminated with hydrocarbon-based drilling fl uid without oil saturation and a 
mineral oil sample. Prepared by the authors
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измерения плотности нефти стандартным 
способом с помощью плотномера, оценку 
значений плотности нефтяной фазы в нефтя-
ной оторочке проводили по образцам керна 
с «чистым» нефтенасыщением (без следов 
проникновения РУО) по установленной эмпи-
рической зависимости отношения значений 
пиролитических параметров нефтей от их 
плотности (рис. 7).
Для построения эмпирической зависимо-
сти использовали поверхностные про-
бы нефтей из нефтенасыщенных сено-
манских интервалов скважин изучаемого 
месторождения, а также месторождений 

Русское и Северо-Комсомольское, с изме-
ренными значениями плотности при 20 °С. 
Для исследования нефтей методом пиро-
лиза в тигель, заполненный прокаленным 
кварцевым песком, добавляли несколь-
ко капель нефти. Для каждого образца 
проводили по 3 параллельных измере-
ния. Полученные пиролитические спектры 
нефтей разной плотности использовались 
для построения зависимости параметров 
пиролиза от плотности при анализе образ-
цов нефтенасыщенного керна. По получен-
ной зависимости были рассчитаны значе-
ния плотности нефтяной фазы в образцах 
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Рис. 6. Пирограммы нефтенасыщенных образцов керна: синим цветом — образец без РУО, голубым цветом — 
образец с проникновением РУО. Составлено авторами

Fig. 6. Pyrograms of oil-saturated core samples: dark blue — sample without hydrocarbon-based drilling fl uid, 
light blue — sample with hydrocarbon-based drilling fl uid penetration. Prepared by the authors

Рис. 7. Зависимость отношения значений пиролитических параметров от плотности нефти. Составлено авторами
Fig. 7. Dependence of the ratio of pyrolysis parameters on oil density. Prepared by the authors 
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нефтенасыщенного керна (рис. 7, красные 
звездочки).
Оценку правильности значений плотно-
сти нефтяной фазы в нефтяной отороч-
ке пласта ПК1, полученных на основании 
результатов пиролитического анализа 
образцов керна, проводили по контроль-
ным образцам нефти и нефтенасыщенного 
керна из соответствующего интервала скв. 
Х6Р путем сравнения измеренного зна-
чения параметров пробы нефти и рассчи-
танного по данным пиролиза параметров 
нефтенасыщения по керну. Измеренное 
значение плотности нефти (принятое 
за «истинное») составило 929,1 кг/м3, рас-
считанное по данным пиролиза керна — 
929,0 кг/м3. Близость полученных значений 
демонстрирует корректность применения 
построенной градуировочной зависимо-
сти для оценки плотности нефтяной фазы 
в нефтяной оторочке.

ОПРЕДЕЛЕНИЕ �ГРУППОВОГО� СОСТАВА 
НЕФТЯНОЙ ФАЗЫ В НЕФТЯНОЙ ОТОРОЧКЕ
Определение «группового» состава нефтяной 
фазы проводили для образцов с «чистым» 
нефтенасыщением (без следов проникнове-
ния РУО). Результаты определения «группо-
вого» состава и оценки значений плотности 
по результатам пиролиза керна представле-
ны в табл. 3.
Нефтяная фаза, содержащаяся в образцах 
всех изученных скважин, имеет близкий со-
став, характерный для тяжелых вязких неф-
тей. Содержание легких нефтяных углево-
дородов (Oil1+Oil2) варьирует от 10,8 до 21,3%, 
тяжелых нефтяных углеводородов (Oil3) — 
от 52,7 до 62,3%, смолисто-асфальтеновых 
веществ (ARC) — от 26,0 до 26,9%. «Групповой» 
состав нефтяной фазы коррелирует с ее 
плотностью: чем меньше количество легких 
нефтяных углеводородов и больше тяже-
лых, тем выше плотность нефти. Содержание 

Таблица 3. «Групповой» состав и плотность нефтяной фазы в нефтяной оторочке пласта ПК1. Составлено авторами
Table 3. “Group” composition and density of the oil phase in oil rim of PK1 formation. Prepared by the authors

Скважина «Групповой» состав, % Плотность, кг/м3 Скважина «Групповой» состав, % Плотность, кг/м3

Х6Н

52,9

20,426,7

929,9 Х10Н

57,6

15,6
26,8

931,4

Х7Н

62,3

10,8
26,9

935,9 Х11Н

55,4

18,326,3

931,3

Х8Н

52,7

21,326,0

929,7 Х12Н

59,7

13,8
26,5

932,4

Х9Н

57,3

16,3
26,4

931,4 Х13Н

61,2

11,9
26,9

934,3

Oil1 + Oil2 Oil3 ARC
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смолисто-асфальтеновых веществ во всех 
нефтях примерно одинаковое и не связано со 
значениями плотности нефтей.

ОЦЕНКА ЗНАЧЕНИЙ КН
Оценку значений Кн (доля порового про-
странства, занятого нефтью, %) проводили 
по разрезу скважин в интервале нефтяной 
оторочки по результатам пиролиза керна (за 
вычетом вклада РУО) с применением полу-
ченных значений плотности нефтяной фазы 
и результатов фильтрационно-емкостных 
исследований (коэффициент пористости, 
минералогическая плотность) для перевода 
массового содержания нефти (Сн) в объемную 

долю порового пространства, занятого неф-
тью (Кн). 
Изменение содержания нефти по разрезу 
представлено на планшете на примере од-
ной из скважин изучаемого месторождения 
(рис. 8).
Нижняя часть пласта ПК1 — циклит ПК1

4, 
континентального генезиса, во всех изу-
ченных скважинах соответствует водонасы-
щенному коллектору, в некоторых скважи-
нах захватывает нижнюю границу нефтяной 
оторочки. Средняя часть пласта — циклиты 
ПК1

3–ПК1
2, прибрежно-континентального 

генезиса, является преимущественно зоной 
нефтяной оторочки. Мощность нефтяной 
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доля порового пространства, занятого нефтью; Кн’ — доля порового пространства, занятого суммарно нефтью и РУО. Составлено авторами
Fig. 8. Geological and geophysical sheet of the well with an oil rim in the interval of PK1 formation: coreGK — gamma ray logging from core; ГК — 

gamma ray logging (GIS); GGK-P — density gamma-gamma logging (GIS); W — humidity; AT90 — long sonde induction logging (GIS); Кп NML — 
porosity according to nuclear magnetic logging (GIS); Кп GIS — porosity according to the GIS complex without NML; DS — core photo in daylight; UV — 
core photo in ultraviolet light; Сн — mass content of oil; Сн+РУО — total mass content of oil and hydrocarbon-based drilling fl uid; Кн — proportion of 

pore space occupied by oil; Кн’ — proportion of pore space occupied by a total of oil and hydrocarbon-based drilling fl uid. Prepared by the authors
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оторочки разнится от скважины к скважи-
не (от 8 до 26 м), но максимальные значения 
Кн для большинства скважин приходят-
ся на циклиты ПК1

3–ПК1
2. С верхней части 

циклита ПК1
2 начинается газонасыщенный 

коллектор. При исследовании керна доля 
порового пространства, которая была занята 
газом, фиксируется по проникновению РУО, 
на качественном уровне определяемому 
по голубому свечению керна в УФ, на количе-
ственном — по результатам пиролиза (СРУО, 
мг УВ/г породы) и петрофизических исследо-
ваний (КРУО, %). Циклит ПК1

1, прибрежно-мор-
ского генезиса, соответствует газонасыщен-
ному коллектору, без следов проникновения 
РУО при исследовании керна.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

По результатам проведённых работ можно 
сделать следующие выводы:
• анализ исторического керна позволяет 

в полной мере идентифицировать ранее 
«пропущенные» нефтенасыщенные интер-
валы, влияющие на эффективность эксплу-
атации крупных газовых залежей;

• для оценки характеристик нефтяной 
оторочки на основе кернового мате-
риала необходимо комплексирование 

результатов петрофизических и геохими-
ческих методов;

• применение пиролитического метода 
PAM-RE (РАМ) позволяет не только уста-
новить степень проникновения бурового 
раствора в керновый материал, но и с вы-
сокой достоверностью опередить плот-
ность залегающей нефти и ее «групповой» 
состав;

• уточнение коэффициента нефтенасыщен-
ности изучаемых «нефтяных» интервалов 
по результатам проведенных исследо-
ваний позволяет скорректировать па-
раметры гидродинамических и петро-
физических моделей и более корректно 
проводить учет влияния нефтяной отороч-
ки на эффективность добычи газа.

Разработанный инновационный методиче-
ский подход к оценке количества и свойств 
нефтяной фазы в нефтяной оторочке по ре-
зультатам пиролитических исследований 
образцов керна с привлечением данных пет-
рофизических исследований показал высо-
кую эффективность и оперативность получе-
ния данных, рекомендуется для экспрессной 
оценки свойств УВ-фазы в интервале отбора 
керна при выполнении комплексных про-
грамм изучения керна из газонасыщенных 
пластов. 
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РАННЯЯ ДИАГНОСТИКА 
КОНУСООБРАЗОВАНИЯ 
НА ВОДОПЛАВАЮЩИХ ЗАЛЕЖАХ 
С ВЫСОКОВЯЗКИМИ НЕФТЯМИ 
С ПОМОЩЬЮ МОНИТОРИНГА 
СКИН$ФАКТОРА ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ 
СКВАЖИН
Кричевский В.М.1, Каешков И.С.2,*, Гайнутдинова Л.И.2
1ООО «Софойл», РФ, Москва
2Группа компаний «Газпром нефть», РФ, Санкт-Петербург

Электронный адрес: ProNek @gazprom-nek .ru

Введение. Конусообразование является ведущим осложнением на водоплавающих залежах 
с высоковязкими нефтями. Оно происходит вследствие более высокой подвижности подошвенной 
воды относительно нефти. Преждевременное обводнение скважин ведет к снижению коэффициента 
извлечения нефти (КИН) и экономических показателей разработки месторождения. В таких условиях 
для предупреждения или замедления конусообразования необходима методика, позволяющая 
контролировать текущее положение водо-нефтяного контакта (ВНК). 
Цель. Основной целью настоящей работы является разработка новой методики контроля 
конусообразования на водоплавающих залежах с высоковязкими нефтями, что впоследствии необходимо 
для подбора оптимального режима горизонтальных скважин. В качестве диагностического признака 
предлагается скин-фактор: он снижается при подъеме конуса воды к горизонтальной скважине. 
Материалы и методы. Исследование проводилось на основе трехфазной гидродинамической модели 
(ГДМ). На первом этапе варьировалось положение горизонтальной скважины (ГС) относительно ВНК: 1, 3, 5, 
7 и 9 м до ВНК. Для каждого случая были получены кривые восстановления давления (КВД), интерпретация 
которых в специализированном ПО позволила определить скин-фактор. Далее был проанализирован 
характер его изменения в зависимости от режима работы скважины. Дополнительно выполнен анализ 
чувствительности к изменениям граничных условий, фильтрационно-емкостных свойств пласта и его 
геологического строения (наличие пропластков, газовой шапки).
Результаты. Во всех выполненных расчетах гипотеза «штуцирования» нефтенасыщенной толщиной притока 
жидкости в скважину подтверждается. Установлена прямая зависимость скин-фактора от расстояния 
до ВНК и обратная от текущей обводненности (высоты конуса воды). Показано, что методика применима 
в широком диапазоне геолого-физических условий, за исключением случаев наличия непроницаемого 
пропластка, экранирующего приток воды к скважине. 
Заключение. Предложенная методика на основе мониторинга скин-фактора является эффективным 
инструментом для диагностики конусообразования и может быть использована для оптимизации 
разработки залежей высоковязких нефтей. Конкретные параметры методики контроля, такие как способ 
и периодичность определения скин-фактора, а также непосредственные граничные значения необходимо 
устанавливать индивидуально для объектов с учетом их особенностей. 

Ключевые слова: скин-фактор, оптимальный режим скважины, ГДИС, горизонтальная скважина, 
высоковязкие нефти, водоплавающая залежь, гравитационный эффект 
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ДЛЯ ПРЕДОТВРАЩЕНИЯ ПРЕЖДЕВРЕМЕННОГО 
ОБВОДНЕНИЯ И ОПТИМИЗАЦИИ РЕЖИМА 
ЭКСПЛУАТАЦИИ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН 
НА ВОДОПЛАВАЮЩИХ ЗАЛЕЖАХ С ВЫСОКОВЯЗКОЙ 
НЕФТЬЮ ПРЕДЛОЖЕНО ИСПОЛЬЗОВАТЬ 
ИНТЕГРАЛЬНЫЙ СКИН@ФАКТОР КАК ИНДИКАТОР 
ПОДЪЕМА ВОДЫ.

Background. Well coning is a top complication for reservoirs with high-viscosity oil and bottom water. The main 
reason is the higher mobility of bottom water relative to oil. Premature well watering leads to a decrease in oil 
recovery factors (ORF) and the economical effi  ciency of fi eld development. Under these conditions, preventing or 
slowing well coning requires a method that allows monitoring the current position of the OWC.
Aim. The main objective of this study is to develop a new method for monitoring water coning in high-viscosity 
oil reservoirs. This is necessary for selecting the optimal operating mode for horizontal wells. The skin factor is 
proposed as a diagnostic indicator: it decreases as the water cone rises toward the horizontal well.
Materials and methods. The study was conducted using a three-phase dynamic model with. At the fi rst stage, 
the position of the horizontal well relative to the oil-water contact (OWC) was varied: 1, 3, 5, 7, and 9 meters above 
the OWC. For each case, pressure buildup curves were obtained, and their interpretation in specialized sok ware 
enabled the determination of the skin factor. Next, the nature of the change in the skin factor depending on the 
well operating mode was analyzed. Additionally, a sensitivity analysis was performed, assessing the impact of 
changes in boundary conditions, petrophysical properties and geological structure (presence of shale breaks and 
a gas cap).
Results. All the calculations agree with the idea of «choking» the liquid infl ow by the oil rim. Skin depends directly 
on the distance to the OWC, and inversely — on the current water-cut (water cone height). It was demonstrated 
that the methodology is applicable across a wide range of geological and physical conditions, except for cases 
involving shale breaks that screens water infl ow to the well.
Conclusions. The proposed methodology, based on skin factor monitoring, is an eff ective methodology for 
diagnosing coning and can be used to optimize the development of heavy oil reservoirs. Specifi c parameters of 
the monitoring technique, such as the method and frequency of skin factor determination and limit values, must 
be established individually for each formation, taking into account its specifi c characteristics.
Keywords: skin factor, well optimal operating mode, well test analysis, horizontal well, heavy oil, oil rim, gravity 
segregation
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ВВЕДЕНИЕ

Конусообразование является ведущим 
осложнением на водоплавающих залежах 
с высоковязкими нефтями. Оно происхо-
дит вследствие более высокой подвижно-
сти подошвенной воды относительно неф-
ти. Преждевременное обводнение скважин 
ведет к снижению коэффициента извлечения 
нефти (КИН) и экономических показателей 
разработки месторождения. В таких усло-
виях для предупреждения или замедления 
конусообразования необходима методика, 
позволяющая контролировать текущее по-
ложение водо-нефтяного контакта (ВНК) [1, 
2]. Гидродинамические исследования сква-
жин (ГДИС) прочно зарекомендовали себя 
в качестве одного из наиболее эффективных 
направлений промыслово-геофизическо-
го контроля разработки нефтяных и газовых 
месторождений [3]. 
При интерпретации повторных гидроди-
намических исследований (рис. 1) гори-
зонтальных скважин крупного месторожде-
ния вязкой нефти замечено, что значение 
интегрального скин-фактора существенно 
снижается при формировании устойчиво-
го конуса воды [4]. В сочетании с доволь-
но высокими для горизонтальных скважин 
(ГС) начальными значениями интегрального 

скин-фактора этот факт можно интерпрети-
ровать в виде следующей гипотезы: в кон-
тактных залежах вязкой нефти одной из со-
ставляющих интегрального скин-фактора 
является контраст между вязкостью нефти 
и воды, поскольку распределение давления 
происходит по всей толщине, а проводка 
скважины выполнена в нефтенасыщенной 
части разреза. 

Сам по себе этот факт заставляет пересмот-
реть многие подходы к анализу ГДИС и при-
менению их результатов, однако в данной 
статье авторы хотят рассмотреть возмож-
ность использования скин-фактора как диа-
гностического признака подъема воды к ГС, 
чтобы впоследствии использовать его зна-
чение при подборе оптимального режима 
скважины.
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ОПИСАНИЕ РАБОТЫ

Работа выполнена на примере крупного газо-
конденсатного месторождения, расположен-
ного в Ямало-Ненецком автономном округе. 
Объектом исследования является газонеф-
тяная залежь в терригенных отложениях 
сеноманского яруса (пласт ПК1 покурской 
свиты). Залежь пласта ПК1 массивная сводо-
вая, водоплавающая, осложненная малоам-
плитудными тектоническими нарушениями. 
По результатам комплексной интерпретации 
данных геофизических исследований сква-
жин (ГИС) средневзвешенная эффективная 
газонасыщенная толщина составляет 13 м, 
средневзвешенная эффективная нефтена-
сыщенная толщина — 5 м, эффективная во-
донасыщенная толщина в среднем состав-
ляет 74 м. По данным исследования керна 
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Рис. 1. Пример ГДИС с эффектом снижения скин-фактора при формировании устойчивого конуса воды. Составлено авторами
Fig. 1. An example of well testing with the eff ect of reducing the skin factor during the formation of a stable water cone. Compiled by the authors

Таблица 1. Свойства нефти. Составлено авторами
Table 1. Oil properties. Compiled by the authors

Параметр Значение

Начальное пластовое давление, бар 114

Начальная пластовая температура, °С 26

Давление насыщения, бар 114

Плотность пластовой нефти, кг/м3 871

Вязкость пластовой нефти, мПа*с 36,26

Газосодержание, м3/т 43,4

Объёмный коэффициент нефти 1,106
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при средней пористости 30% проницаемость 
варьирует от 50 до 1000 мД. Относительные 
фазовые проницаемости (ОФП) по данным 
специального анализа керна описывают-
ся функцией Corey, степень функции также 
варьирует в широком диапазоне: по нефти 
от 1,5 до 4, по воде от 2 до 5. Основные свой-
ства нефти представлены в табл. 1.
Для проверки гипотезы создана трехфазная 
гидродинамическая модель (ГДМ), где регу-
лировалось положение ГС относительно ВНК 
(рис. 2): 1, 3, 5, 7 и 9 м до ВНК. Моделирование 
проводилось с локальным измельчением сет-
ки. Параметры синтетической ГДМ представ-
лены в табл. 2, свойства нефти в ГДМ соот-
ветствуют табл. 1. Горизонтальные скважины 
запускались в добычу на 1 год, далее оста-
навливались (рис. 4). На графике зеленые 
точки — это давление при расстоянии от ВНК 
до ствола 9 м, черные точки — 1 м. Видно, 
что продуктивность тем выше, чем меньше 
расстояние до ВНК. Диагностический график 
кривой восстановления давления (КВД) по-
казан на рис. 5. Результаты показывают пря-
мую зависимость скин-фактора от расстояния 
до ВНК.
 Следующим шагом была оценка харак-
тера изменения скин-фактора при измене-
нии режима. Для данного теста абсолютная 
проницаемость была увеличена до 1300 мД. 
Скважина располагалась на 5 м выше ВНК. ГС 
запускалась на 15 дней с дебитами жидкости 
50, 100, 200, 300 м3/сут, при этом запуски сме-
нялись аналогичными остановками (рис. 6). 
На верхнем графике рис. 6 видно, что имеет 
место влияние гравитационных сил: по-
сле продолжительной остановки скважина 
запускается без воды. На диагностическом 
графике (рис. 7) по-прежнему видно, что ди-
намика скин-фактора зависит от текущей 
обводненности (высоты конуса). Таким об-
разом, скин-фактор может быть использо-
ван как диагностический признак подъема 
воды к ГС.
Для понимания области применения дан-
ной методики выполнен анализ чувстви-
тельности, в ходе которого варьировались 
граничные условия, пористость, абсолютная 
проницаемость, ОФП, наличие непроница-
емого пропластка, наличие газовой шапки 
(ГШ), нефтенасыщенная толщина (рис. 8). 
Почти во всех вариантах видно, что есть 
влияние гравитационных сил: после продол-
жительной остановки обводненность сни-
жается, а в некоторых расчетах становится 
близкой к нулю. В ходе анализа результатов 
расчета выявлено, что такие переменные 
как пористость, нефтенасыщенная толщина, 

Таблица 2. Параметры ГДМ. Составлено авторами
Table 2. Model parameters. Compiled by the authors

Параметр Значение

Кол-во ячеек 50*50*84

Размер ячеек, м 50*50*1

Локальное измельчение сетки LGR 10*11*3

Пористость 0,3

Проницаемость 300

ОФП: степень ф-и Corey для воды и нефти 2

Газонасыщенная толщина, м 0

Нефтенасыщенная толщина, м 10

Водонасыщенная толщина, м 74

Длина ГС, м 200

Н = 10 м

ВНК

9 м

5 м

1 м

Н = 74 м

Нефте-
насыщенность
0,71000

0,53250

0,35500

0,17750

0,00000

Рис. 2. Схематический профиль вдоль ГС (насыщенность нефтью на начало 
расчета). Составлено авторами

Fig. 2. Cross-section along the well (oil saturation at the beginning of the calculation). 
Compiled by the authors

Рис. 3. Локальное измельчение сетки. Составлено авторами
Fig. 3. Local grid refi nement (LGR). Compiled by the authors



70

Условные обозначения:
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Рис. 5. Диагностический график. Составлено авторами
Fig. 5. Diagnostic chart. Compiled by the authors
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Рис. 4. Сопоставление забойного давления ГС при разном расстоянии до ВНК. Составлено авторами 
Fig. 4. Comparison of bottomhole pressure at diff erent distances from the OWC. Compiled by the authors
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Рис. 7. Диагностический график. Составлено авторами 
Fig. 7. Diagnostic chart. Compiled by the authors
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Fig. 6. Fluid production and bottomhole pressure performance. Compiled by the authors
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“Линейные” ОФП

ОФП, настроенная 
на историю 
из полномасштаб-
ной ГДМ

№                Проницаемость , мД                       ОФП                         ННТ, м         Пористость,     Сжимаемость           Аквифер         Газовая шапка         Непрониц.      

1
2
3
4
5
6
7
8
9

10
11
12
13
14
15
16
17
18
19

100
450
1000
1500
3000
100
450
1000
1500
3000
1000

10                       0,2                        5*10-5                      есть                         нет                            нет         

20
10                       0,3
                           0,2                        27*10-5

                                                         5*10-5                      нет
                                                                                          есть                         есть
                                                                                                                           нет                            0,5L
 1L

0,75L
0,88L

дед.                    1/бар                 (Множ. Vпор                                          пропласток 
                                                         на границе)               

Рис. 8. Анализ чувствительности. Составлено авторами 
Fig. 8. Sensitivity analysis. Compiled by the authors
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Рис. 9. Динамика добычи жидкости и обводненности при разных проницаемостях. Составлено авторами
Fig. 9. Fluid production and water cut performance. Compiled by the authors
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сжимаемость, аквифер, не оказывают суще-
ственного влияния на возможность примене-
ния методики.
На более высоких проницаемостях гра-
витационный эффект проявляется ярче. 
На рис. 9 показано сравнение обводнен-
ностей ГС на разных режимах (50, 100, 200, 
50 м3/сут) при разных абсолютных проница-
емостях. При 100 мД обводненность почти 
не зависит от дебита жидкости, а при прони-
цаемости 450 мД и выше наблюдается четкая 
зависимость обводненности от дебита жид-
кости. 
Также выполнен анализ чувствительно-
сти к наличию ГШ. Для этого в ГДМ со-
здана ГШ толщиной 13 м. ГС также запус-
калась на четырех режимах (50, 100, 200, 
50 м3/сут). Сопоставление динамики добычи 

жидкости и обводненности приведено 
на рис. 10. Обводненность в ГДМ с ГШ на-
растает медленнее, чем в ГДМ без ГШ, тем 
не менее также наблюдается зависимость 
обводненности от дебита жидкости. 
Наличие непроницаемого пропластка ниже 
ГС (рис. 11) существенно влияет на динами-
ку обводненности и может изменить карти-
ну «гравитационного эффекта». На рис. 12 
показаны несколько вариантов расчета ГДМ 
с различной длиной перекрытия по латерали 
ГС. По графику можно сделать вывод, что чем 
больше перекрытие ГС, тем меньше наблюда-
ется зависимость обводненности от дебита 
жидкости. Таким образом, наличие непрони-
цаемого пропластка в некоторых случаях мо-
жет стать помехой для применения данной 
методики. 
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Рис. 10. Динамика добычи жидкости и обводненности (с ГШ и без ГШ). Составлено авторами
Fig. 10. Fluid production and water cut performance (with and without gas cap). Compiled by the authors
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Нет непроницаемого пропластка
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Рис. 11. Варианты распространения непроницаемого пропластка. Составлено авторами
Fig. 11. Confi guration impermeable barriers. Compiled by the authors
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Составлено авторами

Fig. 12. Fluid production and water cut performance for diff erent impermeable interval lengths. Compiled by the authors
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ВЫВОДЫ

Во всех выполненных расчетах гипотеза 
«штуцирования» нефтенасыщенной толщи-
ной притока жидкости в скважину под-
тверждается. Зависимость скин-фактора 
от расстояния до ВНК прямая, от текущей об-
водненности (высоты конуса воды) — обрат-
ная. При этом:
• при более высоких проницаемостях грави-

тационный эффект проявляется ярче;
• наличие ГШ оказывает влияние на дина-

мику обводнения, но не влияет на возмож-
ность применения методики;

• такие переменные, как пористость, неф-
тенасыщенная толщина, сжимаемость, 

аквифер не оказывают существенного 
влияния на возможность применения ме-
тодики;

• наличие непроницаемого пропластка 
ниже ГС, значительно перекрывающего 
снизу водную зону, может стать помехой 
для применения методики.

Таким образом, скин-фактор может быть 
использован как диагностический признак 
подъема воды к ГС с некоторыми допуще-
ниями. Конкретные параметры методики 
контроля, такие как способ и периодич-
ность определения скин-фактора, а так-
же непосредственные граничные значения 
необходимо устанавливать индивидуально 
для объектов с учетом их особенностей. 
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ПЕРСПЕКТИВЫ ЗАКАЧКИ ГАЗА 
В РЕЖИМЕ СМЕШИВАЮЩЕГОСЯ 
ВЫТЕСНЕНИЯ ДЛЯ ПОВЫШЕНИЯ 
НЕФТЕОТДАЧИ НИЗКОПРОНИЦАЕМЫХ 
КОЛЛЕКТОРОВ ЮРСКИХ ОТЛОЖЕНИЙ 
ЗАПАДНОЙ СИБИРИ
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Введение. Применение стандартного заводнения для разработки низкопроницаемых коллекторов может 
оказаться малоэффективным из-за низких темпов закачки воды. В связи с этим особую актуальность 
приобретают газовые методы повышения нефтеотдачи вследствие высокой подвижности газа, позволяющей 
обеспечить необходимые темпы закачки. Также при возможности реализации смешивающегося режима 
вытеснения в условиях пласта закачка газа позволяет максимизировать коэффициент вытеснения нефти. 
Однако из-за высокой подвижности газа и наличия в пласте высокопроницаемых каналов эффективность 
газа может быть существенно снижена вследствие его преждевременного прорыва к добывающим 
скважинам. Закачка газа в режиме водогазового воздействия может существенно снизить вероятность 
прорыва газа и тем самым повысить коэффициент охвата пласта газовым воздействием при сохранении 
относительно высоких темпов закачки. 
Цель. Оценка эффективности применения водогазового воздействия в режиме смешивающегося 
вытеснения на неоднородных низкопроницаемых объектах разработки Западной Сибири. 
Материалы и методы. В работе на основании выполненных лабораторных исследований закачки газа 
в режиме водогазового воздействия при реализации смешивающегося вытеснения выполнена оценка 
газового воздействия на композиционной гидродинамической модели. 
Результаты. В работе на основании результатов серии экспериментов по вытеснению нефти газом 
в тонкой трубке выполнена оценка возможности достижения в условиях пласта режима смешивающегося 
вытеснения. Газ низкого давления системы подготовки (жирный газ) показал высокую эффективность 
вытеснения не только на тонкой трубке (Квыт — 0,94 д.ед.), но и на керне (Квыт — 0,695 д.ед.). 
Эксперименты по довытеснению нефти из керновой колонки в режиме водогазового воздействия 
показали несущественный прирост Квыт — 0,035 д.ед. При этом проницаемость по воде и газу в циклах 
ВГВ снижается в 5 и 30 раз соответственно (значение для газа приведено относительно базового цикла 
закачки газа), что окажет положительное влияние на процесс перераспределения фильтрационных потоков 
воды и газа в пласте. По результатам численных расчётов на секторных моделях пласта установлено, 
что, несмотря на смешивающий характер вытеснения и высокую степень однородности коллектора 
по проницаемости, жирный газ из-за высокой подвижности не позволяет добиться высоких значений Кохв 
и, как следствие, КИН. Большим потенциалом повышения нефтеотдачи обладает вариант закачки жирного 
газа в режиме ВГВ как в краткосрочной, так и в долгосрочной перспективе. 
Заключение. Технология ВГВ, несмотря на несущественный прирост Квыт в рамках керновых 
экспериментов, позволяет повысить удельную эффективность газового воздействия в среднем в 4,4 раза 
по сравнению с непрерывной закачкой жирного газа из-за увеличения Кохв воздействием. При этом оба 
варианта закачки жирного газа позволяют добиться прироста нефтеотдачи по сравнению с вариантом 
базового заводнения: средний КИН для вариантов заводнения, непрерывной закачки жирного газа 
и закачки жирного газа в режиме ВГВ составил 0,21, 0,3 и 0,48 д.ед. соответственно.

Ключевые слова: водогазовое воздействие, смешивающееся вытеснение, разработка низкопроницаемых 
коллекторов с применением закачки газа 
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Introduction. Standard waterfl ooding in the development of low-permeable reservoirs may be ineff ective due to 
low water injection rates. In this regard, gas methods of enhanced oil recovery are particularly relevant due to 
the high mobility of gas which allows to reach the required injection rates. Also, if miscible injection is possible, 
this will maximize the oil displacement effi  ciency. However, due to the high mobility of gas and the presence of 
highly permeable channels in the reservoir, the gas effi  ciency can be signifi cantly reduced due to its premature 
breakthrough to production wells. WAG injection can signifi cantly reduce the probability of gas breakthrough and 
thereby increase the gas sweep effi  ciency while maintaining relatively high injection rates.
Objective. Evaluate the performance of miscible WAG (water alternating gas) injection in heterogeneous low-
permeable reservoirs in West Siberia.
Materials and methods. The study evaluates gas injection technology on a composite fl ow simulation model 
based on laboratory studies of WAG miscible injection. In this paper, based on the results of a series of slim-tube 
experiments on gas-oil displacement, the possibility of achieving miscible displacement in reservoir conditions 
was assessed. Low-pressure gas of a treatment system (wet gas) demonstrated high displacement effi  ciency not 
only in a slim tube (ED — 0.94), but also on core samples (ED — 0.695). Experiments on additional displacement of 
oil from a core column at WAG conditions showed an insignifi cant increase of ED — 0.035. At the same time, the 
water and gas permeability in the WAG cycles decreased by 5 and 30 times, respectively (the value for gas is given 
relative to the basic gas injection cycle), which will have a positive eff ect on the process of redistribution of water 
and gas fl ows in a reservoir.
Results. Based on the results of numerical runs of sector reservoir models, it was found that despite the miscible 
nature of displacement and a high degree of permeability homogeneity within a reservoir, the wet gas, due to its 
high mobility, does not allow achieving high sweep effi  ciency and, therefore, high oil recovery factors. The option of 
wet gas injection in WAG conditions has a high potential for increasing oil recovery in both short and long term. 
Conclusion. The WAG technology, despite an insignifi cant increase in ED in the core experiments, allows increasing 
the specifi c performance of gas injection by an average of 4.4 times compared to continuous wet gas injection due 
to an increase in sweep effi  ciency. At the same time, both options of wet gas injection allow achieving an increase 
in oil recovery compared to the basic fl ooding option: the average oil recovery factors for water injection, continuous 
wet gas injection, and wet gas injection options in the WAG conditions were 0.21, 0.3, and 0.48, respectively. 
Keywords: water-alternating-gas injection, miscible displacement, development of low-permeable reservoirs using 
gas injection
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ВВЕДЕНИЕ

В условиях растущего спроса на энергоно-
сители и истощения традиционных место-
рождений нефти разработка низкопрони-
цаемых коллекторов приобретает особую 
актуальность. Из-за низкой проницаемости 
заводнение подобных коллекторов может 
оказаться малоэффективным: низкие тем-
пы закачки воды ограничивают способность 
поддерживать необходимое пластовое дав-
ление, что может привести к снижению коэф-
фициента извлечения нефти, несмотря на до-
статочно высокий коэффициент вытеснения, 
полученный в ходе лабораторных экспери-
ментов. Данное обстоятельство подчёрки-
вает необходимость поиска альтернативных 
или дополнительных способов вытеснения. 

Одним из перспективных агентов вытесне-
ния может выступать углеводородный газ 
разной степени жирности. В контексте раз-
работки низкопроницаемых коллекторов газ 
обладает рядом преимуществ над водой. 
Во-первых, из-за высокой подвижности газ 
позволяет поддерживать необходимые тем-
пы закачки для поддержания пластового 
давления. Во-вторых, в случае выполнения 
условий смесимости в пласте газ способен 
вытеснять существенно большее количество 
нефти, чем вода. Так, в экспериментах на тон-
кой трубке (случай однородной изотроп-
ной среды) Квыт при закачке газа в режиме 
смешивающегося вытеснения превышает 
0,9 д.ед. Недостатками являются, как пра-
вило, ограниченный объём запасов газа 
на месторождении, а также необходимость 
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в специальной установке для осуществле-
ния закачки газа в пласт. Также из-за вы-
сокой подвижности газа существует веро-
ятность его преждевременного прорыва 
к добывающим скважинам даже в условиях 
однородного по проницаемости коллектора. 
Для минимизации рисков прорыва закачка 
газа может осуществляться в режиме водо-
газового воздействия (ВГВ). Закачка газа 
в режиме ВГВ преследует создание повы-
шенного сопротивления потоку газа и воды 
в промытых пропластках и, как следствие, 
перенаправление агентов вытеснения в сла-
боохваченные воздействием зоны пласта. 
Также при реализации ВГВ наблюдается 
увеличение Квыт в керновых экспериментах 
вследствие увеличения микроохвата воз-
действием из-за эффекта захваченного газа. 
Ограничивающим фактором применения ВГВ 
является возможное снижение экономиче-
ских показателей вследствие уменьшения 
темпов закачки и отбора флюидов по сравне-
нию с режимом непрерывной закачки газа.
На одном из месторождений Западной 
Сибири с низкопроницаемым коллектором 
имеются компрессорные мощности и газ 
в достаточном количестве для реализации 
газового воздействия. Для оценки перспек-
тив закачки газа для повышения нефтеотда-
чи необходимо определить характер режима 
вытеснения, возникающего в пласте. Оценка 
возможности реализации режима смешива-
ющегося вытеснения в пластовых условиях 
выполняется посредством проведения серии 
экспериментов по вытеснению нефти газом 
на тонкой трубке с определением минималь-
ного давления смесимости (МДС). Для про-
ведения экспериментов на тонкой трубке 
были выбраны 2 углеводородных (УВ) газа: 
газ высокого давления системы подготовки 
с 76% моль содержанием компонент С1 и 24% 
моль содержания жирных компонент (сухой 
газ) и газ низкого давления системы подго-
товки с 48% содержанием компонент С1 и 52% 
моль содержания жирных компонент (жир-
ный газ). В качестве нефти использовалась 
рекомбинированная нефть со свойствами 
соответствующими лёгким нефтям юрских 
отложений Западной Сибири. Нефть харак-
теризуется следующими макропараметрами 
(табл. 1). Компонентные составы рекомбини-
рованной нефти и моделей газа вытеснения 
представлены в табл. 2.
После определения состава газа, позво-
ляющего максимизировать Квыт в услови-
ях однородной изотропной среды тонкой 
трубки, необходимо оценить эффективность 
вытеснения нефти газом в условиях керна 
как в режиме непрерывной закачки газа, так 
и в режиме ВГВ. Финальным этапом оценки 

перспектив закачки газа для повышения 
нефтеотдачи является проведение расчётов 
на секторных моделях пласта.

ЦЕЛЬ РАБОТЫ

Целью работы является оценка перспектив 
повышения нефтеотдачи низкопроницаемых 
коллекторов юрских отложений Западной 
Сибири при реализации смешивающего вы-
теснения в режимах непрерывной закачки 
газа и водогазового воздействия.
Для этого были решены следующие задачи:
• выполнена экспериментальная и числен-

ная оценка возможности достижения 
смешивающегося вытеснения в пластовых 
условиях с использованием сухого и жир-
ного газов на тонкой трубке;

• выполнена экспериментальная оценка 
потенциала нефтеотдачи на керне при ре-
ализации смешивающегося вытеснения;

• проведена экспериментальная оценка 
потенциала повышения Квыт при реали-
зации водогазового воздействия на керне 
и определена степень снижения проница-
емости воды и газа в циклах ВГВ;

• с использованием секторных моделей 
пласта выполнена оценка эффективности 
реализации смешивающегося вытесне-
ния в режимах непрерывной закачки газа 
и водогазового воздействия.

Таблица 1. Свойства модели пластовой нефти. Составлено авторами 
Table 1. Properties of Reservoir Oil Model. Compiled by the authors 

Параметр Значение

Давление насыщения, МПа 15,17

Пластовая температура, °С 93

Плотность дегазированной нефти (по стандартной сепарации), кг/м³ 871,1

Газосодержание (по стандартной сепарации):  

м³/м³ 91

м³/т 104,5

Плотность пластовой нефти при давлении насыщения, кг/м³ 742,8

Динамическая вязкость при пластовом давлении, мПа·с 1,02

Объемный коэффициент при пластовом давлении (по стандартной сепарации) 1,309

ДЛЯ РАЗРАБОТКИ НИЗКОПРОНИЦАЕМЫХ 
КОЛЛЕКТОРОВ НА ОСНОВЕ АНАЛИЗА РЕЗУЛЬТАТОВ 
СЕРИИ НАТУРНЫХ И ЧИСЛЕННЫХ ЭКСПЕРИМЕНТОВ 
ПО ВЫТЕСНЕНИЮ НЕФТИ ЖИРНЫМ ГАЗОМ ПОКАЗАНА 
ВОЗМОЖНОСТЬ ЕГО ИСПОЛЬЗОВАНИЯ В РЕЖИМЕ 
ВОДОГАЗОВОГО ВОЗДЕЙСТВИЯ ДЛЯ ПРИРОСТА 
НЕФТЕОТДАЧИ ПО СРАВНЕНИЮ С ВАРИАНТОМ 
БАЗОВОГО ЗАВОДНЕНИЯ.
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РЕЗУЛЬТАТЫ

ЭКСПЕРИМЕНТЫ НА ТОНКОЙ ТРУБКЕ
Для оценки возможности достижения сме-
шивающегося вытеснения в пластовых усло-
виях с использованием сухого и жирного 
газов были выполнены эксперименты по вы-
теснению модельной нефти жирным и сухим 
газом из тонкой трубки при различных дав-
лениях. Параметры тонкой трубки: внутрен-
ний диаметр — 3,87 мм, длина — 12 м, пори-
стость — 39%, проницаемость — 35,4 мкм2. 
Трубка заполнена кварцевым песком с диа-
метром частиц 160 — 250 мкм. Давление в экс-
периментах варьировалось от 26 до 45 МПа 
(для каждого модельного газа свой набор 
давлений). Режим вытеснения во всех экс-
периментах — 7,2 см3/час. Вытеснение нефти 
из тонкой трубки продолжается до дости-
жения прокачки 1,2 порового объёма труб-
ки газом вытеснения. Далее строится зави-
симость Квыт от давления эксперимента. 
Минимальное давление смесимости (МДС) 
определяется в точке излома графика: зна-
чение давления, при превышении которого 
дальнейшее повышение давления приводит 
к минимальному увеличению коэффициент 
вытеснения [1, 2, 3]. Всего было выполнено 
4 эксперимента: 3 эксперимента с сухим газом 
и 1 эксперимент с жирным газом. 
Квыт для жирного и сухого газа при давле-
нии 26 МПа составил 0,94 и 0,48 д.ед. соответ-
ственно. Квыт для сухого газа при давлениях 

35 и 45 МПа составил 0,73 и 0,92 д.ед. соответ-
ственно. Из-за ограниченного набора экс-
периментов зависимость МДС от жирности 
УВ газа была получена путём численного 
моделирования (результаты натурных экс-
периментов послужили основой для на-
стройки численной модели тонкой трубки). 
Моделирование экспериментов по вытесне-
нию нефти газами различного состава из тон-
кой трубки осуществлялось с использовани-
ем композиционного гидродинамического 
симулятора Eclipse 300. 1D-модель тонкой 
трубки состоит из 500 ячеек. Подробно под-
ход к моделированию эксперимента на тон-
кой трубке описан в работе [4]. Создание 
13-компонентной PVT-модели пластовых 
флюидов для численного моделирования 
эксперимента Slim Tube выполнялось в симу-
ляторе PVTi. Основой данных для настройки 
PVT-модели послужили результаты рутинных 
исследований пластовых флюидов. В каче-
стве уравнения состояния использовалось 
трёхпараметрическое уравнение Пенга — 
Робинсона.
После адаптации модели тонкой труб-
ки на результаты экспериментов с моде-
лью нефти № 1 была выполнена серия рас-
чётов с целью получения зависимости МДС 
от жирности УВ газа. На рис. 1 представле-
на искомая зависимость. Зеленой заливкой 
на графике отмечена область смешивающе-
гося вытеснения, желтой — несмешиваю-
щегося. Маркерами выделены фактические 

Таблица 2. Компонентный состав моделей нефти и газа закачки. Составлено авторами
Table 2. Component Composition of Oil Models and Injection Gas. Compiled by the authors

Компонент

Содержание компонента, % мол.

Модель пластовой нефти Модель газа № 1 (газ высокого 
давления Р = 0,4 МПа) — сухой

Модель газа № 2 (газ низкого давления 
Р = 0,1 МПа) — жирный

N2 0,27 0,9237 0,7061

CO2 1,337 3,222 3,214

C1 30,391 76,21 48,63

C2 4,875 9,338 24,109

C3 6,972 7,88 14,105

i-C4 1,637 1,084 4,388

n-C4 2,776 1,084 4,388

i-C5 0,703 0,1215 0,177

n-C5 0,851 0,1215 0,177

C6 1,951 0,012 0,108

C7 3,63 - -

C8 7,014 - -

C9-C80 37,593 - -
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результаты (для фактических результатов 
ось ординат отображает давление экспери-
мента). Рядом с каждым маркером обозначен 
Квыт, достигнутый в соответствующем экс-
перименте на момент прокачки 1,2 порового 
объёма трубки газом вытеснения. Расчётное 
значение МДС несколько завышено для об-
ласти сухого газа.
Зависимость, представленная на рис. 1, 
позволяет определять состав УВ газа и зна-
чение пластового давления, необходимые 
для реализации режима смешивающего-
ся вытеснения. Например, для реализа-
ции режима смешивающегося вытеснения 
на месторождении со средним пластовым 
давлением на уровне 26 МПа доля жирных 
компонент газа вытеснения должна быть 
не ниже 50% моль. Наиболее перспективным 
агентом вытеснения с точки зрения макси-
мизации Квыт в условиях пласта является 
жирный газ.

ЭКСПЕРИМЕНТЫ НА КЕРНЕ

Для оценки потенциала повышения неф-
теотдачи на керне при реализации смеши-
вающегося вытеснения в условиях пласта 
был выполнен эксперимент по вытеснению 
модельной нефти жирным газом (этап 1) 
с последующим довытеснением оторочка-
ми воды и жирного газа (этап 2) на керновой 
колонке. Параметры керновой колонки: дли-
на — 48 см, диаметр — 37 мм, пористость — 
0,155 д.ед., проницаемость — 6 мД, внутри-
поровое давление — 25 МПа, начальная 
нефтенасыщенность — 0,635 д.ед. Параметры 
модели пластовой нефти и жирного газа при-
ведены в табл. 1 и 2. 

ЭТАП 1. ВЫТЕСНЕНИЕ МОДЕЛЬНОЙ 
НЕФТИ ЖИРНЫМ ГАЗОМ
Квыт при прокачке 1,7 порового объёма ко-
лонки жирным газом составил 0,695 д.ед. — 
на 0,245 д.ед. меньше, чем в эксперименте 
на тонкой трубке. Данное отличие объясня-
ется влиянием на процесс вытеснения нефти 
сложной структуры пористой среды — не вся 
нефть взаимодействует с жирным газом. 

ЭТАП 2. ДОВЫТЕСНЕНИЕ МОДЕЛЬНОЙ 
НЕФТИ ОТОРОЧКАМИ ВОДЫ И ЖИРНОГО 
ГАЗА
Для оценки степени прироста Квыт и измене-
ния проницаемости воды и газа в циклах ВГВ 
был выполнен эксперимент по довытеснению 
остаточной нефти оторочками воды и жир-
ного газа из исследуемой керновой колон-
ки. По результатам эксперимента отмечается 
рост перепада давления в ~5 раз в циклах 
закачки воды и в ~30 раз в циклах закачки 
газа (относительно базового цикла закачки 
газа). Прирост Квыт от ВГВ незначительный — 
0,035 д.ед. Параметр Лэнда, полученный 
на финальном этапе эксперимента, равен 7,3.

ОЦЕНКА ТЕХНОЛОГИЧЕСКОЙ 
ЭФФЕКТИВНОСТИ РЕАЛИЗАЦИИ 
СМЕШИВАЮЩЕГОСЯ ВЫТЕСНЕНИЯ 
В РЕЖИМАХ НЕПРЕРЫВНОЙ ЗАКАЧКИ 
ГАЗА И ВОДОГАЗОВОГО ВОЗДЕЙСТВИЯ 
НА СЕКТОРНЫХ МОДЕЛЯХ ПЛАСТА

В качестве инструмента моделирования 
использовался коммерческий программ-
ный продукт Eclipse 300. Численные экспе-
рименты были выполнены в два этапа: адап-
тация модели на результаты эксперимента 

Условные обозначения:
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Рис. 1. Зависимость МДС от степени жирности УВ газа. Составлено авторами
Fig. 1. Minimum Miscibility Pressure (MMP) vs. C1/C2+ ratio. Compiled by the authors
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на керновой колонке (одномерная микро-
модель), прогнозные расчеты на секторных 
моделях двух скважин (трёхмерные модели). 
Для создания моделей использовалась та же 
13-компонентная PVT-модель пластовых флю-
идов, что и на этапе численных экспериментов 
по вытеснению нефти газом в тонкой трубке.

ЭТАП 1. АДАПТАЦИЯ ЧИСЛЕННОЙ 
МОДЕЛИ НА РЕЗУЛЬТАТЫ 
ЭКСПЕРИМЕНТА ПО ВЫТЕСНЕНИЮ НЕФТИ 
ГАЗОМ И ВОДОЙ ИЗ КЕРНОВОЙ КОЛОНКИ
Для учёта эффектов прироста Квыт и сниже-
ния проницаемости газа и воды в циклах ВГВ 
в численной модели использовалась опция 
трёхфазного гистерезиса [5]. Для учёта неод-
нородности пористой среды, ограничиваю-
щей Квыт жирного газа, в численной модели 
задаётся уровень неснижаемой остаточной 
нефтенасыщенности. Одномерная микромо-
дель состоит из 100 ячеек. Модель подготов-
лена с сохранением фильтрационно-емкост-
ных свойств керновой колонки. В процессе 
адаптации корректировались параметры оп-
ции трёхфазного гистерезиса. На рис. 2 пред-
ставлены фактические и расчётные динами-
ки Квыт и перепада давления в опыте ВГВ.

ЭТАП 2. РАСЧЁТЫ НА СЕКТОРНЫХ 
МОДЕЛЯХ ПЛАСТА
Для оценки технологической эффективно-
сти закачки жирного газа были выполне-
ны расчёты на секторных моделях пласта 
с использованием опций трёхфазного ги-
стерезиса и неснижаемой остаточной неф-
тенасыщенности. Параметры данных опций 
были получены в ходе адаптации микро-
модели керна на результаты лабораторных 

экспериментов. Секторные модели содержат 
две горизонтальные скважины с двумя ва-
риантами ориентации трещин ГРП — парал-
лельно и перпендикулярно стволу скважин. 
Параметры моделей: размер блоков сетки — 
50×50×2 м, пористость — 0,142 д.ед., проницае-
мость — 1,95 мД, толщина нефтенасыщенного 
интервала — 28 м, длина ствола скважины — 
550 м, расстояние между скважинами — 450 м, 
режим работы добывающей скважины — за-
бойное давление 4 МПа, ограничение забой-
ного давления нагнетательной скважины — 
45 МПа, период прогноза — 100 лет.
Были выполнены расчёты со следующими 
стратегиями разработки: заводнение, за-
качка жирного газа, ВГВ с 50% долей газа 
в цикле (соотношение времени закачки 
газа и воды: 1 год/1 год), ВГВ с 33% долей 
газа в цикле (соотношение времени закачки 
газа и воды: 1 год/2 года). Для добывающей 
скважины было установлено ограничение 
по газовому фактору на уровне 5000 м3/м3. 
Определение оптимального соотношения 
циклов закачки газа и воды и их длительно-
сти требует проведения многовариантных 
расчётов. Данная задача выходит за рамки 
настоящей работы. Настоящие расчёты поз-
воляют оценить технологическую эффектив-
ность закачки жирного газа в режимах ВГВ 
и непрерывной закачки газа на качественном 
уровне. На рис. 3 представлены зависимо-
сти коэффициента извлечения нефти от доли 
газа в циклах ВГВ на моменты времени 20 
и 100 лет с начала воздействия для каждой 
модели (точки с 0% содержанием газа соот-
ветствуют вариантам заводнения, точки со 
100% содержанием газа соответствуют вари-
антам непрерывной закачки жирного газа).
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Наименьший КИН как за период 20, так 
и за период 100 лет достигается в варианте 
закачки воды — 0,16 и 0,21 д.ед. соответствен-
но. Такая низкая эффективность базового 
варианта заводнения объясняется малыми 
темпами закачки воды из-за крайне низкой 
ОФП по воде — 0,05. За 100-летний период 
воздействия прокачано всего ~30% порового 
объёма пласта воды. 
В варианте закачки газ для «модели с па-
раллельными трещинами ГРП» газовый 
фактор достиг предельного значения 
5000 м3/м3 на 12 год с начала воздействия. 
КИН на момент остановки добывающей сква-
жины составил 0,34 д.ед. при прокачке 0,5 по-
рового объёма пласта газа. Для модели «с 
перпендикулярными трещинами ГРП» оста-
новка скважины и прорыв газа произошёл 
раньше — газовых фактор на добывающей 
скважине достиг значения 5000 м3/м3 на 8-й 
год с начала воздействия. КИН при этом 
составил 0,27 д.ед., а объём закачки газа — 
0,45 порового объёма пласта. Низкая эффек-
тивность жирного газа обусловлена высоким 
значением ОФП газа — 0,3. Газ быстро про-
рывается к добывающей скважине, несмотря 
на достаточно однородный коллектор.
В долгосрочной перспективе (горизонт 
100 лет) наилучшим вариантом с точки зре-
ния максимизации добычи нефти является 
вариант закачки жирного газа в режиме ВГВ 
с 50% долей газа в цикле. КИН для вариантов 
с параллельными и перпендикулярными тре-
щинами ГРП составляет ~0,48 д.ед., прирост 
КИН относительно варианта закачки газа — 
0,14 и 0,21 д.ед. при прокачке 0,62 и 0,74 поро-
вого объёма газа соответственно. Прирост 
КИН относительно варианта заводнения 
составляет 0,27 д.ед. В краткосрочной же 

перспективе (горизонт 20 лет) варианты за-
качки газа в режиме ВГВ показывают худшие 
значения добычи нефти по сравнению с вари-
антом закачки газа (за исключением вариан-
та ВГВ с 50% долей газа в модели с перпен-
дикулярными трещинами). Данный результат 
объясняется более высокими темпами за-
качки газа по сравнению с вариантами ВГВ. 
Так, для варианта ВГВ с 50% долей газа 
в цикле на модели с параллельными трещи-
нами на момент 20 лет с начала воздействия 
было прокачано всего 0,16 порового объёма 
газа и воды и достигнут КИН 0,29 д.ед. Тогда 
как в варианте закачки жирного газа объём 
закачки газа составил 0,49 порового объёма 
пласта, при этом КИН достиг 0,34.
В случае ограниченного объёма жирного 
газа для реализации рассмотренных вари-
антов воздействия важной характеристикой, 
помимо абсолютных значений добычи нефти, 
становится значение удельной эффективно-
сти газового воздействия, представляющее 
соотношение:

 
a = , 

Qog
prod – Qow

prod

Qginj

где Qog
prod — накопленная добыча нефти в ва-

рианте газового воздействия, выраженная 
в тыс. т, Qow

prod — накопленная добыча нефти 
в базовом варианте заводнения, выраженная 
в тыс. т, Qginj — накопленный объём закачки 
газа в варианте газового воздействия, выра-
женный в млн м3. На рис. 3 представлена за-
висимость удельной эффективности газового 
воздействия от доли газа в цикле ВГВ.
Из рис. 3 можно видеть, что более эффектив-
но реализовывать закачку жирного газа в ре-
жиме ВГВ как в долгосрочной, так и в крат-
косрочной перспективе для обоих вариантов 
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Рис. 3. Зависимость КИН и средней удельной эффективности от доли газа в циклах ВГВ. Составлено авторами
Fig. 3. Oil Recovery Factor (ORF) and Average Specifi c Effi  ciency vs. Gas Fraction in WAG cycles. Compiled by the authors
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ориентации трещин ГРП. Удельная эффек-
тивность газового воздействия в режиме 
ВГВ превосходит удельную эффективность 
газового воздействия в режиме непрерыв-
ной закачки газа в среднем в 4,4 раза. Газ 
в данном случае совершает больше «полез-
ной» работы за счёт увеличения охвата воз-
действием. Таким образом, даже в однород-
ном по проницаемости коллекторе закачка 
газа в режиме смешивающегося вытеснения 
не позволяет максимизировать нефтеотда-
чу при минимизации объёмов закачки газа. 
Что делает закачку газа в режиме ВГВ пер-
спективным способ воздействия в подобных 
коллекторах.

ВЫВОДЫ

По результатам натурных и численных экспе-
риментов на тонкой трубке определён состав 
жирного газа, позволяющего реализовать 
режим смешивающегося вытеснения в пла-
сте: доля жирных компонент газа должна 
быть не ниже 50%мол. Квыт при вытеснении 
нефти жирным газом в тонкой трубке со-
ставил 0,94 д.ед. (при прокачке 1,2 порового 
объёма трубки).
Эксперименты на керне также показали 
высокую эффективность вытеснения неф-
ти жирным газом. Коэффициент вытеснения 
при прокачке 2 поровых объёмов образца 

составил 0,695 д.ед. Реализация закач-
ки жирного газа в режиме ВГВ не привела 
к существенному приросту коэффициента 
вытеснения. При этом отмечается снижение 
проницаемости воды и газа в циклах ВГВ 
в 5 и 30 раз соответственно. 
По результатам численных расчётов 
на секторных моделях пласта установлено, 
что, несмотря на смешивающий характер 
вытеснения и высокую степень однородно-
сти коллектора по проницаемости, жирный 
газ из-за высокой подвижности не поз-
воляет добиться высоких значений Кохв 
и как следствие КИН. Большим потенциа-
лом повышения нефтеотдачи обладает ва-
риант закачки жирного газа в режиме ВГВ 
как в краткосрочной, так и в долгосрочной 
перспективе. Технология ВГВ, несмотря 
на несущественный прирост Квыт в рамках 
керновых экспериментов, позволяет по-
высить удельную эффективность газового 
воздействия в среднем в 4,4 раза по срав-
нению с непрерывной закачкой жирного 
газа из-за увеличения Кохв воздействием. 
При этом оба варианта закачки жирного 
газа позволяют добиться прироста нефте-
отдачи по сравнению с вариантом базового 
заводнения: средний КИН для вариантов 
заводнения, непрерывной закачки жирно-
го газа и закачки жирного газа в режиме 
ВГВ составил 0,21, 0,3 и 0,48 д.ед. соответ-
ственно.
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ФРАКЦИОННЫЕ ПЕСКИ % НОВЫЕ 
РЫЧАГИ ОПТИМИЗАЦИИ ГРП
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Введение. Для поддержания и наращивания добычи нефти в современном мире требуется все большее 
вовлечение в разработку трудноизвлекаемых запасов, растут издержки на строительство скважин, 
а стоимость добываемой продукции находится на достаточно низком уровне. Все это ведет нефтяные 
компании по пути поиска новых решений и оптимизации затрат. В своей работе авторы показывают одно 
из направлений оптимизации при выполнении гидроразрыва пласта, где рассматривается потенциал 
частичной замены доли керамического расклинивающего агента — пропанта, более дешевым вариантом — 
фракционным песком. Работа показывает весь путь от поиска подходящих материалов и поставщиков, 
до расчетов в различных симуляторах и выхода на проведение опытных работ.
Материалы и методы. В работе описывается вся цепочка следственных связей, от возникновения 
идеи до реализации на практике. Приведена базовая оценка выбора решения, основанная на горно-
геологических условиях залегания объектов разработки, а также оценка свойств расклинивающих агентов, 
представленных на рынке. Промежуточный результат такой работы позволил выделить граничные критерии 
для фракционных песков и наметил стратегию по их внедрению. Дополнительным инструментом для выхода 
на опытные работы стало моделирование в расчетно-аналитическом программном обеспечении и прогноз 
добычи в гидродинамической модели.
Результаты. Оценка результатов исследований фракционного песка позволила определить критерии его 
применимости, а также сформировать требования к поставщикам продукции. Был разработан оценочный 
подход, который позволил производить расчеты потенциала замены доли пропанта на песок для любого 
геологического объекта. Для снижения рисков недостижения накопленной добычи выбрана стратегия 
пошагового увеличения доли песка в опытных работах с длительным мониторингом работы скважин 
и сравнение результатов со скважинами окружения. На части объектов достигнута 30% доля замены 
керамического расклинивающего агента на фракционный песок без потери накопленной добычи, что стало 
высоким показателем применимости подхода и состоятельности изначально выдвинутой теории.
Заключение. Направление оптимизации стоимости гидроразрыва пласта с использованием 
фракционных песков стало эффективным решением для компании. При этом авторы отмечают, что кроме 
качества продукции важным и основополагающим элементом дальнейшего развития решения является 
её стоимость.

Ключевые слова: гидроразрыв пласта, фракционный песок, керамический пропант
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FRACTIONAL SANDS > NEW INSTRUMENT FOR HYDRAULIC FRACTURING OPTIMIZATION

Artem V. Churakov*, Maksim N. Pichugin, Ruslan R. Gaynetdinov, Dmitry A. Staritsin, Egor V. Shel, 
Nikita A. Shapovalenko, Ildar G. Fayzullin, Anatoliy V. Ivshin, Nikolay V. Chebykin, Ivan S. Samoylov
Gazprom nek  company group, RF, Saint Petersburg
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Background. For maintain and increasing oil production, in modern world it is required to development of 
hard-to-recover reservoirs, at the same time costs of building wells are increasing and barrel price is at a low 
level. All of that leads oil Companies to fi nd new solutions and optimize costs. In this article, the authors show 
one of direction for optimization hydraulic fracturing, where they saw the potential for partial replacement 
ceramic proppant agent to a cheaper option, fractional sand. The work demonstrates the entire process, from 
fi nding suitable materials and suppliers to conducting calculations in various simulation tools and launching 
experimental work.
Materials and methods. The paper describes the entire process of investigating relationships, from the initial 
idea to its implementation in practice. It gives a basic assessment of the choice of a solution based on the 
geological conditions at the development sites and the properties of available proppant agents. This work allowed 
identifying boundary criteria for fractional sand and outlining a strategy for its implementation. Computational 
modeling and analytical sok ware, as well as production forecasting using a hydrodynamic model, became 
additional tools for experimental work.

РА
ЗР

А
БО

ТК
А

 
И

 Э
К

СП
Л

УА
ТА

Ц
И

Я
 

Н
ЕФ

ТЯ
Н

Ы
Х

 
М

ЕС
ТО

РО
Ж

Д
ЕН

И
Й



87

Results. The evaluation of the results from the fractional sand research has allowed establishing the criteria for 
its use, as well as formulating requirements for product suppliers. A method for evaluating potential has been 
developed, which allows for calculating the possibility of replacing proppant with sand in any geological settings. 
To reduce the risk of failing to achieve the desired production level, a strategy has been chosen to gradually 
increase the proportion of sand used in experimental work, with long-term monitoring of well performance and 
comparison with other wells in the area. At some facilities, a 30% replacement of the ceramic proppant agent 
with fractional sand has been achieved without loss of production, which is a strong indicator of the eff ectiveness 
of the approach and validity of the initial theory.
Conclusion. The direction of optimizing the cost of hydraulic fracturing using fractional sand has become an 
eff ective solution for the company. At the same time, the authors note that, in addition to product quality, an 
important and fundamental element of further development of this solution is its cost.
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ВВЕДЕНИЕ

На сегодняшний день наиболее популяр-
ными расклинивающими агентами в России 
и в мире являются керамические пропан-
ты (гранулированные огнеупорные порош-
ки высокой прочности, предназначенные 
для «закрепления» создаваемой трещины 
при гидравлическом разрыве пласта — ГРП). 
Исключительно важными для формирова-
ния качественной трещины ГРП являются 
свойства, отвечающие за прочность и про-
водимость формируемой в процессе закачки 
пропантной упаковки. Обращаясь к истории, 
стоит отметить, что с момента первого ГРП, 
выполненного в 1947 году с использованием 
обычного силикатного песка [1], в качестве 
расклинивающих агентов опробовано мно-
жество вариантов для закрепления трещины 
(от скорлупы орехов до специальных высоко-
прочных пропантов, созданных для работы 
в глубоких скважинах с высокими напряже-
ниями в горных породах). Так, в 1950-х го-
дах применялся песок, полученный на реке 
Арканзас, «белый» песок из залежи Saint 
Peter (Оттава, Иллинойс) и «коричневый» пе-
сок из залежи Hickory (Брэди, Техас). В 1960-х 
годах были экспериментальные работы со 
стеклянными шариками и скорлупой грец-
ких орехов, а в 1970-х — песок с полимерным 
покрытием, покрываемый перед закачкой 
на месте проведения работ для предотвра-
щения выноса частиц пропанта. Первый 
коммерческий ГРП с керамическим пропан-
том был выполнен в 1979 году. В 1980-х годах 
появляется песок, покрываемый полимерной 
оболочкой на производстве для усиления его 
прочностных свойств. «Упрочнение» позво-
ляло использовать песок на геологических 

объектах с более высокими напряжени-
ями. В 1985 году были выполнены работы 
уже с облегченным керамическим пропан-
том. Таким образом, начиная с 1980-х годов, 
можно сказать, началась эра керамических 
расклинивающих агентов в сфере техноло-
гий гидроразрыва пласта. Начиная с 2000-х 
годов появляются новые веяния в произ-
водстве расклинивающих агентов, направ-
ленные на расширение функционала пропан-
та, такие как пропанты для транспортировки 
ингибитора солеотложений, ультралегкие 
(ULW — Ultra-light Weight Proppant) расклини-
вающие агенты [2], цилиндрические изде-
лия и покрытия с различными встроенными 
в оболочку маркерами. Также повышается 
качество самой керамики в части прочност-
ных характеристик, формы частиц и прочих 
характеристик.

Несмотря на развитие индустрии изготов-
ления керамических пропантов, для мно-
гих зарубежных компаний песок остается 
наиболее часто используемым расклинива-
ющим агентом благодаря своим экономи-
ческим преимуществам [1]. Стоит отметить, 
что для целей ГРП используется специ-
ально подготовленный и отсортированный 

ДЛЯ ПОЛНОЦЕННОГО ВОВЛЕЧЕНИЯ В РАЗРАБОТКУ 
ЗАПАСОВ ТРИЗ С НИЗКИМИ ФЕС, ПОДДЕРЖАНИЯ 
РЕНТАБЕЛЬНОСТИ РАБОТЫ ДОБЫВАЮЩИХ СКВАЖИН, 
ОПТИМИЗАЦИИ ПРОЦЕССОВ И СНИЖЕНИЯ СТОИМОСТИ 
РАБОТ ПРЕДЛОЖЕН ПОДХОД ИСПОЛЬЗОВАНИЯ 
РАСКЛИНИВАЮЩЕГО АГЕНТА В ВИДЕ ФРАКЦИОННОГО 
КВАРЦЕВОГО ПЕСКА ВЗАМЕН КЕРАМИЧЕСКИХ 
ПРОПАНТОВ. 
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кварцевый песок с высоким содержанием 
кремния. В свою очередь, в условиях геоло-
гических объектов месторождений России 
наибольшее распространение получили 
среднепрочные пропанты (ISP — Intermediate 
Strength Proppant), представляющие собой 
керамические спекшиеся гранулы с различ-
ной, преобладающей основой (алюмосили-
катные и магнезиально-кварцевые).
В связи с повышением вовлеченности в раз-
работку трудноизвлекаемых запасов с низки-
ми фильтрационно-емкостными свойствами 
(ФЕС) себестоимость барреля существенно 
возросла из-за роста затрат на строитель-
ство скважин, увеличения количества ста-
дий ГРП и привлекаемого оборудования. 
Концептуально изменился базовый подход 
к оценке затрат и получаемого на выходе 
результата. Для поддержания рентабельно-
сти строительства таких скважин инженеры 
сервисных и добывающих компаний стали 
искать пути оптимизации процесса, удер-
жания и снижения стоимости на выполня-
емые работы. Одним из таких направлений 
в Группе компаний «Газпром нефть» стала ра-
бота по оптимизации затрат на расклиниваю-
щие агенты (а именно использование фрак-
ционного песка), о которой и пойдет речь 
далее в статье. 
Результатом представленной работы являет-
ся концептуальный подход, учитывающий 
расчетно-теоретическую часть и практи-
ческие результаты, полученные при опыт-
но-промышленной эксплуатации (ОПИ). Эти 
данные впоследствии могут помочь другим 
добывающим компаниям избежать ошибок 

и получить качественный результат при ра-
боте с альтернативными расклинивающими 
агентами (фракционным песком) и их комби-
нацией (пропант + песок).

ТЕОРИЯ И ОПРЕДЕЛЕНИЯ

Для того чтобы понять составляющую про-
панта в стоимости работ при строительстве 
скважин необходимо обратиться к рис. 1, 
на котором условно схе матически показа-
на диаграмма распределения капиталь-
ных затрат. Стоит отметить, что стоимость 
ГРП в этом цикле составляет порядка 25%, 
при этом 8% — это затраты на расклинива-
ющий агент. Направление снижения затрат 
на расклинивающий агент смотрится весь-
ма эффективным рычагом снижения стоимо-
сти за счет использования более дешевых 
альтернативных материалов — фракционных 
песков.
Несмотря на потенциальное экономиче-
ское преимущество при работе с песком, 
зарубежные исследования [3] показывают, 
что в диапазоне эффективного напряжения 
от 6500 до 8000 psi (449 и 552 атм соответ-
ственно) керамический пропант демонстри-
рует в пять раз более высокую проводимость, 
чем кварцевый песок, и в 2–3 раза — чем по-
лимерно-покрытый песок. Поэтому решение 
о переходе на фракционный песок в чистом 
виде является рискованным с точки зрения 
потери добычи из-за более низкой проводи-
мости трещины ГРП. Кроме того, при раз-
давливании песок склонен к образованию 

Условные обозначения:
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Рис. 1. Крупноблочное схематическое изображение затрат на строительства скважины. Составлено авторами
Fig. 1. Large-block schematic representation of the costs of well construction. Prepared by the authors
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мелких частиц «пыли» [4], что также будет 
способствовать ухудшению проводимости 
пропантной упаковки из-за закупоривания 
ими более крупных пор. Эта теория подтвер-
ждается данными зарубежных исследова-
ний [5], где проводилась оценка зависимости 
типа расклинивающего агента от эксплуата-
ционных показателей скважин в централь-
ном бассейне формации Баккен, по которым 
было установлено, что скважины, эксплу-
атируемые со 100% керамикой, превосхо-
дят скважины, использующие 100% песок 
или комбинацию песок/керамика. Авторы 
также отмечают, что начальная добыча 
в скважинах с песком аналогична скважинам 
с керамикой, но в скважинах с использовани-
ем песка средние кривые по дебиту показы-
вают более быстрое падение во времени.
Таким образом, для формирования стратегии 
по внедрению песка на геологических объек-
тах Группы компаний «Газпром нефть» требо-
валась более детальная проработка рисков 
и поэтапная оценка эффекта от реализован-
ных мероприятий.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

Первоначальная «базовая» оценка мероприя-
тий состояла из нескольких этапов, включаю-
щих в себя анализ потенциала применимости 
по горным геологическим условиям, а также 
свойствам фракционных песков, представлен-
ных (существующих) на рынке РФ.
Во-первых, был проведен срез средних 
напряжений по каждому из основных геоло-
гических объектов компании (рис. 2), из кото-
рого следует, что большая часть (77%) объек-
тов имеет давление смыкания в диапазоне 

от 5000 до 8000 psi (345 и 552 атм соответ-
ственно).
Во-вторых, для оценки разницы свойств 
расклинивающих агентов были проведены 
испытания различных фракционных песков 
в сравнении с существующей керамикой 
(рис. 3, 4), которые подтвердили ранее опи-
санный опыт зарубежных коллег. Более того, 
выяснилось, что песок, предлагаемый в РФ, 
имеет худшие свойства проводимости и со-
противления раздавливанию в сравнении 
с зарубежными аналогами. 
Ещё больше неясности вносил тот факт, 
что в России нет критериев ГОСТ, регламен-
тирующих свойства фракционных песков 
для гидроразрыва пласта, так как ранее 
не существовало такого запроса от бизне-
са. Основные сферы применения песка были 
сосредоточены в лёгкой и тяжёлой промыш-
ленности, металлургии, стекольном произ-
водстве и строительстве, где критерии (тре-
бования) к материалам совершенно отличные 
от гидроразрыва пласта. Первичный анализ 
рынка потенциальных поставщиков, которые 
могли предоставить песок нужных фракций 
(в основном привезти в РФ) ещё до начала 
запуска опытных работ оценивался не более 
10 компаний, тогда как уже через несколь-
ко лет этот список расширился практически 
до 50 локальных производителей и постав-
щиков.
Третьим этапом подготовительных работ 
являлось моделирование свойств расклини-
вающих агентов в симуляторе ГРП и оценка 
полученных данных в ГДМ (гидродинами-
ческой модели). На этом этапе также оцени-
вались граничные условия применимости 
песков для рассматриваемой группы геоло-
гических объектов.

Условные обозначения:
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Рис. 2. Область горных напряжений по основным объектам компании. Составлено авторами
Fig. 2. Rock stress distribution of the main facilities of the Companу. Prepared by the authors
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ОПИСАНИЕ ЭКСПЕРИМЕНТОВ 
И ПОЛУЧЕННЫЕ РЕЗУЛЬТАТЫ

ИССЛЕДОВАНИЕ СВОЙСТВ 
ФРАКЦИОННЫХ ПЕСКОВ ДЛЯ ГРП
Несмотря на рост количества поставщиков 
кварцевого песка под запросы ГРП, вопро-
сы к качеству продукции остались открыты, 
т.к. выяснилось, что не только свойства песка 
отличаются друг от друга, но и ощущается 
нехватка мощностей карьеров для покры-
тия растущих запросов рынка в направлении 
гидроразрыва пласта.

Для оценки потенциальных поставщиков, 
дальнейшего моделирования условий про-
ведения ГРП и выведения базовых крите-
риев для закупки перед проведением ОПР, 
был проведен обзор рынка, который включал 
в себя запрос образцов и проведение даль-
нейшего исследования песка. В качестве 
базовых методических документов авторы 
ориентировались на критерии, обозначен-
ные в ГОСТ 51761 «Пропанты алюмосиликат-
ные», ГОСТ 54571 «Пропанты магнезиаль-
но-кварцевые», ISO 13503-2 «Measurement 
of properties of proppants used in hydraulic 
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Рис. 4. Сравнение прочностных свойств песков с керамикой фракции 20/40. Составлено авторами
Fig. 4. Strength comparison between sands and ceramic proppant for fraction 20/40. Prepared by the authors
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fracturing and gravel-packing operations» и ISO 
13503-5 «Procedures for measuring the long-
term conductivity of proppants» и API RP 56 
«Recommended Practices for Testing Sand Used 
in Hydraulic Fracturing Operations». Стоит от-
метить, что рекомендации API сформированы 
для условий основных поставщиков песка 
в США и с учетом значительно лучших проч-
ностных свойств зарубежного расклиниваю-
щего агента не смогли выступить в качестве 
запрашиваемых критериев к поставщикам 
и производителям кварца в РФ.
По результатам первичной оценки результа-
тов исследований, проведенных в не-
зависимой лаборатории, стало понятно, 
что к слабым сторонам песка, существующе-
го на рынке РФ, относятся их форма (в неко-
торых случаях образцы песка имели соотно-
шение округлости и сферичности, близкие 
к показателю 0,5), прочностные характери-
стики (рис. 5) и качество фракционирования 
(в ряде случаев пробы песка 20/40 име-
ли спектр до 20/50 и шире). Приведенный 
на рис. 5 график показывает, что для фракции 
песка 20/40 по различным производителям 
диапазон разрушения частиц при нагрузке 
6000 psi (414 атм) находится в пределах от 31% 
до 40%, в то время как для керамики регла-
ментируемое значение разрушенных частиц 
при 7500 psi (517 атм) составляет не более 7%. 
Запрос на исследования разрушения частиц 
песка при нагрузке 6000 psi (414 атм) связан 
с тем, что это значение является средним 
напряжением закрытия для 58% геологиче-
ских объектов в компании. Ввиду получен-
ных высоких значений разрушения частиц 

при давлениях 6000 psi (414 атм) в дальней-
шем, данное значение стало граничным кри-
терием при выборе объектов для испытаний 
и тиражирования технологического реше-
ния, а критерием разрушения частиц стала 
отметка в 35%. В отличие от кварцевого пес-
ка, пески с полимерным покрытием показали 
хорошее значение в сопротивлении раз-
давливанию (рис. 6) за счет удерживающих 
свойств полимерной оболочки. Однако про-
водимость пропантной пачки в сравнении 
с керамическими расклинивающими агента-
ми (рис. 7) отражает реальную картину, где 
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Рис. 5. Сравнение прочности песка фракции 20/40 при давлении 6000 psi (414 атм). Составлено авторами
Fig. 5. Strength comparison for sands fraction 20/40 for pressure 6000 psi (414 atm). Prepared by the authors
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Fig. 8. Evaluation of permeability and dimensionless fracture conductivity for quartz sand fraction 20/40. Prepared by 
the authors

Условные обозначения:

Давление на проппант (PSI)

20/40 Пропант 20/40 Песок с полимерным покрытием 20/40 Песок

0

1000

2000

3000

4000

5000

6000

7000

8000

0008000600040002

Пр
ов

од
им

ос
ть

,  m
D�

Сравнение проводимости песка, песка с покрытием и пропанта 20/40

Рис. 7. Сравнение проводимости песка, песка с покрытием и пропанта фракции 20/40. Составлено авторами
Fig. 7. Conductivity comparison between sand, resin covered sand and ceramic proppant fraction 20/40. 

Prepared by the authors



93

проводящие свойства песка с полимерным 
покрытием приближены к обычному песку.

ОЦЕНКА РИСКОВ И ПОТЕНЦИАЛА 
ИСПОЛЬЗОВАНИЯ ПЕСКА В КАЧЕСТВЕ 
РАСКЛИНИВАЮЩЕГО АГЕНТА ПРИ ГРП
Сравнительная оценка свойств фракци-
онного песка и керамического пропанта, 
представленных в РФ, подтвердила опасе-
ния и данные зарубежных исследований [4], 
связанные с риском недостижения по до-
быче углеводородов из-за худших харак-
теристик кварца. Таким образом, в основу 
дальнейшего развития направления легла 
теория о «комбинированной» закачке песка 
на ранних этапах основного ГРП и керамики 
в качестве основной составляющей, форми-
рующей высокопроводимое «тело» трещи-
ны. В качестве граничных условий приме-
нимости песка без покрытия были выбраны 
объекты с напряжением смыкания до 6000 
psi (414 атм). Расчетно-аналитические ре-
шения состояли из двух этапов: а) модели-
рование в собственном симуляторе «Кибер 

ГРП» трещины для каждого типа объекта 
с оценкой изменения свойств проницаемости 
и проводимости с увеличением доли пес-
ка в общей массе расклинивающего агента 
от 0 до 100%; б) оценка накопленной добычи 
для каждого из сценариев.
Реализация первой части оценки потенци-
ала по замещению части керамики на песок 
и песок с полимерным покрытием (ППП) по-
казала, что для выбранных условий основ-
ных геологических объектов усредненная 
проницаемость и безразмерная проводи-
мость трещины начинает проявлять явную 
деградацию при достижении доли более 
40% кварцевого песка (рис. 8) от общей 
массы расклинивающего агента на ГРП 
и порядка 50–60% для песка с покрытием 
(рис. 9). Разница в полученных результа-
тах, как уже было показано ранее, связана 
с тем, что песок с полимерным покрытием 
имеет чуть лучшие показатели проводимо-
сти, чем обычный кварцевый. Из-за высокой 
хрупкости кварцевых частиц обычный песок 
без покрытия неприменим в классическом 
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Рис. 9. Оценка проницаемости и безразмерной проводимости трещины для песка с полимерным покрытием 
фракции 20/40. Составлено авторами

Fig. 9. Evaluation of permeability and dimensionless fracture conductivity for resin covered sand fraction 20/40. 
Prepared by the authors
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Fig. 10. Estimation of accumulated well production using a hydrodynamic model for sand and resin covered sand. 

Prepared by the authors

Рис. 11. Объемы закачки фракционного песка по выполненным операциям. Составлено авторами
Fig. 11. The volume of sand injection by completed operations. Prepared by the authors

подходе на объектах с АВПД (аномально 
высоким пластовым давлением). Для песка 
с полимерным покрытием, ограничиваю-
щим фактором могут стать высокие пласто-
вые температуры (свыше 100˚С) объектов 

с АВПД, из-за потенциала её влияния 
на свойства оболочки [5].
Оценка накопленной добычи, выполнен-
ная в ГДМ для двух сценариев (рис. 10) 
подтвердила результаты по граничным 
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критериям, полученные ранее при модели-
ровании. Так, для схемы с использованием 
обычного песка значительное падение на-
блюдается уже после его замещения 40% 
от общей массы керамики при выполнении 
ГРП, а для песка с покрытием этот показа-
тель оценивается в 60%.
В процессе исследований был выявлен ин-
тересный факт, показывающий разницу меж-
ду песком и песком с покрытием в накоп-
ленной добыче. Так, при замене 40% массы 
керамического пропанта кварцевым песком 
результат накопленной добычи был эквива-
лентен замене 60% в сценарии использова-
ния песка с полимерным покрытием. Стоит 
отметить, что сценарий использования в ра-
ботах обычного песка (без покрытия) с долей 
замещения в 40% смотрелся более экономи-
чески эффективным при текущих сценари-
ях закупки, чем использование ППП с заме-
ной до 60%. Оценочные затраты на каждые 
100 тонн массы расклинивающего агента 
показали снижение до 20% от первоначаль-
ной стоимости при реализации сценария 
замены 40% керамики на кварцевый песок 
до 10% для сценария замены 60% на песок 
с полимерным покрытием. Конечно, данный 
расчет носит только справочный характер, 
т.к. многое зависит от региона производства 
работ и предложения на рынке по текущим 
поставщикам (производителям) и должен 
быть просчитан для каждого случая индиви-
дуально.

РЕЗУЛЬТАТЫ ПРАКТИЧЕСКОГО 
ПРИМЕНЕНИЯ

Для минимизации производственных рисков 
в компании выбрана стратегия пошагового 
увеличения доли песка в опытных работах 
до достижения прогнозных значений с ти-
ражированием подтвержденных (достигну-
тых) результатов. Дорожная карта включала 
в себя поэтапную разбивку с шагом замеще-
ния в 10% (10–20–30–40–…%) и последующим 
мониторингом запускных и накопленных 
параметров добычи скважин с ОПИ (опыт-
но-промышленные испытания) в сравне-
нии с соседними скважинами, выполненны-
ми по стандартной технологии. В 2022 году 
на основании проведенных исследований 
создан «опросный лист» и осуществлена пер-
вая закупка песка фракции 20/40 для про-
ведения ОПИ в двух дочерних обществах 
компании.
На конец 2024 года количество операций 
ГРП, где использовался песок фракции 20/40, 
достигло 4 446 (рис. 11), а тиражируемая доля 
замещения керамики составила 30%.
Сравнительная оценка эффективности ра-
боты скважин с фракционным песком (мо-
ниторинг запускного дебита и накопленной 
добычи) в сравнении со скважинами окруже-
ния, где использовался только керамический 
пропант показала, что замещение кварцем 
до 30% от общей массы расклинивающего 
агента не оказывает негативного влияния 
на показатели работы скважин (рис. 12).

Условные обозначения: Фракц. песок Пропанат
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Рис. 12. Результаты мониторинга работы скважин с долей песка 30%. Составлено авторами
Fig. 12. Monitoring results of wells cumulative production with 30% on sand replacement. Prepared by the authors
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ЗАКЛЮЧЕНИЯ И ВЫВОДЫ

Направление оптимизации стоимости ГРП 
с использованием фракционных песков ста-
ло эффективным решением для компании. 
Замена керамики до 30% с ростом количе-
ства операций дала существенную эконо-
мию без видимого влияния на показания 
накопленной добычи скважин в сравнении 
со скважинами окружения. Целевым ориен-
тиром остается апробация решения замены 
керамического пропанта до 40% на объек-
тах с напряжениями смыкания до 6000 psi 
(414 атм).
Стоит отметить, что с увеличением объемов 
потребления песка на внутреннем рынке 
наблюдается тенденция к ухудшению каче-
ства продукции (расширение спектра частиц 
и превышение граничного критерия разру-
шения), связанное с ограниченными ресур-
сами поставщиков, изначально заточенных 
под другие промышленные направления. 
Поэтому требуется поиск новых поставщи-
ков, карьеров и усиленный контроль качества 
продукции.
Дополнительным, но важным критерием 
выбора решения о переходе на кварцевый 
песок является его стоимость. Как уже ра-
нее было сказано в статье, самым важным 
и сильным преимуществом песка являет-
ся его стоимость, т.к. по характеристикам 

он все равно значительно уступает кера-
мике. Поэтому важно всегда учитывать этот 
фактор при планировании работ и закупе 
материалов.
С точки зрения дальнейшего развития это-
го направления в компании запланирова-
ны ОПИ по технологии «Пульсовый ГРП» [6] 
на объектах с АВПД (аномально высоким 
пластовым давлением) и пластах с напря-
жениями смыкания, находящихся в верхней 
зоне (от 6000 до 8000 psi, или от 414 до 552 атм 
соответственно). Также, ввиду существующих 
ограничений рынка с точки зрения фракцио-
нирования частиц, запланированы опытные 
работы с кварцевым песком 40/70 с после-
дующей оценкой применимости и эко номи-
ческим эффектом от реализации данного 
решения.
Конечной целью данных работ авторы ви-
дят формирование матрицы применимости 
фракционного песка, а именно — эффектив-
ная (безопасная) доля замещения в зави-
симости от горно-геологических условий 
и температуры продуктивного коллекто-
ра, а также критериев к качеству продук-
ции, подходящей для использования в этих 
условиях. Вторым ключом к успеху для до-
стижения наилучшего эффекта остается 
стоимость песка, от которой в итоге и будет 
зависеть дальнейшее развитие данного 
направления.
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Введение. Работа описывает одно из новых направлений оптимизации подхода при проведении 
гидроразрыва пласта, способствующего увеличению длины трещины, снижению её высоты распространения 
и повышению эффективности размещения пропанта в целевом интервале за счет снижения средней общей 
вязкости жидкости разрыва без увеличения массы пропанта. Объектами для применения данного решения 
являются системы разработки с отсутствием ограничений по длине трещины и кандидаты с качественной 
гидродинамической связью в системе скважина–пласт.
Материалы и методы. В работе описан концептуальный и практический подход технологического решения 
«LD-FRAC» (Low Damage), применяемый на объектах Группы компаний «Газпром нефть». Базовый принцип 
решения заключается в импульсной подаче сшивающего агента при выполнении основного гидроразрыва 
пласта. При повышенных трениях в призабойной зоне подход предусматривает бесшовный переход 
к стандартному классическому исполнению (сшитая гуаро-боратная система), что, в свою очередь, снижает 
издержки потерь по времени в процессе выполнения гидроразрыва на кустовой площадке.
Результаты. Авторы подробно рассматривают опыт компании, включая материалы промышленных 
испытаний, а также методы и схемы адаптации технологии. Представленные данные показывают, 
как при грамотном подходе и моделировании предлагаемое решение позволяет получить эффект в виде 
снижения обводненности продукции, а также дополнительную добычу углеводородов за счет меньшей 
кольматации трещины и повышения её полудлины. Также потенциально подход позволяет менять 
(оптимизировать) систему разработки месторождения при заканчивании горизонтальными скважинами 
с многостадийным гидроразрывом пласта.
Заключение. В данной работе отражен успешный опыт реализации технологии «LD-FRAC», основанный 
на операционной эффективности. Потенциал решения в перспективе позволяет оптимизировать систему 
разработки горизонтальными скважинами с многостадийным гидроразрывом пласта без потери 
продуктивности скважин, где предполагается азимутальная проекция трещин вдоль хвостовика путем 
сокращения количества стадий и повышения закрепленной полудлины. Рассматриваемое решение 
также может давать преимущество в сокращении затрат на химию (сшивающий агент) без ущерба 
для эффективности технологии, что повышает экономическую рентабельность проекта, разрабатываемого 
с применением технологии гидроразрыва пласта.
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LD@FRAC > NEW WAYS TO OPTIMIZE HYDRAULIC FRACTURING
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Background. The work describes one of the new approaches to optimizing the method of hydraulic fracturing, 
aimed at increasing fracture length, reducing its height propagation, and enhancing the eff ectiveness of proppant 
placement within the targeted interval by lowering the average overall viscosity of the fracturing fl uid. The target 
applications for this solution are development systems without fracture length limitations and candidates with 
quality hydrodynamic connectivity in the well-reservoir system.
Materials and methods. The paper outlines the conceptual and practical approach of the technological 
solution “LD-FRAC” (Low Damage) used in the Gazprom nek  company group. The fundamental principle of the 
solution involves the interval-based pulsed delivery of a crosslinking agent while performing the main hydraulic 
fracturing. In the presence of increased friction in the near-wellbore zone, the approach allows for a seamless 
transition to a standard classic implementation (cross-linked guar-borate system), which, in turn, reduces the 
time loss costs during the hydraulic fracturing on the well pad.
Results. The authors thoroughly examine the company’s experience, including fi eld trial materials and methods, 
as well as schemes for adapting the technology. The data presented demonstrates how a competent approach 
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and modeling of the proposed solution can reduce water cut in production and yield additional hydrocarbon 
recovery due to less fracture clogging and increased fracture half-length. Moreover, the approach potentially 
allows optimization of the development system when completing horizontal wells with multi-stage hydraulic 
fracturing.
Conclusion. This work refl ects the successful experience of implementing the “LD-FRAC” technology based on 
operational effi  ciency. The potential of the solution, in the long term, allows for the optimization of development 
systems with horizontal wells that undergo MSF (multi-stage fracturing), where azimuthal fracture projection 
along the horizontal borehole is anticipated, through the reduction of stage numbers and enhanced propped 
half-length. The considered solution can also provide advantages in reducing chemical costs (crosslinking agent) 
without compromising the eff ectiveness of the technology, thus improving the economic profi tability of projects 
developed with the application of hydraulic fracturing technology.
Keywords: hydraulic fracturing (fracturing), multi-stage hydraulic fracturing, horizontal borehole, well completion, 
fracture, stimulation, proppant, modeling, design
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ВВЕДЕНИЕ

В современных реалиях, когда уже испытано 
много различных технологических решений 
при строительстве и стимуляции скважин, 
очень сложно найти эффективные подходы, 
отвечающие современным вызовам отрасли. 
На первый план уже выходят решения, свя-
занные со снижением затрат с сохранением 
операционной эффективности, а технологич-
ность рассматривается только при сохране-
нии баланса общей стоимости и потенциала 
от применения. В таких условиях специали-
сты сервисных и нефтедобывающих компа-
ний начинают искать решения, основной 
акцент которых — это оптимизация уже су-
ществующих технологий. Главной задачей 
при этом выступает сохранение эффективно-
сти и удешевление процесса.

В данной работе речь пойдет о технологии 
под названием «LD-FRAC» (Low Damage), 
связанной с оптимизацией подачи компо-
нента «сшиватель» жидкости для гидрав-
лического разрыва пласта (ГРП). Решение 
основано на интервальном дозировании 
химической добавки в гуаро-боратной си-
стеме жидкости ГРП. Идея подобна техно-
логии с кластерной (пульсовой) подачей 

расклинивающего агента [1, 2, 3], где эффект 
от закачки позиционируется в изменении 
структуры проводящих каналов в пропант-
ной набивке. Основной пул преимуществ 
решения LD-FRAC связан со следующими 
предпосылками: а) снижение кольматации 
трещины ГРП за счет уменьшения удель-
ного количества сшивателя; б) снижение 
средней вязкости системы жидкости и по-
тенциал к увеличению её полудлины с более 
эффективным размещением пропанта по вы-
соте; в) потенциал к удешевлению стоимости 
1 м3 жидкости разрыва.
В статье рассмотрены варианты решений 
технологии LD-FRAC, опыт выполненных ра-
бот в компании, ограничения и потенциал 
к дальнейшему развитию данного направ-
ления.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

ОБЩИЕ СВЕДЕНИЯ
Начиная с 2024 года в Группе компаний 
«Газпром нефть» проводятся опытные рабо-
ты по технологии «LD-FRAC» (название взято 
из словосочетания «low damage», что можно 
интерпретировать как «меньшее поврежде-
ние», и слова «frac», т.е. «разрыв»). Решение 
представляет собой попеременную закач-
ку линейной и сшитой жидкости с опреде-
ленным временным интервалом и объемом 
на тех же объектах и схожих расписаниях, 
как и в случае классических гуаро-боратных 
систем жидкости ГРП. За 2024 год по компа-
нии выполнено 368 операций на 94 сква-
жинах, 70 из которых — с горизонтальным 
многостадийным заканчиванием. Количество 
осложнений в виде «СТОП» при реализации 

НА ПРИМЕРЕ ОБЪЕКТОВ ГРУППЫ КОМПАНИЙ 
bГАЗПРОМ НЕФТЬc ПОКАЗАН УСПЕШНЫЙ ОПЫТ 
РЕАЛИЗАЦИИ ТЕХНОЛОГИИ bLD@FRACc, КОТОРАЯ 
ИСПОЛЬЗУЕТ ИМПУЛЬСНУЮ ПОДАЧУ СШИВАЮЩЕГО 
АГЕНТА ДЛЯ ДОСТИЖЕНИЯ ЛУЧШЕЙ ГЕОМЕТРИИ 
ТРЕЩИНЫ В СРАВНЕНИИ СО СТАНДАРТНЫМ 
ПОДХОДОМ.
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ОПИ (опытно-промышленные испытания) 
составил менее 1% (всего 2 отклонения), 
что в потенциале дает возможность позици-
онирования решения как технически успеш-
ного в исполнении. Объектами испытания 
преимущественно выступали пласты меги-
онской свиты и юрские отложения.

ОПИСАНИЕ РЕШЕНИЯ
ГРП с импульсной подачей сшивателя пред-
ставляет из себя проведение работ с пери-
одическим кратковременным включением 
подачи химической добавки на буферной 
стадии и на этапах закачки расклиниваю-
щего агента, направленное на повышение 
качества очистки трещины за счет уменьше-
ния объема, используемого в работе сшива-
теля, а также увеличение полудлины трещи-
ны вследствие снижения средней вязкости 
жидкости разрыва.
Подход, применяемый в группе компа-
ний, представляет собой набор следующих 
решений:
• расход смеси 2,4–4,0 м3/мин;
• набор концентрации расклинивающе-

го агента до 400–600 кг/м3 шагом («step») 
или плавный («ramp») на режиме пульсо-
вой подачи сшивателя, далее — до 700–
800 кг/м3 используется только «ramp» 
на сшитой системе жидкости разрыва;

• усредненное соотношение объемов закач-
ки линейного и сшитого геля ≈ 50% ÷ 50%;

• средний объем пульса ≈ 5 м3;
• диапазон используемой массы пропан-

та на одну операцию варьируется от 10 
до 165 тонн;

• Соотношение объема жидкости на тонну 
пропанта ≈ 3,8 м3/тонна.

На рис. 1 приведен пример выполнение гид-
роразрыва по технологии LD-FRAC. К одной 
из особенностей решения относится его уни-
версальность, а именно работа на стандарт-
ной гуаро-боратной системе жидкости раз-
рыва и использование типового комплекта 
оборудования флота ГРП. При этом в случае 
наличия повышенных трений в призабойной 
зоне подход предусматривает бесшовный 
переход к стандартному классическому ис-
полнению (сшитая гуаро-боратная система), 
что, в свою очередь, минимизирует потери 
времени в процессе фактического выполне-
ния работ на скважине.

КОНЦЕПЦИЯ ВЫБОРА �СРАВНЕНИЕ 
С БАЗОВОЙ ТЕХНОЛОГИЕЙ�
Для оценки влияния подхода LD-FRAC 
на формирование геометрии трещины был 
проведен сравнительный анализ сопоста-
вимых по объему и массе пропанта работ 
на стандартной рецептуре жидкости раз-
рыва. В табл. 1 приведены общие техниче-
ские параметры обработки и полученные 
результаты моделирования эффектив-
ных полудлин сформированных трещин 
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Рис. 1. Пример выполнения ГРП по технологии LD-FRAC. Составлено авторами
Fig. 1. Example of fracturing by LD-FRAC technology. Prepared by the authors
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Условные обозначения:
Устьевое давление
Чистое давление
Расход смеси
Забойная концентрация пропанта
Устьевая концентрация пропанта
Эффективность жидкости
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Рис. 2. Пример расписания закачки при моделировании. Составлено авторами
Fig. 2. Treatment example for design evaluation. Prepared by the authors

Таблица 1. Сравнение параметров обработки и геометрии трещины ГРП. Составлено авторами
Table 1. Comparison treatment data and fracture geometry. Prepared by the authors

Технология Объем буфера, м3 Жидкость на пропантных стадиях, м3 Общая масса пропанта, тонн Эффективная полудлина трещины, м

Стандартный ГРП 60,0 121,7 60 193,5

Стандартный LD-FRAC 60,0 119,3 60 202,5 (+5%)

Таблица 2. Сравнение параметров обработки и геометрии трещины ГРП базового и оптимизированного LD-FRAC. Составлено авторами
Table 2. Comparison treatment data and fracture geometry of basic and optimized LD-FRAC. Prepared by the authors

Технология Объем буфера, м3 Жидкость на пропантных стадиях, м3 Общая масса пропанта, тонн Эффективная полудлина трещины, м

LD-FRAC (стандартный) 60,0 119,3 60 202,5

LD-FRAC 
(оптимизированный) 60,0 173,6 60 238,5 (+18%)

(моделирование выполнено на ПО «Кибер 
ГРП»). Само расписание закачки было иден-
тично для обоих подходов и приведено 
на рис. 2.
Определенный на основании моделиро-
вания прирост в закрепленной полудлине 
составил порядка 5%, что в совокупности 
с потенциалом лучшей очистки трещи-
ны после ГРП за счет меньшего объема 
сшивателя дало возможность рассмат-
ривать технологию как перспективную 
к внедрению.

Для повышения эффективности реше-
ния, а также уменьшения риска получе-
ния осложнений при закачке пропан-
та на стадиях с пульсом была проведена 
оптимизация расписания по технологии 
LD-FRAC: набор концентрации пропанта 
от 0 до 400 (600) кг/м3 осуществлялся в режи-
ме «step», далее — в режиме «ramp». За счет 
внесенных изменений произошло увеличе-
ние объема закачиваемой жидкости разры-
ва на пропантных стадиях (табл. 2), а так-
же значительное изменение эффективной 
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геометрии трещины (рис. 3). Из табл. 2 видно, 
что прирост в геометрии от оптимизации 
расписания закачки пропантных стадий 
по технологии LD-FRAC составил ≈18% (по 
сравнению со стандартным ГРП это значение 
составляет уже ≈23%).

ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ ОГРАНИЧЕНИЯ
• Расчлененные пласты большой мощ-

ности (более 30 м) при моделировании 
показывают отсутствие преимуществен-
ного эффекта в геометрии трещины 
относительно стандартного дизайна 
на сшитом геле.

• Пласты с АВПД (аномально высоки-
ми пластовыми давлениями) и объек-
ты с высокими давлениями смыкания 
не подходят для реализации техноло-
гии LD-FRAC из-за повышенных трений 
относительно стандартного дизайна 
на сшитом геле.

РЕЗУЛЬТАТЫ

Анализ эффективности от реализации опти-
мизированной технологии LD-FRAC показал 
прирост до 20–25% по удельному коэффи-
циенту продуктивности (рис. 4) в сравнении 
с базовым решением (стандартный ГРП), 
что косвенно подтверждает результаты мо-
делирования геометрии трещины, приведен-
ные ранее в статье.
Дальнейшее развитие технологического 
решения направлено на оптимизацию си-
стемы разработки с сокращением количе-
ства портов в горизонтальных скважинах 
(ГС) при продольном развитии трещин ГРП 
(вдоль ствола скважины). Данное решение 
(рис. 5) должно повысить рентабельность 
проекта сразу в нескольких направлениях: 
сокращение количества стадий ГРП, а так-
же количества спускаемых в скважину муфт. 
В качестве компенсации сокращения числа 
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Рис. 3. Сравнение геометрии трещины по технологии LD-FRAC (базовый и оптимизированный варианты). 
Составлено авторами

Fig. 3. Comparison of fracture geometry using LD-FRAC technology (basic and optimized version). 
Prepared by the authors
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LD-FRAC 6 стадий
(160–170 м между муфтами)

Стандартный ГРП 8 стадий
(120–130 м между муфтами)

ГСL     — 1000 м

Рис. 5. Пример оптимизации системы заканчивания с применением технологии LD-FRAC. Составлено авторами
Fig. 5. Example of downhole completion system optimization using LD-FRAC technology. Prepared by the authors

операций ГРП на скважину должна стать 
более длинная трещина ГРП, создаваемая 
при технологии LD-FRAC.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Долгосрочная оценка удельных показателей 
по коэффициенту продуктивности на теку-
щем этапе показывает, что технологический 
подход LD-FRAC имеет хороший потенциал 
в сравнении с базовым ГРП.
Потенциал предложенного решения дает 
возможность получить существенные преиму-
щества от его реализации. К основным досто-
инствам относятся лучшая геометрия, низкий 
процент осложнений, потенциально меньшая 
кольматация трещины, экономия на добавке 
«сшиватель». Перспективным развитием может 
стать оптимизация количества портов в го-
ризонтальных скважинах с многостадийным 
заканчиванием при расположении хвостовика 
вдоль максимального горизонтального стресса.
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ВЛИЯНИЕ АНИЗОТРОПИИ 
ПРОЧНОСТНЫХ СВОЙСТВ 
НА УСТОЙЧИВОСТЬ СТВОЛА 
ПРИ БУРЕНИИ
А.М. Казанцева*, Д.О. Королев, М.Д. Субботин, С.С. Кузьмина, Н.А. Павлюков 
ООО «РН-Геология Исследования Разработка», РФ, Тюмень

Электронный адрес: AM_Kazantseva@rn-gir.rosnek .ru

Введение. Параметр UCS (unconfi ned compressive strength) — предел прочности породы при одноосном 
сжатии, который является значимым физическим параметром, используемым для описания прочностного 
состояния горных пород. Во время бурения происходит перераспределение нагрузки на ствол скважины 
в зависимости от зенитного угла. В рамках исследования введено понятие коэффициента анизотропии 
прочности — количественной характеристики, отражающей степень снижения прочности породы 
в зависимости от ориентации образцов в различных направлениях относительно приложенной нагрузки.
Цель. Рассмотрение анизотропии прочностных свойств и выявление ее влияния на устойчивость ствола 
скважины во время бурения.
Материалы и методы. Представлен обзор наиболее известных и практически значимых способов оценки 
значений UCS, которые описывают измерения одноосного сжатия пород в зависимости от упругих, 
акустических и других физико-механических свойств горных пород. Сделано сравнение влияния предела 
прочности, рассчитанного по разным методам, на градиент обрушений. По результатам интерпретации 
керновых данных построены зависимости предела прочности от выпиленных под разным углом (0°, 30°, 45°, 
60°, 90°) образцов керна.
Результаты. Проведены исследования анизотропии прочностных свойств и выявлено влияние ее 
на устойчивость ствола скважины. Ориентация выпиленных образцов приведена на ориентацию зенитных 
углов при бурении. Продемонстрирован общий тренд изменения предела прочности в зависимости 
от зенитного угла бурения. Рассмотрена оценка градиента обрушений по методу Кулона — Мора 
с использованием кривой предела прочности для стандартных условий и с учётом анизотропии прочности 
пород.
Заключение. Результаты исследования позволяют уточнить риски при бурении скважин в интервалах 
нестабильности открытого ствола и оценить устойчивость наклонно направленных и горизонтальных 
скважин. 

Ключевые слова: предел прочности, анизотропия, керновые исследования, геомеханическое 
моделирование
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THE EFFECT OF ANISOTROPY OF STRENGTH PROPERTIES ON BOREHOLE STABILITY DURING 
DRILLING
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Nikolay A. Pavlyukov
RN-Geology Research Development, RF, Tyumen
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Introduction. The UCS (unconfi ned compressive strength) parameter is the unconfi ned compressive strength of 
rock, which is a signifi cant physical parameter used to describe strength state of rocks. During drilling, load on 
wellbore is redistributed depending on the inclination angle. The research introduced the concept of anisotropy 
coeffi  cient of strength, which is a quantitative characteristic that refl ects the degree of reduction in rock strength 
depending on the orientation of the samples in diff erent directions relative to the applied load.
Aim. The aim of the work is to consider the anisotropy of strength properties and identify its infl uence on the 
stability of the wellbore during drilling.
Materials and methods. This article presents a review of the most well-known and practically relevant methods 
for estimating UCS values, which describe measurements of uniaxial rock compression based on elastic, 
acoustic, and other physical and mechanical properties of rocks. The infl uence of ultimate strength calculated 
by diff erent methods on failure gradients is compared. Based on the interpretation of core data, dependences of 
ultimate strength on core samples cut at diff erent angles (0°, 30°, 45°, 60°, and 90°) are constructed.
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Results. Anisotropy of strength properties was researched, and its impact on borehole stability was identifi ed. 
The orientation of the sawn samples was adjusted to match the zenith angles during drilling. A general trend 
in tensile strength variation depending on the zenith angle of drilling was demonstrated. A collapse gradient 
assessment using the Mohr-Coulomb method, using the tensile strength curve for standard conditions and 
accounting for rock strength anisotropy, was considered.
Conclusion. The results of the research make it possible to clarify the risks associated with drilling wells in 
open-hole instability intervals and to assess the stability of directional and horizontal wells.
Keywords: compressive strength, anisotropy, core tests, geomechanical modeling
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ВВЕДЕНИЕ

При моделировании устойчивости ство-
ла скважины при бурении важными зада-
чами являются сохранение стабильности 
горных пород и сокращение воздействия 
на прискважинную зону. Для решения задач 
необходимо исследование упруго-прочност-
ных свойств и впоследствии моделирование 
напряженно-деформированного состояния 
ствола вдоль скважины. К упруго-прочност-
ным свойствам, необходимым для расчета 
устойчивости ствола, относятся: модуль Юнга, 
коэффициент Пуассона, прочность на одноос-
ное сжати  е и растяжение, угол внутреннего 
трения, коэффициент Биотта. 
В данной статье рассмотрен параметр преде-
ла прочности породы при одноосном сжа-
тии, который описывает деформацию горной 
породы при воздействии на нее неограни-
ченного сжимающего усилия вдоль опре-

деленного направления. Основной целью 
при испытаниях предела прочности на сжа-
тие образцов керна является определение 
прочностных свойств породы для расчета це-
лостности продуктивных интервалов и устой-
чивости ствола скважины. 
Испытания предела прочности на одно-
осное сжатие обычно проводятся на об-
разцах, расположенных вертикально (пер-
пендикулярно плоскости напластования) 

с соотношением длины к диаметру 2:1 [1, 2, 3]. 
В работе рассматриваются значения керно-
вых исследований, проводимых под разны-
ми углами выпиленного керна: 0°, 30°, 45°, 60°, 
90° — относительно плоскости напластова-
ния. По результатам керновых данных полу-
чена зависимость предела прочности и ко-
эффициента анизотропии прочности от угла 
выпиленного керна, пересчитанного в зе-
нитный угол скважины. С учетом полученной 
зависимости рассчитана устойчивость ствола 
скважины. Представлено сравнение расчёт-
ных градиентов по стандартным методикам 
и с учетом анизотропии прочности от угла. 
Поскольку глины могут проявлять анизо-
тропию прочности на сдвиг по отношению 
к напластованию, ориентация кернового 
образца является значительной. Образец, 
длинная ось которого ортогональна (пер-
пендикулярна) плоскости напластования, 
определяется как ориентация 90°, тогда 
как образец с длинной осью, параллельной 
напластованию, определяется как ориента-
ция 0° (рис. 1). 
Целью данной работы является установление 
зависимостей предела прочности на одноос-
ное сжатие от ориентации керновых образ-
цов породы и оценка влияния на расчётный 
градиент обрушений, путем проведения спе-
циализированных лабораторных исследова-
ний керна и геомеханического моделирова-
ния с учётом анизотропии прочности пород.

АНАЛИТИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ 
ОЦЕНКИ ПРЕДЕЛА ПРОЧНОСТИ 
НА ОДНООСНОЕ СЖАТИЕ 

В настоящее время существует большое 
количество корреляционных зависимостей, 
позволяющих выполнить расчет предела 
прочности на одноосное сжатие. 

ДЛЯ РАСЧЕТА ЦЕЛОСТНОСТИ ПРОДУКТИВНЫХ 
ИНТЕРВАЛОВ И УСТОЙЧИВОСТИ СТВОЛА СКВАЖИНЫ 
В ПРОЦЕССЕ БУРЕНИЯ ПРЕДЛОЖЕН СПОСОБ, 
ВКЛЮЧАЮЩИЙ ОЦЕНКУ ГРАДИЕНТА ОБРУШЕНИЙ 
ПО МЕТОДУ КУЛОНА > МОРА С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ 
КРИВОЙ ПРЕДЕЛА АНИЗОТРОПИИ ПРОЧНОСТИ 
*ПАРАМЕТР UCS; ДЛЯ СТАНДАРТНЫХ УСЛОВИЙ. 
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Наиболее распространенным методом яв-
ляется зависимость Plumb (Plumb, 1994) 
от статического модуля Юнга [4]. Корреляция 
была предложена Диком Пламбом на осно-
ве его данных, опубликованных в 1994 году, 
и изменена в 2002 году. Зависимость может 
использоваться как для пород с пористой 
структурой, так и для пород с глинистой 
основой, не подтверждена в карбонатах.

 UCS = 4,242 * Esta, (1)

где Esta — статический модуль Юнга, ГПа. 
Другие собранные из литературы и справоч-
ников зависимости представлены в табл. 1.

ЛАБОРАТОРНЫЕ МЕТОДЫ 
ОЦЕНКИ ПРЕДЕЛА ПРОЧНОСТИ 
НА ОДНООСНОЕ СЖАТИЕ 

В практике существует несколько методов 
измерения прочности сжатия. Базовая ме-
тодика измерения прочности на одноосное 
сжатие состоит в эксперименте на специали-
зированном оборудовании, которое иссле-
дует прочностные свойства образцов кер-
на без создания термобарических условий. 
Оборудование представляет собой камеру, 
где располагается образец, со встроенной 
системой осевого нагружения с гидравличе-
ским приводом, установка оснащена дат-
чиками измерения деформации скорости 
упругих волн (рис. 2). Требования по про-
ведению лабораторного испытания пред-
ставлено в регламентирующем документе 
ГОСТ 21153.2-84 «Породы горные. Методы 
определения предела прочности при одно-
осном сжатии» [10].
Для испытания используются специально 
приготовленные донасыщенные флюидом 
(нефтью, керосином и т.д.) цилиндрические 
образцы керна (без экстракции) диаметром 
30–90 мм, длина к диаметру равна соотноше-
нию 2 к 1. 
По результатам каждого эксперимента рас-
считывается предел прочности при одноос-
ном сжатии по формуле:

  (2)
 

UCS = K ·      · 10,F
S

где F — разрушающая сила, приложенная 
к образцу, в кН, S — площадь поперечного 
сечения образца в см2, К — поправочный ко-
эффициент на размер образца.
Одной из возможных методик оценки преде-
ла прочности является проведение скретч- 
тестирования, основанного на контролируе-
мом царапание, измерения усилия на резце 
при постоянной скорости и контролируемой 

Ориентация образца керна 90°

Ориентация 
образца керна 0°

Рис. 1. Схематическое представление ориентации керновых образцов. 
Составлено авторами

Fig. 1. Schematic representation of the orientation of core samples. 
Prepared by the authors

Рис. 2. Проведение лабораторных исследований по определению предела 
прочности на одноосное сжатие [3]

Fig. 2. Conducting laboratory tests to determine the ultimate strength of uniaxial 
compression [3] 
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Таблица 1. Наиболее распространенные корреляционные зависимости для оценки предела прочности при одноосном сжатии. 
Составлено авторами 

Table 1. The most common correlation dependencies for assessing the ultimate strength under uniaxial compression. Prepared by the authors

Название Описание Формула

Plumb Porosity Upper Bound Correlation [4] Используется как кривая контроля качества верхней границы, 
для идентификации данных. Подходит для песчаников UCS = 437 · (1 – 2,22 · φ)3,6756

Brie Shear Modulus
Корреляция прочности на основе динамического модуля 

сдвига породы и ее литологии. Подходит для глинистых пород 
и песчаников

Для песчаников:

 = 5,6 · 10–6 ·           ·           .UCS
Gdyn

GRefsand

GRefsand

 Для глин:

 = 12 · 10–6 ·           ·         UCS
Gdyn

GRefShale

GRefShale

Plumb Shear Modulus Correlation [4] Основана на динамическом модуле сдвига, применяется в основном 
к песчаникам и алевролитам UCS = 0,12 · (Gdyn)2,3

Plumb Porosity Correlation [4] Используется при отсутствии данных акустического каротажа. 
Не подтверждена в карбонатах

Для песчаников:
UCS = 243 · (1 – 2,857 · φ)2

Для глин:
UCS = 70 · (1 – 2,222 · φ)2

Plumb Sandstone Young Modulus Correlation [5] Используется для песчаников UCS = 2,280 + 4,1089 · Esta

Rzhevsky and Novick Carbonate Porosity Correlation [6] Корреляция от пористости, используется в карбонатах UCS = 276 · (1 – 3 · P)2

Horsrud Correlation [7] Для высокопористых мелкозернистых пород  = 0,77 · (                ) 2,93
UCS 304,8

DTCO

McNally Correlation [8] Для мелкозернистых песчаников с разной пористостью UCS = 1200 · exp–0,036 * DTCO 

Lacey Correlation Корреляция подходит для расчета различных типов пород UCS = 0,2787 · Esta
2 + 2,458 · Esta

Farqhar Correlation Используется для расчета карбонатов UCS = 174,8 · e–9,3φ

Ameen Correlation Используется для расчета доломитов UCS = 62,567 · e–2,03φ

Ameen Correlation Используется для расчета известняков UCS = 89,432 · e–5,46φ

Lashkaripour Correlation [9] Используется для расчета глинистых сланцев UCS = 193,4 · φ–1,143

Примечание: φ — эффективная пористость, %; Gdyn — динамический модуль сдвига, Mpsi; Esta — статический модуль Юнга, ГПа, GRef — справочный модуль сдвига; GRefsand
 — 

справочный модуль сдвига для песчаника; GRefshale
 — справочный модуль сдвига для глин; P — пористость, %; DTCO — акустическая продольная волна, мсм/м.

глубине резца (рис. 3) [11]. Усилие харак-
теризует предел прочности при одноос-
ном сжатии. Общая формула, выражаю-
щая предел прочности на сжатие, является 
следующей [11]:

 UCS = k · (Ft – μ · Fn) / (w · (d – α · Fn)), (3)

где Ft — продольный компонент усилия, H; 
Fn — вертикальный компонент усилия, H; μ — 
коэффициент трения резца по породе; w — 
ширина резца, мм; d — глубина заглубления, 
мм; α — вертикальная жесткость измери-
тельной системы, Н/мм; k — константа про-
порциональности.
Также существует еще один способ из-
мерения прочности на одноосное сжатие 
с помощью прибора — молотка Шмидта. 
Метод измерения основан на определении 
ударного импульса, возникающего после 
приложения нагрузки. Прочность опреде-
ляется по высоте отскока бойка с помощью 

установленных градуированных зависимо-
стей [12].

РЕЗУЛЬТАТЫ ИССЛЕДОВАНИЯ ОЦЕНКИ 
АНИЗОТРОПИИ ПРОЧНОСТНЫХ СВОЙСТВ 
НА УСТОЙЧИВОСТЬ СТВОЛА СКВАЖИНЫ

Распространение анизотропии связано 
с внутренней структурой породы, ее минера-
логическим составом, ориентацией внутрен-
них включений и слоистостью, что приво-
дит к различиям в механических свойствах 
по разным направлениям исследования. 
Эти различия могут проявляться в виде по-
вышенной чувствительности к нагрузкам 
в определенных направлениях, что увеличи-
вает риск возникновения локальных дефор-
маций и обрушений стенок скважины.
Лабораторные исследования выполнены 
на образцах керна с помощью испытания 
на одноосное сжатие, представленного выше 
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(рис. 2). Прочность на одноосное сжатие яв-
ляется ключевым параметром при оценке 
градиента обрушений, который также влия-
ет на его величину. Одноосное испытание 
особенно важно для анализа устойчивости 
открытого ствола скважины и воздействия 
на породу во время бурения. Критерии проч-
ности (например, Мора и Треска) основаны 
на данных одноосных испытаний, позволя-
ющие оценить границы прочности породы 
под распределенными нагрузками по бокам 
скважины.
Образцы отобраны с интервалов пластов 
X, Y, Z рассматриваемого месторождения 
Красноярского края. Образцы керна пред-
ставлены тремя типами литологии:
• алевролитами мелкозернистыми, глини-

стыми плотными, некоторые со слабокар-
бонатизированными слойками;

• песчаником, насыщенным углеводорода-
ми, средне-мелкозернистым, с карбонат-
но-глинистым цементом, неравномерно 
пористым;

• аргиллитами алевролитистыми, со стяже-
ниями пирита, плотными.

Керновые образцы были разделены на груп-
пы по двум критериям: схожей литологией 
и геолого-физическими свойствами горных 
пород (пористости, проницаемости, плотно-
сти). В табл. 2 представлены исследуемые 
группы, их свойства и описание. 
Для алевролитов получилось собрать шесть 
групп с разными углами исследования, 
для песчаников и аргиллитов — по одной 
группе, всего исследовано 36 образцов.
В каждой из групп присутствуют образцы 
с разными направлениями исследования, 
включающие углы 0°, 30°, 45°, 60°, 90°. 
Для наибольшего понимания в табл. 3 при-
ведены сопоставления углов. 
Для дальнейшего упрощения и сопостав-
ления с зенитным углом углы тестирования 

образцов керна были инвертированы 
и рассматривались далее относительно вер-
тикали (рис. 4).
Выполнено построение корреляционных 
зависимостей по каждой литологической 
группе от угла направления исследований 
образцов керна (относительно вертикали), 
чтоб  ы проанализировать полученные урав-
нения и тренды (рис. 5).
По построенному графику видно, что ре-
зультаты лабораторных исследований описы-
ваются едиными трендами для всех пред-
ставленных пород. Влияние угла ориентации 
образцов керна для рассматриваемых лито-
типов является значительным. 
В результате анализа данных получен 
единый тренд для определения предела 
прочности при одноосном сжатии в зависи-
мости от ориентации образцов при лабора-
торных исследованиях керна. Полученный 

Рис. 3. Проведение лабораторных исследований по определению предела 
прочности на одноосное сжатие скретч-тестом. Составлено авторами

Fig. 3. Laboratory tests to determine the ultimate uniaxial compressive strength using 
a scratch test. Prepared by the authors

Таблица 2. Геолого-физические характеристики исследуемых групп образцов. Составлено авторами 
Table 2. Geological and physical characteristics of researches sample groups. Prepared by the authors

№ группы Пласт Литотип Кол-во образцов 
Пористость Проницаемость Плотность мин.

% 10-3 мкм2 г/см3

1 Х Алевролит 5 7,8 0,15 2,7

2 Х Алевролит 5 5,6 0,05 2,68

3 Х Алевролит 5 - - -

4 Х Алевролит 4 7 0,03 2,69

5 Х Алевролит 3 7 0,02 2,67

6 Y Алевролит 4 8,1 0,07 2,7

7 Y Песчаник 5 8,1 0,07 2,7

8 Z Аргиллит 5 - - -
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0°

90°

45°

Рис. 4. Ориентация керновых образцов относительно вертикали. 
Составлено авторами 

Fig. 4. Orientation of core samples relative to the vertical. Prepared by the authors

Таблица 3. Сопоставление углов ориентации образцов керна. 
Составлено авторами 

Table 3. Comparison of orientation angles of core samples. Prepared by the authors

Направление при лабораторных 
исследованиях образцов керна

Ориентация углов при бурении 
(сопоставление с зенитным углом 

при записи инклинометрии)

0 (параллельно напластованию) 90 (горизонтальный участок ствола 
скважины)

30 60 

45 45 

60 30 

90 (перпендикулярно напластованию) 0 (вертикальный участок ствола скважины)

тренд может быть использован для оцен-
ки градиента обрушений при бурении 
с учётом анизотропии прочности горных 
пород.
При проведении испытаний на одноосное 
сжатие важно учитывать, как направление 
приложения нагрузки влияет на результат. 
Если нагрузка приложена перпендикулярно 
плоскости напластования, предел прочно-
сти может быть максимальным. Однако если 
нагрузка направлена под углом, то это может 
привести к снижению прочности из-за воз-
никновения дополнительных напряжений 
и деформаций.
Для расчета предела прочности на сжатие 
при изменении зенитного угла выведен ко-
эффициент анизотропии прочности, кото-
рый характеризует изменение прочности, 

в зависимости от угла выпиловки образцов 
керна (рис. 6). 
С помощью полученной зависимости выве-
ден тренд коэффициента анизотропии проч-
ности от зенитного угла. Получено три урав-
нения для интервалов: 0–15°, 15–75°, 75–90°. 
После посчитан предел прочности на сжатие 
с учетом полученных уравнений, что показы-
вает изменения и влияние прочности по от-
ношению к расположению породы от угла 
атаки при бурении. 
Прочностные свойства горной породы имеют 
прямую зависимость на напряженно-дефор-
мируемое состояние горной породы. При гео-
механическом моделировании устойчивости 
ствола скважины оцениваются безопасные 
границы бурения, которые представлены 
следующими градиентами: порового дав-
ления, обрушений, поглощения и авто-ГРП 
(авто-гидроразрыв пласта). Расчётные гради-
енты зависят от многих эмпирических па-
раметров; так, градиент обрушений зависит 
от таких параметров, как модуль Юнга, коэф-
фициент Пуассона, угол внутреннего трения, 
прочность на сжатие, поровое давление и т. д.
В качестве примера рассмотрим влияние 
анизотропии прочностных свойств на напря-
женно-деформированное состояние горной 
породы на опорной скважине. Для сравне-
ния предста  влен расчет устойчивости ствола 
скважины с изменением параметра преде-
ла прочности пород на сжатие без учета (1) 
и с учетом анизотропии прочности (2) (рис. 7). 
Моделирование выполнялось в программе 
«РН-СИГМА», предназначенного для геоме-
ханического моделирования [13, 14]. 
Результатом расчета на проектной наклонно 
направленной скважине с горизонтальным 
окончанием является определение безопас-
ного окна при бурении. В результате расчёта 
получены градиенты обрушения, ГНВП (га-
зонефтеводопроявляния), поглощения и ГРП. 
На рис. 7 представлено сравнение расчётных 
градиентов обрушений с учётом анизотропии 
прочности пород (трек № 5) и без (трек № 4). 
Согласно полученным результатам отмечает-
ся, что учёт влияния анизотропии прочности 
пород в условиях высоких зенитных углов 
в значительной степени повышает гради-
ент обрушений, что, в свою очередь, сужает 
безопасное окно допустимой эквивалентной 
статической плотности бурового раствора. 
Для рассмотрения влияния предела прочно-
сти на градиент обрушений построен график 
чувствительности от параметров, выявлен-
ных по разным методикам расчета преде-
ла прочности на сжатие, представленным 
в табл. 2. При этом прочие параметры, влияю-
щие на оценку градиента обрушений, сохра-
нялись неизменными. На примере приведена 
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наклонно направленная скважина с гори-
зонтальным окончанием, в табл. 4 пред-
ставлены входные данные, используемые 
при оценке чувствительности расчётного 
градиента обрушений.
Оранжевый блок показывает значение 
градиента обрушений, рассчитанного 

от предела прочности, полученного на кер-
не без учёта анизотропии прочности пород, 
синий блок — с применением коэффици-
ента анизотропии прочности от зенитного 
угла, данная методика описана ниже (рис. 8). 
Серыми блоками отображен градиент об-
рушений при расчете предела прочности 
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Рис. 5. Зависимость предела прочности на сжатие по литотипам от ориентации углов при бурении. 
Составлено авторами

Fig. 5. Dependence of the compressive strength limit by lithotypes on the orientation of the angles during drilling. 
Prepared by the authors

Рис. 6. Зависимость коэффициента анизотропии прочности от ориентации углов при бурении. 
Составлено авторами 

Fig. 6. Dependence of the strength anisotropy coeffi  cient on the orientation of angles during drilling. 
Prepared by the authors



114

3700

MD
1:649

Градиент порового давления, кг/м31300 2800

Градиент авто-ГРП, кг/м31300 2800
Градиент обрушения, кг/м31300 2800

Градиент поглощения, кг/м31300 2800

3800

3900

4000

4100

3700

MD
1:649

Градиент порового давления, кг/м31300 2800Пред. проч. на сжатие, МПа0 100ЗУ, °0 90

Пред. проч. на сжатие с коэф., МПа0 100
Угол внутр. трения, °0 100

Пред. проч. на растяж., МПа0 50

Градиент авто-ГРП, кг/м31300 2800
Градиент обрушения, кг/м31300 2800

Градиент поглощения, кг/м31300 2800

3800

3900

4000

4100

3700

MD
1:649

3800

3900

4000

4100
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без учета анизотропии прочности, 2 (справа) — с учетом анизотропии прочности). Составлено авторами 

Fig. 7. The ratio of the calculated ultimate strengths using diff erent methods for the considered interval of formation opening (1 (le, ) — without taking 
into account the anisotropy of strength, 2 (right) — taking into account the anisotropy of strength). Prepared by the authors

Таблица 4. Входные данные. Составлено авторами 
Table 4. Input data. Prepared by the authors

Глубина Зенитный 
угол Азимут Поровое 

давление
Вертикальное 
напряжение

Угол внутрен-
него трения

Коэффициент 
Био

Минимальное гори-
зонтальное напряжение

Максимальное гори-
зонтальное напряжение

м град град атм атм град - атм атм

3616 58 72 490 712 23,7 0,9 616 631

на сжатие по зависимостям Plumb, Brie, 
Horsrud, MCNally.
 Из рис. 8 видно, что ме тодика расчета 
предела прочности на сжатие оказывает 
значительное влияние на градиент обруше-
ний, диапазон изменения для рассмотрен-
ного примера от 1,32 до 1,72 г/см3. Подобная 
неопределенность градиента обрушений 
при бурении является критической, осо-
бенно в условиях узкого безопасного окна 
бурения. Выбор неверного метода расчета 
может привести к недооценке градиента 
обрушений и, как следствие, к неверно-
му подбору плотности бурового раствора. 
В этом случае возможно возникновение 

следующих осложнений: осыпи, обвалы, ка-
вернообразование. Перечисленные ослож-
нения приводят к затяжкам и посадкам бу-
рильной колонны, а также более серьезным 
последствиям: прихват и заклинка бурового 
инструмента, недоспуск компоновок закан-
чивания. 
Для успешного прогнозирования стабильно-
сти ствола скважины в сложных геологиче-
ских условиях необходимо корректное опре-
деление предела прочности на сжатие и всех 
параметров, влияющих на его расчет, в том 
числе коэффициента анизотропии прочности 
породы при воздействии на нее под разными 
углами атаки. 

21
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Представленные лабораторные исследова-
ния керна, выпиленного под разным углом, 
на определение предела прочности на сжа-
тие показывают значительную зависимость 
прочностных характеристик от анизотропии.
Для рассмотрения влияния анизотропии 
прочности на корреляционных зависимо-
стях введен новый параметр — коэффициент 
анизотропии прочности, который описывает 
изменение прочности породы от ориентации 
исследования. 
Выявлено существенное влияние угла траек-
тории скважины на прочность породы при рас-

четах градиента начала обрушений с уче-
том коэффициента анизотропии прочности. 
Прочность уменьшается к 45°, после возрастает, 
при угле 90° прочность ниже, чем при 0°. 
Применение приведенных корреляцион-
ных зависимостей позволяет более точно 
спрогнозировать градиент начала обруше-
ний, что особенно критично для зон с неу-
стойчивыми пачками глин, при решении за-
дач бурения и вскрытия целевых пластов.
Для обеспечения стабильности стенок сква-
жины необходимо разрабатывать режимы бу-
рения и укрепления стенок скважины с уче-
том анизотропных особенностей прочностных 
характеристик породы. 
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Fig. 8. Graph of the sensitivity of the collapse gradient to the compressive strength limit, calculated using various 
correlation dependencies. Prepared by the authors
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ВЛИЯНИЕ УГЛЕВОДОРОДНЫХ 
КОМПОНЕНТОВ БУРОВЫХ 
ЖИДКОСТЕЙ НА РЕЗУЛЬТАТЫ 
ГЕОХИМИЧЕСКИХ ИССЛЕДОВАНИЙ
В.А. Козлова1,*, Д.Ю. Калачева2
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Введение. Геохимические исследования керна активно применяются для изучения состава и генезиса 
пластовых флюидов. Однако достоверность получаемых данных может снижаться из-за проникновения 
углеводородных компонентов буровых жидкостей, которые изменяют хроматографические, групповые 
и биомаркерные характеристики битумоидов (экстрактов).
Цель. Определить влияние углеводородных добавок буровых жидкостей на результаты геохимических 
исследований керна и продемонстрировать примеры их проявления в скважинах из различных регионов 
России.
Материалы и методы. Для анализа использованы образцы керна из трёх скважин: в Оренбургской 
области, Ханты-Мансийском и Ямало-Ненецком автономных округах. Битумоиды из керна выделялись 
методом горячей экстракции хлороформом в аппарате Сокслета. Экстракты разделялись на фракции 
(насыщенную и ароматическую) посредством группового анализа методом колоночной жидкостно-
адсорбционной хроматографии. Насыщенные и ароматические фракции исследовались с применением 
газовой хроматографии и хромато-масс-спектрометрии. Для выявления закономерностей и выделения 
загрязнённых проб использовались результаты лабораторных исследований, которые были обработаны 
методом главных компонент.
Результаты. Загрязненными считались те образцы, в которых явно выражены признаки наличия 
техногенных углеводородов. В загрязнённых экстрактах хроматограммы показывали выраженный 
нафтеновый фон и нарушение ряда н-алканов. Групповой состав характеризовался преобладанием 
насыщенных углеводородов при резком снижении доли ароматических соединений и низком содержании 
смол и асфальтенов. Смешение нативных углеводородов экстрактов и технической жидкости приводило 
к искажению биомаркерных соотношений, что делало невозможным их использование для генетической 
типизации. Статистический анализ подтвердил разделение выборки на чистые и загрязнённые образцы, 
последние сближались по характеристикам с составом буровых жидкостей.
Заключение. Углеводородные добавки буровых растворов существенно искажают результаты 
геохимических исследований образцов каменного материала. Для повышения достоверности 
интерпретации рекомендуется документировать состав буровых жидкостей, анализировать их параллельно 
с керном и применять статистические методы для выявления загрязнённых проб.

Ключевые слова: геохимия, керн, битумоид, буровой раствор, хроматография, биомаркеры, углеводородное 
загрязнение, нафтеновый фон
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Introduction. Geochemical studies of core samples are widely used to characterize the composition and origin of 
reservoir fl uids. However, the reliability of data may reduce due to contamination by hydrocarbon components of 
drilling fl uids, which alter chromatographic and biomarker characteristics.
Aim. To evaluate the eff ect of hydrocarbon additives in drilling fl uids on core geochemical data and to 
demonstrate contamination patterns observed in wells from diff erent regions of Russia.
Materials and methods. Core samples from three wells located in the Orenburg region, Khanty-Mansi 
Autonomous Okrug, and Yamal-Nenets Autonomous Okrug were analyzed. Bitumoids were extracted via 
solvent chloroform extraction. The extracts were fractionated by group-type analysis. Saturated and aromatic 

БУ
РЕ

Н
И

Е 
СК

В
А

Ж
И

Н



118

hydrocarbon fractions were examined using gas chromatography and gas chromatography-mass spectrometry. 
Principal component analysis was applied to distinguish clean and contaminated samples.
Results. Samples were considered contaminated when they showed clear signs of hydrocarbons that did not 
belong to the native organic matter. Chromatograms typically displayed a strong naphtenic hump and irregular or 
series of n-alkanes in such extracts. The fraction composition also changed: saturated hydrocarbons dominated, 
while aromatic compounds, resins, and asphaltenes were noticeably reduced. Because of the mixing between 
native extract hydrocarbons and drilling-fl uid additives, key biomarker ratios became unreliable and could not 
be used for genetic interpretation. Statistical analysis further confi rmed this pattern: clean and contaminated 
samples formed separate clusters, with contaminated ones grouping closer to the composition of drilling-fl uid 
hydrocarbons.
Conclusion. Hydrocarbon additives from drilling fl uids can signifi cantly distort the geochemical characteristics 
of core extracts, aff ecting chromatographic patterns, group composition, and biomarker ratios. To ensure more 
reliable interpretation, it is important to record the composition of drilling fl uids, analyze them together with core 
samples when possible, and use statistical tools to identify and exclude contaminated material.
Keywords: geochemistry, core analysis, bitumoids, drilling fl uids, chromatography, biomarkers, hydrocarbon 
contamination, unresolved complex mixture
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ВВЕДЕНИЕ

В современных проектах геолого-разве-
дочных работ на нефть и газ всё чаще при-
меняются методы органической геохимии 
для уточнения состава пластовых флюидов, 
реконструкций условий их формирования 
и выявления закономерностей миграции. Эти 
данные служат важным дополнением к гео-
логической и геофизической информации 
и позволяют более уверенно оценивать пер-
спективы новых поисковых объектов. Вместе 
с тем качество и информативность результа-
тов во многом зависят от изучаемого мате-
рила. Одной из проблем, которой посвяще-
на данная статься, является проникновение 
компонентов буровых жидкостей в поровое 
пространство керна, что приводит к искаже-
нию его геохимических параметров. 
В практике бурения скважин часто исполь-
зуются технические жидкости, содержащие 
углеводородные (УВ) компоненты различного 
происхождения (буровые растворы на угле-
водородной основе, изолирующие жидкости, 
добавки в виде парафиновых минеральных 
масел и др.). Попадание этих веществ в по-
ровое пространство породы может влиять 
на состав экстрагируемых органических 
соединений, что в дальнейшем отражается 
на результатах исследований.
При выполнении аналитических работ 
по геохимии специалисты не всегда распо-
лагают полной информацией о составе при-
меняемых в процессе бурения технических 
жидкостей. В ряде случаев сведения о на-
личии углеводородных добавок отсутствуют 

и не передаются в лабораторию. В результате 
факт загрязнения породы становится оче-
видным только на этапе интерпретации дан-
ных.
В последние несколько лет в процессе вы-
полнения лабораторных работ по скважи-
нам различных регионов России поступали 
противоречивые данные, требующие допол-
нительного анализа. В ряде образцов наблю-
дались аномалии, которые не укладывались 
в привычную интерпретацию геологических 
процессов. По мере накопления такого мате-
риала принято решение обобщить и сфор-
мулировать основные признаки загрязнения 
каменного материала различными буровыми 
компонентами.

ЛИТЕРАТУРНАЯ СПРАВКА

Проблема влияния буровых жидкостей 
на геохимические исследования керна 
и шлама активно изучается в последние 
десятилетия зарубежным научным сооб-
ществом. Анализ публикаций результатов 
хроматографических и хромато-масс-спек-
трометрических исследований демонстри-
рует, что именно в этой области проявляются 
наиболее наглядные признаки техногенного 
воздействия. В работе Zhang et al. [1] устано-
вили, что в экстрактах из шлама, полученного 
после бурения с применением водной эмуль-
сии с органическими соединениями, нару-
шается нормальный ряд алканов, а также 
фиксируется наличие нафтенового горба — 
области неразделяемых углеводородных 
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соединений, который отражает присутствие 
циклоалканов и других технических компо-
нентов. Важным аргументом в статье яв-
ляется тот факт, что профили хроматограмм 
экстрактов совпадают с аналогичной хрома-
тограммой буровой жидкости. Помимо этого, 
авторы установили, что буровые жидкости 
с органическими добавками приводят к ис-
кажению основных пиролитических пара-
метров. В кусочках шлама значения TOC, S1, 
S2, HI оказались систематически выше, чем 
в образцах керна.
Wenger et al. [2] в своей работе показали, 
что современные буровые жидкости могут 
имитировать природные распределения 
стеранов и гопанов, затрудняя традиционные 
методы генетической корреляции. Ohm et al. 
[3] подтвердили выводы, что компоненты бу-
ровых растворов могут маскировать истин-
ные признаки пластовых флюидов, т.к. содер-
жат углеводороды стеранового и гопанового 
ряда, которые также содержатся в нативном 
органическом веществе битумоидов, нефтей.
Особый акцент на практические методы ми-
нимизации загрязнения сделан в исследо-
вании Liu et al. [4], где изучался керн плотных 
песчаников, пробуренных с использованием 
углеводородных добавок. Авторы проде-
монстрировали, что механическая очистка 
внешнего слоя керна снижает влияние при-
месей и позволяет отделить относительно 
«чистые» образцы от загрязненных. Однако 
при сильном проникновении компонентов 
буровой жидкости интерпретация остаётся 
невозможной, и такие пробы рекомендуется 
исключать из анализа.
Ratnayake, Sampei [5] исследовали кусочки 
шлама глубоководных скважин, пробурен-
ных с использованием бурового раствора 
на углеводородной основе. Авторы показали, 
что шлам, пропитанный буровой жидкостью, 
имеет крайне высокие концентрации TOC 
(total оrganic carbon) (до 60%) по результатам 
пиролитических исследований, что искус-
ственно завышало содержание органиче-
ского вещества при выполнении пиролиза 
на необработанных образцах. После много-
ступенчатой подготовки и экстракции об-
разцов концентрации TOC снизились до <1%, 
однако на хроматограммах оставались наф-
теновый горб и перекрытия в биомаркер-
ных пиках. Это подтвердило, что даже после 
тщательной подготовки образцов остаточное 
загрязнение может сохраняться. В таком 
случае применение пиролитических методов 
для анализа резервуаров с целью идентифи-
кации нефтенасыщенных интервалов, лока-
лизации зон битуминизации и разделения 
углеводородов на подвижные и остаточные 

становится крайне затруднительным. Это 
связано с тем, что пиролиз — это количе-
ственный метод, который показывает сум-
марное содержание углеводородов в породе. 
Поэтому компоненты технических жидкостей 
будут давать свой вклад в значения пироли-
тических параметров, тем самым завышая их.

В 2021 году опубликована работа о влиянии 
бурового раствора на углеводородной осно-
ве на оценку параметров нефтегазомате-
ринской толщи [6]. Исследователи провели 
ряд лабораторных экспериментов на об-
разцах из обнажения формации Игл Форд 
штата Техас, США. Моделируя загрязнение 
осадочных пород в лабораторных условиях, 
авторы установили, что присутствие буро-
вых добавок в керне увеличивают пока-
затель свободных и сорбированных угле-
водородов (S1) при снижении остаточного 
генерационного потенциала (S2) и общего 
содержания органического углерода (TOC) 
по результатам пиролиза. По мнению авто-
ров, это происходит из-за действия компо-
нентов бурового раствора как растворителя 
по отношению к органическому веществу 
(ОВ) породы, искажая тем самым свойства 
материнских пород.
Bennett, Larter [7] изучали экстракты из кер-
на, нефти, а также дизельное топливо, при-
менявшееся в составе бурового раствора. 
Авторы показали, что в экстрактах при-
сутствуют полярные неуглеводородные 
компоненты (стеролы, алкилфенолы), отсут-
ствующие в пластовых углеводородах и сов-
падающие по составу с дизельным топливом. 
Эти соединения могут искажать результаты 
геохимических исследований, так как маски-
руют природные полярные фракции и при-
вносят поверхностно-активные вещества, 
влияющие на свойства керна. При этом стера-
ны, гопаны и ароматические стероиды оказа-
лись менее подвержены искажению и были 
предложены как более надежные индикато-
ры при подозрении на загрязнение.
Schinteie et al. [8] в своём исследовании 
сравнивали влияние техногенных примесей 

ДЛЯ УСТРАНЕНИЯ ВЛИЯНИЯ ЗАГРЯЗНЯЮЩИХ 
УВ@ДОБАВОК БУРОВЫХ РАСТВОРОВ НА РЕЗУЛЬТАТЫ 
ГЕОХИМИЧЕСКИХ ИССЛЕДОВАНИЙ КЕРНА 
ПРЕДЛОЖЕН ПОДХОД, УЧИТЫВАЮЩИЙ ВЛИЯНИЕ 
ТЕХНОГЕННОГО ФАКТОРА ПУТЕМ КОНТРОЛЯ 
КАЧЕСТВА СОСТАВА БУРОВЫХ РАСТВОРОВ 
И МОНИТОРИНГА КАЧЕСТВА ГЕОХИМИЧЕСКИХ ПРОБ, 
ПОЛУЧЕННЫХ ИЗ ОБРАЗЦОВ КЕРНА ПОТЕНЦИАЛЬНО 
ПРОДУКТИВНЫХ ПОРОД.
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во внутренних (сердцевина) и внешних 
(стенки) частях керна. Результаты показали, 
что даже незначительные примеси добавок 
приводят к «обеднению» значений изотоп-
ного состава углерода δ13С в диапазоне 
0,1–6,9 ‰ и водорода δ2H 2–33 ‰ отдель-
ных н-алканах в экстрактах. В результате 
изотопные показатели выпадают из регио-
нальных трендов, что не позволяет выпол-
нить генетическую и палеогеографическую 
интерпретацию.
Опубликованные данные показывают, 
что влияние буровых жидкостей с добавле-
нием углеводородных компонентов отра-
жается практически всех уровнях геохи-
мического анализа. Массовые параметры 
завышаются, на хроматограммах фиксиру-
ются области неразделенных компонентов 
и искажение ряда н-алканов, биомаркеры 
перекрываются с профилями добавок, а изо-
топные характеристики смещаются за пре-
делы природных значений. Даже много-
ступенчатая очистка не всегда устраняет 
примеси. Поэтому в таких случаях рекомен-
дуется анализировать буровые жидкости 
для контроля компонентного состава, срав-
нивая затем их состав с анализируемыми 
образцами (экстрактами из керна/шлама). 
При наличии признаков загрязнения анали-
зируемых образцов рекомендуется исклю-
чать сильнозагрязненные пробы из интер-
претации.
В отечественной научной литературе пробле-
ма загрязнения керна фактически не от-
ражена. Систематические исследования, 
посвященные изучению влияния буровых 
растворов на результаты геохимического 
анализа, до настоящего времени отсутствуют. 
Вследствие этого при планировании лабора-
торных работ не предполагается, что данный 
фактор может оказывать существенное влия-
ние на получаемые результаты.

ЗАДАЧИ ГЕОХИМИИ И ПРИМЕНЯЕМЫЕ 
МЕТОДЫ ИССЛЕДОВАНИЯ ВЕЩЕСТВА

К наиболее распространенным целям геохи-
мических исследований каменного материа-
ла при выполнении проектов геолого-
разведочных работ относится оценка гео-
логических рисков наличия нефтегазомате-
ринской породы (НГМП) и миграции углево-
дородов в ловушку. Для этого проводится 
анализ свойств НГМП, устанавливается 
генетическая корреляция между НГМП и уг-
леводородными флюидами или экстрактами 
из коллекторов. При таких задачах выпол-
няется стандартная последовательность 
битуминологических исследований на керне 

или пластовых флюидах: горячая экстракция 
хлороформом (в случае работы с каменным 
материалом), групповой анализ, хроматогра-
фические и хромато-масс-спектрометриче-
ские исследования насыщенной и аромати-
ческой фракции.
Для анализа результатов загрязне-
ния выбраны 3 скважины, пробурен-
ные в разных нефтегазоносных регионах 
России. Скважина № 1 находится в Ханты-
Мансийском автономном округе, где де-
тально изучалась терригенные породы 
шельфовых пластов раннемелового возрас-
та. В качестве керноизолирующего агента 
использовалось масло М8В. Скважина № 
2 расположена на юге Оренбургской об-
ласти и затрагивает карбонатные породы 
среднего-верхнего девона. При бурении 
в качестве смазочного материала использо-
валось подсолнечное масло с добавлением 
парафиновых минеральных масел. Скважина 
№ 3 пробурена с использованием раствора 
на углеводородной основе (РУО) в Ямало-
Ненецком автономном округе, где изучались 
песчаники глубоководных конусов выноса 
неокомского возраста. 

РЕЗУЛЬТАТЫ ИССЛЕДОВАНИЙ

ХРОМАТОГРАФИЯ И ХРОМАТО�МАСС�
СПЕКТРОМЕТРИЯ
Как уже было не раз отмечено в зарубежной 
литературе, основные признаки загрязнения 
нативного органического вещества экстрак-
тов выявляются на этапе хроматографическо-
го анализа. Характерным признаком является 
выраженный фон нафтеновых углеводородов, 
так называемый «нафтеновый горб», который 
часто сопровождается отсутствием н-ал-
канов. Подобные проявления наблюдались 
в экстрактах, извлеченных из пород с раз-
личным стратиграфическим положением 
и литологическим составам. Все анализируе-
мые породы залегали при высоких пластовых 
температурах, что позволяет исключить веро-
ятность развития процессов биодеградации, 
при которых также могут быть явно выраже-
ны неразделенные углеводороды на хрома-
тограммах.
В качестве иллюстрации влияния техноген-
ных примесей представлены хроматограммы 
экстрактов, в которых четко прослеживаются 
характерные признаки внешнего углеводо-
родного вмешательства. На рис. 1 в сква-
жине № 1 случай загрязнения был связан 
с использованием изолирующего агента, 
представляющего собой моторное масло. 
В образце песчаника пл. АС11, отобранного 
на глубине 2315 м, фиксируется повышенный 
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нафтеновый фон. При этом сопоставление 
профилей хроматограмм экстракта из об-
разца песчаника и технической жидкости 
показывает, что характерный нафтеновый 
горб в большинстве случаев проявляется 
в одинаковое время выхода как в загрязнен-
ной пробе (рис. 1а), так и в буровом компо-
ненте (рис. 1б). Схожее совпадение времен 
выхода свидетельствует о высокой вероятно-
сти того, что выявленная аномалия обуслов-
лена внешним привнесением компонентов 
моторного масла изолирующей жидкости, 
а не естественными процессами биодеграда-
ции углеводородов.
На рис. 2 представлено распределение алка-
нов в образце экстракта из нефтенасыщенно-
го доломитового известняка воронежского 
горизонта среднего девона в скважине № 2, 
глубина отбора — 5056 м. Как видно, выход 
нафтеновых УВ в пробе смазывающей добав-
ки (рис. 2б) совпадает с временем выхода 
неразделенных пиков в проанализирован-
ном экстракте (рис. 2а). Кроме того, в обоих 

образцах наблюдается близкое распределе-
ние углеводородных компонентов, которые 
используются для генетической и катагене-
тической типизации (биомаркеры): УВ геп-
тадекана С17, пристана Pr, октадекана C18, 
фитана Ph, что также указывает на наличие 
компонентов смазывающей добавки в пробе 
образца. Такое распределение биомаркеров 
в пробе характеризует смазывающую добав-
ку, а не нативные УВ из породы.
Распределение алканов в образце песчани-
ка скважины № 3, отобранного на глубине 
3796 м, приведено на рис. 3. Бурение прово-
дилось с использованием бурового раствора 
на углеводородной основе. На хроматограм-
ме фиксируются нативные алканы, однако 
дополнительно выражен широкий нафте-
новый «горб». Вероятнее всего, в пробах 
экстрактов произошло смешение нативно-
го флюида и техногенного, что не позволяет 
с полной уверенностью охарактеризовать 
УВ ачимовских отложений биомаркерным 
составом.
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Рис. 1. Распределение алканов (газовая хроматография) скважины № 1: а — экстракт из керна песчаника 
пл. АС11, b — проба изолирующего агента [В.А. Козлова]

Fig. 1. Alkane distribution in well No. 1: a — extract from the sandstone core of interval AS11, b — sealing agent 
sample [Veronika A. Kozlova]
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ГРУППОВОЙ АНАЛИЗ
Важным признаком внешнего техногенного 
воздействия служит изменение группово-
го состава экстракта из породы. В загряз-
ненных образцах фиксируется выраженное 
преобладание насыщенных углеводородов, 
при этом содержание ароматических компо-
нентов существенно снижено. Смолисто-
асфальтеновая фракция определяется 

в значительно меньших количествах по срав-
нению с природными экстрактами из пород.
Данные наблюдения отчетливо видны 
на примере результатов исследования сква-
жины № 2, где по разрезу скважины изу-
чались битумоиды как нефтенасыщенных 
интервалов, так и потенциальных НГМП 
(табл. 1). В пробах, где по результатам газо-
вой хроматографии отмечалось присутствие 
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Рис. 2. Масс-фрагментограммы (m/z = 57): a — экстракт известняка воронежского горизонта, b — смазывающая 
добавка [В.А. Козлова]

Fig. 2. Mass fragmentograms (m/z = 57): a — extract of limestone from Voronezh horizon, b — lubricating additive 
[Veronika A. Kozlova]

Рис. 3. Масс-фрагментограмма (m/z = 57) экстракта песчаника ачимовского комплекса скважины № 3 [В.А. Козлова]
Fig. 3. Mass fragmentogram (m/z = 57) of extract of sandstone from Achimov deposits, Well No. 3 [Veronika A. Kozlova]
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нафтенового горба, в групповом составе экс-
трактов известняков фиксировалось прева-
лирование насыщенных УВ — свыше 80%, 
меньше значения ароматической фракции — 
до 7,6%, доля смол и асфальтенов не пре-
вышала 6,1 и 0,8% соответственно. В менее 
проницаемых породах с признаками загряз-
нения содержание насыщенной фракции так-
же повышено — до 69%, доля ароматических 
соединений составляет до 17,1%, а смол и ас-
фальтенов — до 19,1 и 1,6%. Для сопоставле-
ния в рамках работы проанализирован обра-
зец технической жидкости, использованной 
при проходке соответствующих интервалов. 
Результаты группового анализа буровой до-
бавки оказались схожими с составом экс-
трактов из загрязненных образцов.

БИОМАРКЕРЫ И СТАТИСТИЧЕСКАЯ 
ОБРАБОТКА
Значимым последствием загрязнения яв-
ляется искажение биомаркерных соотно-
шений битумоидов. Технические углево-
дородные добавки в своем составе имеют 
собственные комплексы стеранов, гопанов 
и других углеводородов, которые при про-
никновении в породу смешиваются с природ-
ными флюидами, нарушая тем самым геохи-
мический облик нативного органического 

вещества. В результате формируется сово-
купный биомаркерный состав, не отражаю-
щий реальных геохимических характери-
стик пластовых углеводородов. Это делает 
невозможным определение различий между 
природными и привнесенными биомаркера-
ми, что исключает возможность корректной 
интерпретации углеводородного состава.
Дополнительное подтверждение разли-
чий в биомаркерных параметрах между за-
грязнёнными и незагрязнёнными образцами 
получено при анализе экстрактов скважины 
№ 2. Для быстрой и демонстративной оцен-
ки различий в биомаркерных соотношениях 
применён метод главных компонент (МГК). 
Результаты анализа распределения образ-
цов на графике счетов показали формиро-
вание трёх чётко выраженных групп (рис. 4). 
Группы 1 и 2 объединяют «чистые» образцы 
без признаков техногенного воздействия 
по результатам хромато-масс-спектромет-
рии и группового анализа, но генетически 
различного происхождения. Группа 3 вклю-
чает загрязнённые образцы и пробу буровой 
добавки, что указывает на сходство состава 
между ними. Такое обособление связывает-
ся с тем, что образцы имели свои различные 
биомаркерные соотношения, но в процессе 
бурения произошло смешение нативных УВ 

Таблица 1. Результаты группового анализа битумоидов и используемой буровой добавки скважины № 2. ПН — парафин-нафтеновая фракция, 
АРО — ароматическая фракция, СМ — фракция смол, АСФ — фракция асфальтенов, ГХ — газовая хроматография [В.А. Козлова]

Table 1. Results of group-type analysis of bitumoids and the drilling additive employed in Well No. 2. ПН — paraffi  n-naphthenic hydrocarbon fraction, 
АРО — aromatic hydrocarbon fraction, СМ — resinous fraction, АСФ — asphaltene fraction, ГХ — gas chromatography [Veronika A. Kozlova]

№ Гл. отбора, м Краткое описание породы Выход экстракта, % ПН, % АРО,% СМ,% АСФ,% Признаки загрязнения по ГХ

1 4590 Известняк доломитистый 0,036 39,9 17,6 33,3 9,2 Нет

2 4597 Известняк 0,068 23,8 17,4 33,8 25,0 Нет

3 4885 Доломит 0,602 88,0 7,6 3,8 0,7 Да

4 4886 Доломит 0,628 85,9 7,3 6,1 0,8 Да

5 5056 Известняк доломитистый 0,014 - - - - Да

6 5061 Известняк доломитистый 0,143 87,2 6,4 6,1 0,2 Да

7 5472 Аргиллит 0,092 16,5 21,1 26,2 36,2 Нет

8 5474 Песчаник алевритистый 0,036 60,1 5,6 24,4 9,9 Нет

9 5477 Алевропесчаник 0,146 69,1 4,4 24,1 2,5 Нет

10 5489 Песчаник 0,092 74,1 3,2 19,8 3,0 Нет

11 5609 Известняк кремнистый 0,076 67,5 17,1 14,3 1,1 Да

12 5614 Известняк доломитистый 0,034 27,5 28,6 35,2 8,8 Нет

13 5624 Известняк кремнистый 0,046 26,4 41,8 24,7 7,1 Нет

14 5742 Известняк кремнистый 0,024 41,4 8,3 33,8 16,5 Нет

15 5751 Известняк кремнистый 0,040 69,0 8,3 19,1 3,6 Да

16 - Смазывающая жидкость - 80,8 9,1 8,8 1,2 -
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со смазывающей жидкостью, что ограничило 
дальнейшую интерпретацию.

РЕКОМЕНДАЦИИ ДЛЯ МИНИМИЗАЦИИ 
ВЛИЯНИЯ ЗАГРЯЗНЕНИЯ

Предупредить или полностью исключить 
влияние буровых жидкостей на геохимиче-
ские характеристики керна и шлама крайне 
сложно, однако существует ряд мер, кото-
рые позволяют минимизировать этот эффект 
и корректно его учитывать:
• рекомендуется фиксировать все исполь-

зуемые добавки и компоненты буровых 
растворов с указанием их концентра-
ций, расхода и интервалов применения. 
Обеспечить максимально полный контроль 
состава буровых жидкостей;

• при отборе образцов для анализа выби-
рать внутреннюю часть керна — «сердце-
вину», где возможность проникновения 
фильтрата бурового раствора ниже;

• при отборе образцов на геохимические 
исследования из керна избегать области, 
откуда ранее были выпилены цилиндры. 
При выпиливании цилиндров использует-
ся инструмент, на стенках которого могут 
быть сторонние углеводородные компо-
ненты;

• по мере планирования и выполнения ла-
бораторных работ необходимо обеспечить 
одновременный отбор и битуминологи-
ческий анализ жидкостей, используемых 
при бурении. Это позволяет напрямую 
сравнивать геохимические характеристи-
ки буровых добавок и экстрактов из пород 
и уверенно отслеживать признаки техно-
генного загрязнения;

• экстракция образцов перед выполнени-
ем пиролитических исследований может 
частично восстановить значения истинных 
свойств НГМП и убрать подвижные угле-
водородные фракции;

• применение статистических методов 
позволит быстро определить группы за-
грязнённых образцов;

• исключать загрязненные пробы из интер-
претации.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Накопленный опыт геохимических иссле-
дований показывает, что углеводородные 
добавки буровых жидкостей оказывают си-
стематическое влияние на результаты геохи-
мического анализа керна. Отчетливо призна-
ки проявляются на хроматограммах в виде 
повышенного нафтенового фона и нарушения 

Условные обозначения:
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распределения н-алканов, что указывает 
на привнесение внешних углеводородов. 
Изменения фиксируются и в групповом соста-
ве: возрастает доля насыщенных соединений, 
при этом ароматическая фракция заметно 
сокращается, содержание смол и асфальтов 
низкое. На уровне биомаркеров загрязнение 
приводит к искажению соотношений, что де-
лает невозможными генетическую интер-
претацию и реконструкцию миграционных 

процессов. Применение методов статистики, 
в частности МГК, подтвердило, что загряз-
ненные образцы формируют отдельные кла-
стеры, близкие по характеристикам к буро-
вым добавкам. Эти результаты подчеркивают 
необходимость комплексного учёта техно-
генного фактора при геохимических иссле-
дованиях и внедрение процедур контроля 
и исключения сомнительных проб для обес-
печения достоверности интерпретации.
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ПОДВЕДЕНИЕ ПРОМЕЖУТОЧНЫХ 
ИТОГОВ ОПЫТНО$ПРОМЫШЛЕННЫХ 
ИСПЫТАНИЙ ВЫСОКОТЕХНОЛОГИЧНОЙ 
УСТАНОВКИ SNUBBING UNIT 
С.В. Тишкевич1, И.А. Котов1,*, А.В. Жуков1, С.В. Зименков1, Д.А. Григоренко1, 
А.А. Постнов2
1Группа компаний «Газпром нефть», РФ, Санкт-Петербург, Ханты-Мансийск
2ООО «Консолидейтед Сервисиз», РФ, Москва
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Введение. В условиях нестабильных цен на нефть сокращение издержек становится критически 
важным. Новые технологии позволяют проводить ремонт скважин быстрее, безопаснее и дешевле, 
без потерь добычи. Революция в скважинном ремонте наступила: от механизации к автономным системам. 
Современные вызовы требуют новых решений, «Газпром нефть» старается строго следовать этому тренду 
и внедрять современные роботизированные комплексы. Ценность модели в совокупности с техническими 
решениями позволяет наращивать капитализацию компании в режиме реального времени.
Цель. Главный технологический вызов — это проведение работ на скважинах с аномальными условиями 
по пластовым давлениям без глушения. Опробование новых подходов и применение высокотехнологичной 
установки для текущего и капитального ремонта скважин. 
Материалы и методы. На текущий момент опробованы разные технологические решения и определены 
подходы к каждому типу скважин, позволяющие регулировать технологический процесс. Однако 
работа со скважинами с аномальными пластовыми давлениями требует иных, высокотехнологичных 
методов. Глушение скважин — первый подготовительный этап перед началом цикла «жизни» скважины 
или уже в процессе добычи перед плановыми ремонтами и одна из самых дорогих статей затрат ввиду 
особенностей продуктивного горизонта — аномально высоких или низких пластовых давлений. В данной 
статье предложен к рассмотрению материал о перспективной мобильной установке для ремонта скважин 
под давлением без проведения глушения. 
Результаты. При опробовании и испытании установки в условиях Крайнего Севера в скважинах 
с аномальными пластовыми давлениями наблюдается положительная тенденция в снижении времени 
на ремонт. Коэффициент производительного времени находится на уровне 90%, кроме того, отмечается 
потенциал в достижении минимальной отметки непроизводительного времени. Предложенный метод 
ремонта скважин позволит снизить число инцидентов HSE (Здоровье, Безопасность и Окружающая среда), 
сократить риски газонефтеводопроявлений. 
Заключение. Новую высокотехнологичную мобильную установку Snubbing Unit можно отнести к прорывной 
технологии по ремонту скважин в Российской Федерации, с потенциалом сокращения затрат на глушение 
скважин до 100%. 
Ключевые слова: текущий и капитальный ремонт скважин, глушение, аномально высокие пластовые 
давления, опытно-промышленные испытания, Snubbing Unit, нефть и газ
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Introduction. In the context of unstable oil prices, cost reduction has become critical. New technologies allow for 
faster, safer, and cheaper well repair without production losses. The revolution in well repair has arrived: from 
mechanization to autonomous systems. Modern challenges require new solutions, and we strive to follow this 
trend by implementing advanced robotic systems. The value of the model, combined with technical solutions, 
allows us to increase the company’s capitalization in real-time.
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Aim. The main technological challenge is to perform work on wells with abnormal reservoir pressures without 
killing them. Testing new approaches and using high-tech equipment for routine and major well repairs.
Materials and methods. At the moment, various technological solutions have been tested, and approaches 
have been identifi ed for each type of well, allowing for the regulation of the technological process. However, 
working with wells with abnormal reservoir pressures requires diff erent, high-tech methods. Well killing is the 
fi rst preparatory step before the start of the well’s “life” cycle or during the production process before scheduled 
repairs, and it is one of the most expensive expenses due to the specifi c features of the productive horizon, such 
as abnormally high or low reservoir pressures. This article presents a promising mobile installation for repairing 
wells under pressure without the need for killing.
Results. During the testing and evaluation of the installation in the Far North, there has been a positive trend in 
reducing the repair time in wells with abnormal reservoir pressures. The productive time ratio is at 90%, and 
there is potential to achieve a minimum level of unproductive time. The proposed method of well repair will help 
reduce the number of HSE (Health, Safety, and Environment) incidents and mitigate the risks of gas and oil spills.
Conclusion. The new high-tech mobile Snubbing Unit can be considered a breakthrough technology for well 
repair in the Russian Federation, with the potential to reduce well killing costs by up to 100%.
Keywords: kill-fl uid, jamming, routine and major well repairs, abnormally high reservoir pressures, pilot tests, 
Snubbing Unit, oil and gas
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ВВЕДЕНИЕ

Идея snubbing (спуск или подъём труб 
в скважину под давлением) была разра-
ботана в 1929 году Гербертом С. Отисом. 
Первоначально установка полагалась на ра-
боту подъёмного агрегата и для контроля 
движения труб использовали кабели и шки-
вы. Но уже в 1960 году учёные и инженеры-
конструкторы нефтегазовой отрасли дорабо-
тали идею Герберта С. Отиса и приблизились 
к результату универсальной установки 
для ремонта скважин, в конструкцию доба-
вили гидравлический домкрат, что позволи-
ло оператору контролировать спуск и подъём 
труб, создав первый автономный модульный 
узел. Таким образом, непрерывный процесс 
ремонта стал значительно проще. Также 
с применением данной установки появились 
дополнительные возможности, с помощью 
которых решается ряд задач:
• высокие рабочие нагрузки (толкающая 

54 тонны, тяга 110 тонн, возможно обеспе-
чить работу установки в диапазоне от 80 
до 300 тонн) и с возможностью обеспече-
ния ПВО (противовыбросовым оборудова-
нием) на давление до 700 атм;

• возможность вращения колонны под дав-
лением (в отличие от coiled tubing);

• снижение общей стоимости услуг (меньше 
персонала и времени на монтаж);

• компактность (вертикальный монтаж);
• глушение скважин не обязательно;
• извлечение аварийных труб за счёт сило-

вого тягового усилия.

Современные технологии стремительно раз-
виваются, и нефтяная отрасль активно адап-
тирует передовые решения для повышения 
эффективности и безопасности. «Газпром 
нефть» делает ставку на инновации и тех-
нологичность, и проект внедрения установ-
ки Snubbing Unit является важным шагом 
в этих направлениях. Данная статья позволит 
рассмотреть результаты применение высоко-
технологичной установки Snubbing Unit на ак-
тивах компании и в дальнейшем реализовать 
технологию в других дочерних обществах 
компании [2].

ЦЕЛИ

Целью статьи является описание результа-
тов от применения установки Snubbing Unit. 
Проект направлен на решение технологи-
ческих вызовов, связанных с эксплуатацией 
сложных скважин, и повышение операцион-
ной эффективности при соблюдении высо-
чайших стандартов экологической и про-
мышленной безопасности.
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НА ПРИМЕРЕ АКТИВОВ ГРУППЫ КОМПАНИИ 
bГАЗПРОМ НЕФТЬc, РАСПОЛАГАЮЩИХСЯ В УСЛОВИЯХ 
КРАЙНЕГО СЕВЕРА, ПОКАЗАНО ПРИМЕНЕНИЕ 
ВЫСОКОТЕХНОЛОГИЧНОЙ УСТАНОВКИ SNUBBING UNIT, 
КОТОРАЯ ПОЗВОЛЯЕТ СУЩЕСТВЕННО СОКРАТИТЬ 
ВРЕМЯ И ЗАТРАТЫ НА РЕМОНТ ДОБЫВАЮЩИХ 
СКВАЖИН.
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МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

На текущий момент опробованы разные 
технологические решения и определены 
подходы к каждому типу скважин, позволяю-
щие регулировать технологический процесс. 
Однако при работе со скважинами с аномаль-
ными условиями возникают дополнительные 
технологические сложности, и это требует 
применения высокотехнологичных методов 
[1]. В данной статье предложен к рассмотре-
нию материал о результатах работы мобиль-
ной установки для ремонта скважин под дав-
лением без проведения глушения. 
Рассмотрим пример основного узла установ-
ки Snubbing Unit (рис. 1).
На рис. 1 изображены основные узлы, поз-
воляющие выполнять спускоподъёмные 
операции в полуавтоматическом режи-
ме. Установка характеризуется модульным 
дизайном, в котором основной блок, мачта 
и блок превенторов имеют блочно-рамное 

исполнение для облегчения логистики, 
в том числе и в труднодоступных регионах. 
Телескопическая мачта может быть выдвину-
та на необходимую высоту. 
Принцип работы Snubbing Unit заключает-
ся в использовании силовых гидравличе-
ских цилиндров для спуска и подъема труб 
под давлением. Оснащенность двойными 
превенторами создает дополнительный ба-
рьер для контроля устья скважины, что имеет 
преимущество при традиционном ремонте 
скважин в аномальных условиях. Установкой 
Snubbing Unit возможно проводить работы 
с насосно-компрессорными трубами или бу-
рильными трубами без глушения скважин.
По итогам работы отмечены дополнительные 
факторы эффективности:
• безопасность — минимизация рисков вы-

бросов, за счёт сдвоенной противовыбро-
совой системы; 

• экономия времени — не требует глушения 
скважины, так как ремонты выполняются 

Подъёмник для труб
Стрела (кран) и гидравлическая лебедка

Рабочая корзина
Панель управления и трубный ключ

Передвижная рама

Гидравлические цилиндры

Противовыбросовые превенторы

Запасные превенторы

Подвижные клиновые захваты 
и гидравлический ротор

Телескопическая направляющая труба; 
4 цилиндра;
Стационарные клинья; 
Рабочее окно

Плашечный превентор (трубный) × 2;
Кольцевой превентор (ПУГ) × 1;
Линия уравнивания давления

Плашечный превентор (трубный) × 1;
Глухой превентор × 1; 
Срезной превентор × 1

Рис. 1. Оборудование установки Snubbing Unit. Составлено И.А. Котовым 
Fig. 1. Equipment of the Snubbing Unit installation. Prepared by I.A. Kotov 
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с герметизированным устьем под давле-
нием, которое контролируется на поверх-
ности; 

• гибкость — может работать на гори-
зонтальных и сложных скважинах. 

Установка Snubbing Unit укомплектована 
силовым агрегатом, размещённым 
в утеплённом контейнере, что позволяет 
выполнять работы в условиях Крайнего 
Севера.
Схематичный пример контейнера с установ-
кой силового агрегата показан на рис. 2.
На рис. 2 изображён силовой агрегат: 
контейнер с двигателем мощностью 540 ло-
шадиных сил, топливным баком, воздушным 
компрессором и накопителем, все размещено 
внутри утеплённого контейнера.
В условиях Крайнего Севера на место-
рождениях «Газпром нефти» выполнено 
10 успешных работ с применением высо-
котехнологичной установки Snubbing Unit, 
при этом наблюдается положительная ди-
намика к достижению целевых ориенти-
ров компании и снижению к минимально-
му порогу непроизводительного 
времени [3].
Рассмотрим анализ выполнения работ с при-
менением высокотехнологичной установки 
Snubbing Unit (рис. 3).
На рис. 3 изображен анализ выполненных ре-
монтов с раскладкой по производительному 

времени относительно к каждой скважи-
не с применением высокотехнологичной 
установки Snubbing Unit. На первых скважи-
нах можно наблюдать превышение времени 
на проведение работ, что обусловлено дона-
стройкой оборудования, опробованием ново-
го подхода к проведению работ, адаптацией 
установки, а также обучением персонала, так 
как специфика работ на объектах повышен-
ной опасности «Газпром нефть» требует вы-
сокого уровня подготовки и квалификации, 
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Рис. 3. Продолжительность ремонтов и коэффициент производительного времени. Составлено авторами 
Fig. 3. Duration of in-well repairs and production time ratio. Prepared by the authors 

Рис. 2. Силовой агрегат. Составлено И.А. Котовым 
Fig. 2. Power unit. Prepared by I.A. Kotov 



130

следовательно, персонал бригады Snubbing 
Unit ООО «Консолидейтед Сервисиз» прошёл 
переподготовку в соответствии с требовани-
ями Заказчика. Однако наблюдается поло-
жительная динамика снижения времени 
на ремонт. Коэффициент производительно-
го времени находится на уровне в среднем 
90–96%, в перспективе достижение стабиль-
ных 95–97%.
По итогу завершения программы опытно- 
промышленных испытаний на 8 скважинах 
выполнен анализ проведения работ и пред-
ставлен в таблице 1, где отмечается прямой 
положительный эффект по ряду факторов 
по усреднённым показателям на 1 скважину:
• сокращена продолжительность ремонтов 

на 12,3%;
• сокращены затраты на глушение скважин 

на 100%;
• сокращена стоимость затрат удельно 

на 1 скважину на 6,04%. 

РЕЗУЛЬТАТЫ

Получены новые компетенции при работе 
с высокотехнологичной установкой Snubbing 
Unit. Определен потенциал к достижению 
максимума в сокращении непроизводи-
тельного времени. Наблюдается тенден-
ция сокращения продолжительности работ. 
Исключены затраты на глушение скважин 
тяжёлым раствором.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

В результате выполненных опытно-промыш-
ленных испытаний на 8 скважинах определён 
потенциал к достижению целевых ориен-
тиров. Необходимо разработать методи-
ку оценки КПЭ к применяемым установкам 
и приступить к следующему этапу наработки 
компетенций.
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Таблица 1. Сравнительный анализ затрат на ремонт скважины. Составлено авторами
Table 1. Comparative analysis of well repair costs. Compiled by the authors

Показатель
ТКРС

(текущий и капитальный ремонт 
скважин)

Снаббинг Разница в %

Ремонт скважин 

Количество ремонтов 8 8 0

Средняя продолжительность ремонта, час. 228 200 12,3

Продолжительность работ (8 скв.), час. 1 824 1 600 12,3

ТЖГ (тяжёлая жидкость глушения)

Применение ТЖГ (да/нет) 1 0 0

Подготовительные работы, организация разрядки, затраты ППН (пункт подготовки нефти)

Разрядка скв. (да/нет) 1 0 0

Пробки

Применение пробок, шт. 0 1 1

Удельно снижение затрат на скважину от традиционного ТКРС в % 100 94 6,04
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ВЫЯВЛЕНИЕ ПРИЗНАКОВ 
ОСЛОЖНЕНИЙ ПРИ БУРЕНИИ 
В ПОДДЕРЖКУ 1D ГЕОМЕХАНИЧЕСКОГО 
МОДЕЛИРОВАНИЯ НА ПРИМЕРЕ 
РАСЧЛЕНЕННОГО ОСАДОЧНОГО ЧЕХЛА 
И ТРЕЩИННОГО ПАЛЕОЗОЙСКОГО 
КОЛЛЕКТОРА
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Введение. На рассматриваемом месторождении в ходе бурения зафиксированы осложнения в виде 
дифференциальных прихватов каротажных инструментов, затяжек и посадок при спускоподъёмных 
операциях, а также поглощений бурового раствора различной природы и интенсивности. Ввиду 
того что подходы для ликвидации данного набора осложнений противоположны друг другу, выдача 
рекомендаций на бурение новых скважин крайне затруднительна для данного разреза.
Цель. Разработка подхода для комплексного анализа буровых осложнений, а также выявление их причин 
с использованием дополнительной информации, не входящей в стандартный процесс геомеханического 
моделирования.
Материалы и методы. Исследование проведено для миоценовых и палеозойских отложений. 
Разработанный подход является дополнением к стандартному геомеханическому моделированию 
и основывается на привлечении дополнительных данных: геотехнические исследования (ГТИ), информация 
о ходе осложнений, физические и химические параметры бурового раствора.
Результаты. Построена геомеханическая модель для рассматриваемых скважин, выявлены механизмы 
различных видов осложнений и выданы рекомендации на бурение новых скважин.
Заключение. Привлечение дополнительных данных в поддержку геомеханического моделирования даёт 
ценную информацию о причинах осложнений и позволяет существенно расширить список рекомендаций.

Ключевые слова: устойчивость ствола скважины, осложнения при бурении, реактивные глины, поглощения 
бурового раствора, трещинный коллектор, палеозой
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DRILLING COMPLICATIONS IDENTIFICATION IN SUPPORT OF 1D GEOMECHANICAL MODELING 
IN A COMPARTMENTALIZED SEDIMENTARY SECTION AND FRACTURED PALEOZOIC RESERVOIR

Pavel V. Iastrebov*, Daria S. Petrova, Anton A. Tsoy, Alexander N. Petrov, Artem S. Prodan
Gazprom nek  company group, RF, Saint-Petersburg
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Introduction. At the considered fi led, complications in the form of diff erential sticking, tight hole events and 
slack off s during tripping operations, as well as mud losses of various origin and intensity were recorded during 
drilling. In view of the fact that approaches to eliminate a given set of complications confl ict with each other, 
drilling recommendations suggestion is extremely diffi  cult for a given cross-section.
Aim. Approach for comprehensive analysis of drilling complications development as well as their causes 
identifi cation using additional information not included in the standard geomechanical modeling workfl ow.
Materials and methods. The study was carried out for Miocene and Paleozoic sediments. The developed 
approach is complementary to the standard geomechanical modeling and is based on the additional data 
introduction: mud logging, information on the complication development process, physical and chemical 
parameters of the drilling mud.
Results. A geomechanical model for the considered wells is built, the mechanisms of diff erent types of 
complications are identifi ed and recommendations for drilling new wells are given.
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Conclusion. Additional data introduction in support of geomechanical modeling provides valuable information on 
the causes of complications and allows for a substantial expansion of thedrilling recommendations list.
Keywords: Wellbore stability, drilling complications, reactive clays, mud losses, fractured reservoir, Paleozoic
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ВВЕДЕНИЕ

На основании аудита данных и анализа ис-
тории бурения скважин на рассматриваемом 
месторождении установлен ряд осложне-
ний в интервале эксплуатационной колон-
ны. Среди них дифференциальные прихваты, 
а также наличие заклинок колонны при бу-
рении в одних и тех же стратиграфических 
интервалах, что предполагает противопо-
ложные методы ликвидации таких осложне-
ний и существенно влияет на стабильность 
ствола скважины. Помимо этого, на месторо-
ждении зафиксирована сложная ситуация 
с поглощениями, поскольку их интенсив-
ность и объёмы при первичном ознаком-
лении не зависят напрямую от плотности 
бурового раствора и эквивалентной цирку-
ляционной плотности (ЭЦП). Из-за наличия 
различных видов осложнений в рамках од-
ного интервала предложено проведение 
углублённого анализа осложнений не только 
при помощи стандартных геомеханических 
расчётов, но и с привлечением дополнитель-
ных данных: реологических и химических 
параметров бурового раствора, используе-
мых реагентов, а также параметров бурения. 
На основе этого комплекса данных прово-
дится установление основных причин, кото-
рые приводят к осложнениям, что позволя-
ет не только выявить границы проблемной 
области, но и подобрать соответствующее 
решение для безаварийного бурения. В итоге 
на основе подготовленного обзора ослож-
нений формируется свод рекомендаций 
по бурению, а также флаговая кривая с зона-
ми с наибольшим риском для каждого типа 
осложнений.

ВЫДЕЛЕНИЕ ЗОН С РАЗЛИЧНЫМИ 
ТИПАМИ ОСЛОЖНЕНИЙ

В ходе анализа установлено, что ослож-
нения имеют различное происхожде-
ние в зависимости от комплекса условий 

в соответствующих пластах и приурочены 
к разным литологическим зонам (рис. 1).
Зона 1 осложнена наличием переслаива-
ющихся углистых прослоев, характеризу-
ющихся невысокими прочностными свой-
ствами. Из-за этого предположительно 
наблюдаются скачки в показаниях каверно-
мера. Также этот интервал характеризуется 
небольшими объемами поглощения бурово-
го раствора.
В зоне 2 высокие показания каверномера 
наблюдаются на достаточно больших ин-
тервалах глубин (до 100–150 м). Здесь же 
выделяются 2–3 интервала с высокой до-
лей глинистых минералов. В пределах этой 
зоны наблюдаются затяжки в скважинах 
с наибольшими зенитными углами. Кроме 
того, на этом участке увеличиваются объёмы 
поглощений бурового раствора, общие объё-
мы которых составляют 76,5 м³.

Зона 3 (миоценовые отложения) согласно 
собранной статистике характеризуется наи-
большим по количеству и разнообразию ти-
пов осложнений, возникающих при бурении 
и спускоподъемных операциях. Во всех сква-
жинах, кроме Х3, зафиксированы затяжки 
с превышением нагрузки на величину от 30 
до 180 т. В двух скважинах зафиксированы 
дифференциальные прихваты. Кроме того, 
поглощения бурового раствора в проницае-
мых поровых коллекторах составляют 96,5 м3, 
а в трещинных коллекторах — 31 м3.

ДЛЯ БЕЗАВАРИЙНОГО БУРЕНИЯ СКВАЖИН 
И ОПЕРАТИВНОГО УСТРАНЕНИЯ ТЕХНИЧЕСКИХ 
ОСЛОЖНЕНИЙ, ВОЗНИКАЮЩИХ В ПРОЦЕССЕ СПУСКО@
ПОДЪЁМНЫХ ОПЕРАЦИЙ, ПРЕДЛОЖЕН ПОДХОД, 
ВКЛЮЧАЮЩИЙ СТАНДАРТНЫЕ ГЕОМЕХАНИЧЕСКИЕ 
РАСЧЕТЫ, ПОЗВОЛЯЮЩИЕ ИЗБЕЖАТЬ 
ДИФФЕРЕНЦИАЛЬНЫХ МЕХАНИЧЕСКИХ ПРИХВАТОВ 
ОБОРУДОВАНИЯ, И ДАННЫЕ ХИМИЧЕСКОГО СОСТАВА 
БУРОВОГО РАСТВОРА, С ЦЕЛЬЮ ПРЕДОТВРАЩЕНИЯ 
СИТУАЦИЙ ЕГО ПОГЛОЩЕНИЯ.
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Зона 4 (брекчии и палеозойские отложения) 
представлена трещиноватыми породами, 
что является причиной потери циркуляции 
в каждой скважине. Общие поглощения бу-
рового раствора составляют 722,1 м3.
Детальный анализ прихватов бурового 
инструмента позволил сделать вывод о том, 
что при бурении рассматриваемого разреза 
существуют риски как механического, так 
и дифференциального прихвата бурильной 
колонны. Что касается поглощений бурового 
раствора, то также отмечено, что существуют 
два различных механизма их возникновения, 
при этом поглощений, вызванных превыше-
нием градиента поглощений, не отмечено.
Механические прихваты характерны 
для интервалов низкопрочных пород 

или для интервалов с частым переслаи-
ванием, что свойственно для зоны 3 [1, 2, 
3]. Данный вид осложнений характеризу-
ется отсутствием подвижности бурильной 
колонны или трудностью в её расхажива-
нии. Как видно из рис. 2 положение та-
левого блока колеблется вблизи одного 
уровня, вызывая увеличение растягиваю-
щих и сжимающих нагрузок на бурильную 
колонну. В этом интервале также отмечает-
ся заклинивание вертикального силового 
привода (ВСП), выражающееся в скачкооб-
разном увеличении и уменьшении крутя-
щего момента. Это приводит к трудности 
передачи крутящего момента на долото 
и к снижению скорости проходки. Стоит 
отметить, что этот тип осложнений может 
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Рис. 1. Разбиение разреза на зоны в зависимости от характера осложнений. Составлено авторами
Fig. 1. Crosssection breakdown into zones with correspondence to complications features. Compiled by authors
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возникнуть как при неподвижной буриль-
ной колонне, так и во время бурения, если 
значение эквивалентной циркуляцион-
ной плотнос ти (ЭЦП) недостаточно велико 
для поддержания стенок скважины в ста-
бильном состоянии.
Существует множество условий, необходи-
мых для возникновения дифференциально-
го прихвата, наиболее важным из которых 
является продолжительное время контакта 
бурильной колонны со стенкой скважины [4]. 
При этом в месте контакта необходимо на-
личие проницаемой породы: пористых песча-
ников или трещиноватых пород. Признаками 
такого прихвата являются отсутствие осе-
вой подвижности колонны и невозможность 
её вращения. В скважинах рассматривае-
мой площади отмечены дифференциальные 
прихваты, обусловленные продолжитель-
ным временем контакта колонны с поро-
дой, до 20–30 минут. Также возникновению 
дифференциального прихвата способство-
вало жёлобообразование в зонах 2 и 3, 

которое происходило за счет трения колонны 
о стенку скважины с последующим образо-
ванием в ней расширений ствола, которые 
отмечаются на каверномере. Это, в свою оче-
редь, увеличивает площадь контакта меж-
ду породой и инструментом, увеличивая 
прижимную силу. 
На рис. 3 показан пример дифференциаль-
ного прихвата бурильной колонны. После 
поддержания бурильной колонны в непо-
движном состоянии во время наращива-
ния наблюдаются скачки крутящего момен-
та при попытке вращения. Когда колонна 
опускается, осевая нагрузка увеличивается. 
Дальнейшие попытки переместить колон-
ку вверх и вниз приводят к скачкам пока-
заний веса на крюке. Циркуляция при этом 
возможна за счёт открытого сечения ствола 
скважины.
Фильтрационные поглощения наблюдаются 
в проницаемых пластах (преимуществен-
но в песчаниках) с недостаточной степе-
нью кольматации коллектора. Плотность 
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Рис. 2. Примеры механического и дифференциального прихвата. Составлено авторами
Fig. 2. Mechanical and diff erential sticking examples. Compiled by authors
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бурового раствора, соответствующая погло-
щениям в рассматриваемом интервале, 
превышает градиент пластового давления 
и находится в пределах 1,16–1,19 г/см3 в зави-
симости от скважины. Их природа не являет-
ся геомеханической и не связана с наличием 
естественной трещиноватости. Это означает, 
что данные поглощения не вызваны пре-
вышением ЭЦП значений градиента погло-
щений. Основными признаками такого типа 
поглощений являются постепенное падение 
давления в колонне, небольшая интенсив-
ность (0,5–0,8 м3/ч) и отсутствие поглощений 
при остановке циркуляции. Кроме того, диа-
граммы механического каротажа показывают 

постепенное снижение уровня раствора в ем-
костях (рис. 3). Стоит отметить, что при ана-
лизе этот вид поглощений очень сложно вы-
явить из-за низкой интенсивности.
Трещинные поглощения наблюдают-
ся в брекчиях и палеозойских отложени-
ях, сложенных трещиноватыми породами. 
На рис. 4 представлены объёмы поглоще-
ний из истории бурения одной из скважин 
с классификацией по их типу, в сопостав-
лении с плотностью бурового раствора, 
ЭЦП и объёмами материалов для борьбы 
с по глощениями. Диапазон плотностей, 
при которых были зафиксированы дан-
ные поглощения, составляет 1,15–1,21 г/см3. 
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Рис. 3. Пример фильтрационных поглощений бурового раствора. Составлено авторами
Fig. 3. Filtration mud losses example. Compiled by authors
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Такие поглощения также не обусловлены 
геомеханической природой и возникают из-
за утечек бурового раствора в открытые тре-
щины. Их особенностью является то, что уро-
вень в емкостях продолжает падать после 
остановки циркуляции, но с меньшей интен-
сивностью. В отчётах указывается интен-
сивность поглощений 1–10 м3/ч во время 
бурения и 0,5–1 м3/сут при отсутствии цирку-
ляции. В связи с тем что программа бурения 
палеозойских отложений не предусматри-
вала спуск обсадной колонны и изоляцию 
вышележащих горизонтов, учет данного 
вида поглощений при бурении, в частности 
объема потерь бурового раствора только 
по трещинам, весьма затруднителен. 

АНАЛИЗ ПОКАЗАНИЙ КАВЕРНОМЕРА

Анализ данных кавернометрии показывает, 
что диаметр ствола скважины увеличивает-
ся с повышением значений зенитного угла 
по разрезу. Наибольший рост показаний ка-
верномера наблюдается в миоценовых отло-
жениях, где увеличение диаметра скважины 

достигает примерно 30–40% от номиналь-
ного диаметра долота. Кроме того, наблю-
дается значительное увеличение показаний 
с течением времени, что является показа-
телем недостаточной плотности бурового 
раствора (рис. 5). Несмотря на то что сква-
жины пробурены в разных направлениях, 
на основании показаний каверномера слож-
но сделать однозначные выводы о влия-
нии азимута на стабильность ствола сква-
жины, поскольку наблюдается совместное 
воздействие ряда факторов, влияющих 
на устойчивость.
В табл. 1 представлены условия записи гео-
физических исследований скважин (ГИС) 
и каверномера в частности для качественно-
го сравнения влияния зенитного угла и вре-
менного фактора на стабильность ствола 
скважины.

ВЫЯВЛЕНИЕ ХИМИЧЕСКИ 
НЕСТАБИЛЬНЫХ ИНТЕРВАЛОВ

Наличие глинистых частиц в буровом 
растворе определяют по тесту красителя 
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метиленового синего (Methylene Blue Test — 
МВТ), который показывает количество краси-
теля, поглощенного глинистыми частицами. 
Растворение реакционноспособных глини-
стых частиц увеличивает объемное содер-
жание твердой фазы, что приводит к завы-
шенным значениям МВТ. Этот принцип лег 
в основу данного анализа [5, 6].
Ингибирование реактивных глин, как пра-
вило, осуществляется добавлением KCl 
в буровой раствор. После корректировки 

программы промывки после неудачного опы-
та на первой скважине количество добавляе-
мого в раствор KCl было уменьшено. На пер-
вый взгляд падение концентрации ионов 
калия в растворе должно ухудшить ингиби-
рующие свойства бурового раствора. Однако 
для скважины Х2 была увеличена доля по-
лианионной целлюлозы (добавки PAC R, PAC 
LV, FILTRAPAC LV), а также других ре агентов, 
таких как SHALEHIB ULTRA. В отличие 
от ионного ингибирования, как в случае с KCl, 
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Рис. 5. Анализ данных каверномера миоценовых и палеозойских отложений. В зоне 3 указаны средние значения зенитного угла. 
Составлено авторами

Fig. 5. Caliper log in Miocene and Paleozoic formations analysis. Average deviation angle readings in zone 3 are displayed. Compiled by authors

Таблица 1. Условия записи ГИС по всем скважинам рассматриваемой площади. Составлено авторами
Table 1. Logging conditions for all the wells of the considered area. Compiled by authors

Скважина X0 X1 X2 Y1 X3 X4

Зенитный угол 0 0 0 0 16 45

Плотность БР, г/см3 1,17–1,18 1,17 1,17–1,18 1,18 1,18 1,20

Время записи ГИС после достижения забоя, ч 35 41 56 372 96 72
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полианионная целлюлоза образует оболочку 
на стенках скважины, предотвращая взаи-
модействие фильтрата бурового раствора 
с глиной. В табл. 2 приведена динамика из-
менения используемых реагентов в стороны 
увеличения ингибиторов глин и реагентов 
для контроля фильтрации.
На рис. 6 представлена динамика измене-
ния химических свойств бурового раствора 
после корректировки программы промывки. 
В зоне 1, содержащей в основном прослои 
с химически активными глинами, показатель 
MBT снизился с 40 до 10,5 кг/м3, что соответ-
ствует нормальным значениям для бентони-
тового раствора. Отчеты по последующим 

скважинам подтверждают отсутствие 
проблем с реактивными глинами.
В табл. 3 представлена информация 
о параметрах бурового раствора, кото-
рая свидетельствует об улучшении дина-
мики с точки зрения реологии раствора 
(пластическая вязкость, динамическое 
напряжение сдвига (ДНС), статическое 
напряжение сдвига (СНС), водоотдача) 
и по показателю MBT. Начиная со сква-
жины X2, идёт снижение водоотдачи, 
что свидетельствует о меньшем взаимо-
действии фильтрата бурового раствора 
с пластом, а также увеличивается СНС 
и ДНС, что улучшает промывку скважины 

Таблица 2. Информация об изменении объёмов используемых добавок для ингибирования глин. Составлено авторами
Table 2. Information on the clay inhibition additives volume change. Compiled by authors

Скважина X0 X1 X2

Объём KCl, т 12,5 18 10

Объём реагентов для контроля объёма фильтрации (PAC R, PAC LV, FILTRAPAC LV), т 0 3,1 6,3

Объём ингибиторов глин (Shalehib Ultra, Soltex), т 0 2,2 17

Используемые добавки KCl KCl, Shalehib Ultra, Soltex KCl, Shalehib Ultra

Sep 30
2018

Oct 28Oct 14 No v 11 No v 25 D
3000

2500

2000

1500

1000

500

0
Z one 3 Z one 4

Sep 15
2019

Sep 22 S0

5

10

15

20

25

30

35

40

MD, м

Зона 1 Зона 2 Зона 1 Зона 2

MBT, кг/м³

Скважина X1 Скважина X2

M
BT

, к
г/

м³

M
D,

 м

Рис. 6. Динамика изменения химических свойств бурового раствора в скважинах Х1 и Х2. Составлено авторами
Fig. 6. Dynamics of mud chemical properties change in wells X1 and X2. Compiled by authors
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и способность раствора удерживать шлам 
во взвешенном состоянии.
Выявление точных границ интервалов при-
сутствия реактивных глин затруднительно 
только на основании показателей бурового 
раствора. Для выявления интервалов с таким 
типом нестабильности необходимы данные 
о литологии разреза. Для выделения обла-
стей с наибольшей склонностью к химиче-
ской нестабильности были установлены сле-
дующие критерии:
• Наличие повышенного содержания гли-

ны — более 85%.
• Высокие значения MBT — более 20 кг/м3.
Таким образом, наиболее склонны к реак-
ционной способности глинистых минера-
лов следующие интервалы: переход между 

зонами 1 и 2, глинистый слой в нижней 
части зоны 2 и верхняя часть зоны 3, состо-
ящая из переслаивающихся глин и песча-
ников.

УСТАНОВЛЕНИЕ ПОДХОДЯЩЕЙ 
ФРАКЦИИ ДЛЯ БОРЬБЫ 
С ТРЕЩИННЫМИ ПОГЛОЩЕНИЯМИ

Основной добавкой в буровой раствор 
для борьбы с поглощениями является карбо-
нат кальция, количество которого постепен-
но увеличивается от скважины к скважине. 
В табл. 4 приведены данные по использо-
ванию карбоната кальция различных фрак-
ций, показывающие его необходимость 

Таблица 3. Информация об изменении параметров бурового раствора. Составлено авторами
Table 3. Information on the mud properties change. Compiled by authors

Параметр X0 X1 X2 X3 Y1 X4

Пластическая вязкость/
ДНС, сП

11–21/
13–22

9–17/
14–24

15–25/
19–30

13–37/
13–33

10–26/
4–29

12–26/
8–25

СНС 10 с/
10 мин, lbf/100� ²

3–5/
5–8

3–6/
4–8

4–8/
5–11

3–7/
4–16

3–8/
4–12

2–10/
3–25

Водоотдача, мл 4–5 4–6 3–7 3–8 3–8 4–12

MBT, кг/м³ 17–31 17–38 10–21 15–16 18–19 21

 Таблица 4. Данные об использовании различных фракций CaCO3 (т). Составлено авторами
Table 4. Information on the diff erent fractions of CaCO3 change in tons. Compiled by authors

Скважина Зона Крупная Средняя Мелкая/Средняя Мелкая Очень мелкая Ультрамелкая Общее

Х0 Зона 1 – 7,275 – 8,475 – – 22,45

Зона 2 – 0,225 – – – –

Зона 3 – – – 0,450 – –

Зона 4 2,55 1,375 – 2,1 – –

Х1 Зона 1 – – 16 – – – 96,75

Зона 2 0,25 – 0,5 – – –

Зона 3 – 13 – – – –

Зона 4 – – 67 – – –

Х2 Зона 1 – 0,95 – 64 15 7 127,95

Зона 2 – – – 2 3 2

Зона 3 – – – 10 11 9

Зона 4 – – – – 2 2

Таблица 5. Данные о поглощениях при бурении зоны 4. Составлено авторами
Table 5. Mud losses during drilling data in zone 4. Compiled by authors

Скважина При отсутствии 
циркуляции, м3 При бурении, м3 При спускоподъёмных 

операциях (СПО), м3
Общий объём 

поглощений, м3
Дительность бурения 

зоны 4, дней
Средний объём 

поглощений в сутки, м3

X0 52,5 3 7,51 63,01 15 4,2

X1 300,17 26,7 54,2 381,07 61 6,2

X2 6,3 0 22,22 28,52 11 2,5
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для контроля поглощений. Из таблицы 
видна необходимость использования более 
мелких фракций CaCO3 из-за их большей 
эффективности.
Эффективность смены фракции CaCO3 в сто-
рону более мелких частиц подтвержде-
на результатами бурения скважины X2, где 
зафиксирован наименьший общий объём 
поглощений и средний объём поглощений 
в сутки (табл. 5). Кроме этого, именно в этой 
скважине наблюдаются наибольшие объёмы 
использования CaCO3.

ГЕОМЕХАНИЧЕСКОЕ МОДЕЛИРОВАНИЕ 
И КАЛИБРОВКА ПРОФИЛЯ 
НАПРЯЖЕНИЙ

Расчет минимальных и максимальных про-
филей горизонтальных напряжений основан 
на модели пороупругой среды [7]:

 
Shmin = Sv – αPp

νstat

1 – νstat
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1 – νstat
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где Shmin — минимальное горизонтальное 
напряжение, МПа; SHmax — максимальное 
горизонтальное напряжение, МПа; Sv — вер-
тикальное напряжение, МПа; Pp — пластовое 
давлени е, МПа; α — коэффициент Био (при-
нимается равным единице), безразмерная 
величина; εh и εH — деформации, вызванные 
тектоническими силами, в направлении ми-
нимальных и максимальных горизонтальных 
напряжений соответственно.
Для калибровки профиля напряжений ис-
пользовались результаты интерпретации 
гидравлического разрыва пласта (ГРП), ко-
торый был проведён в верхней части интер-
вала брекчий в зоне 4. Перед основным ГРП 
проводились тестовые закачки: нагнетатель-
ный тест, испытание ступенчатым изменени-
ем давления и мини-ГРП. После основного 
ГРП вёлся температурный каротаж через 3, 
7 и 12 часов. По температурному профилю 
наблюдаются аномалии охлаждения, кото-
рые напрямую зависят от объема жидкости, 
поступающей в пласт. Разница напряжений 
в интервале стреcс-барьера напряжений 
по сравнению с интервалом перфорации со-
ставляет около 50 атм.

Для оценки возможности прорыва трещины 
выше интервала перфорации выполнен экс-
пресс-расчёт дизайна ГРП с использованием 
модели Planar-3D. Для расчета использованы 
фактические параметры закачки и профили 
геомеханических характеристик, полученные 
при построении 1D-модели. По результатам 
расчёта (рис. 7) видно, что основная часть 
трещины расположена в целевом пласте, 
но существует вероятность роста трещины 
выше интервала перфорации. Следует отме-
тить, что полученная модель высоты трещины 
не в полной мере соответствует температур-
ным аномалиям и требует более детальной 
калибровки дизайна профильными специа-
листами по ГРП, однако наличие риска про-
рыва барьера подтверждается.
Наличие стресс-барьера и факт его возмож-
ного прорыва подтверждают и результаты 
термометрии. Наблюдаемые аномалии охла-
ждения могут возникнуть только в случае 
развития трещин в этом пласте, и чем силь-
нее отклонение температуры от фонового 
значения, тем больший объем жидкости на-
ходится в рассматриваемой зоне. По харак-
теру восстановления температуры предпо-
лагается, что технологическая жидкость 
выталкивается из трещины в процессе смы-
кания из зоны над стресс-барьером, что сви-
детельствует о том, что в этом интервале 
рост трещины останавливается. Расстояние 
от точки инициирования до барьера напря-
жений оценивается в 5–8 м, при этом верх-
ние отверстия перфорации расположены 
в стресс- барьере, и перфорация может при-
вести к частичному разрушению барьера 
с образованием дефекта, что является благо-
приятным условием для развития трещины 
вверх, учитывая высокое эффективное дав-
ление до 70 атм и низкое значение модуля 
плоской деформации при относительно не-
большом контрасте напряжений в 50 атм.
Сопутствующими факторами, способствую-
щими прорыву барьера, являются закачка 
высоковязкого геля (концентрация гелеоб-
разователя 4,2 кг/м3) с высоким соотношени-
ем объема закачиваемой жидкости к массе 
проппанта, а также размещение перфораций 
частично в преграде и образование дефектов 
внутри нее.
Таким образом, калибровка минимально-
го горизонтального напряжения выполнена 
по фактическим данным смыкания трещины 
по результатам интерпретации ГРП в брек-
чиях, забойное давление смыкания трещи-
ны по результатам тестовых закачек равно 
363 бара. Значения тектонических констант, 
использованных для расчетов: εh = 0,000001, 
εH = 0,00051.
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Модель устойчивости ствола скважины ка-
либровалась на историю бурения скважин, 
данные кавернометрии и результаты испы-
таний скважины (рис. 8). Из рис. 8 видно, 
что модель отражает фактические затяжки 
в стволе скважины, причём данные затяж-
ки вызваны именно обрушением ствола 
скважины и должны описываться геомеха-
нической моделью [8]. При этом поглоще-
ния не связаны с превышением градиента 
поглощений и могут объясняться толь-
ко проникновением фильтрата бурового 
раствора в проницаемые пласты. В за-
висимости от типа коллектора (поровый 
или трещинный) подбираются мероприятия 
для ликвидации поглощений.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

1. По результатам детального анализа ослож-
нений бурения установлено, что осложне-
ния при спускоподъёмных операциях и бу-
рении являются результатом совокупного 
воздействия двух факторов:

 – обрушения стенок скважины и погло-
щения бурового раствора, которые при-
водят к нестабильности ствола скважины, 
проблемам с подвижностью инструмента 
и механическим прихватам;

 – возникновение перепада давления меж-
ду колонной и стенкой скважины в прони-
цаемых пластах, что приводит к возникно-
вению дифференциального прихвата.
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Рис. 7. Сравнение вариантов дизайна ГРП в Pseudo-3D и Planar-3D с результатами термометрии. Составлено авторами
Fig. 7. Pseudo-3D and Planar-3D fracturing design comparison with temperature logging results. Compiled by authors
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В целом меры по снижению рисков возник-
новения механического и дифференциаль-
ного прихвата противоречат друг другу, 
и их применение требует изоляции интерва-
лов. Поскольку бурение большинства сква-
жин на текущем участке ведется без спуска 
обсадной колонны и возникновение меха-
нических и дифференциальных прихватов 
характерно для аналогичных интервалов, 
необходимо соблюдать баланс в контроле 
рисков возникновения осложнений. По ре-
зультатам геомеханического моделирования 
с учетом всех выявленных рисков рекоменду-
ется повысить плотность бурового раствора 
до 1,22–1,25 г/см3.
2. Типы поглощений характеризуют разные 

интервалы, и их происхождение различно.
 – поглощения в верхней части разреза 

(Зона 3 и переслаивания песчаников 
и глинистых пород в Зоне 2 контроли-
руются фильтрацией бурового раствора 
в породу и предотвращаются введением 
вязкоупругих составов (ВУС). В то же время 
небольшие фракции СаСО3 благоприятно 
влияют на ликвидацию поглощений;

 – поглощения в палеозойских отложени-
ях обусловлены наличием естественных 
трещин и напрямую зависят от их интен-
сивности. Они также происходят при от-
сутствии циркуляции, с интенсивностью 
поглощений выше, чем при фильтрацион-
ных поглощениях;

 – поглощений из-за превышения гради-
ента потерь ЭЦП не зафиксировано.

3. Выявлен высокий риск прорыва стресс- 
барьера при гидроразрыве в вышеле-
жащих отложениях. При планировании 
ГРП в целях минимизации риска прорыва 
стресс-барьера интервал перфорации ре-
комендуется располагать ниже интервала 
стресс-барьера (не менее 5–10 м). В целях 
оптимизации дизайна ГРП рекомендует-
ся использовать симулятор с реализацией 
алгоритма Planar-3D.

4. Изменение состава бурового раствора обес-
печило более эффективное ингибирование 
реактивных глин. В буровой раствор реко-
мендуется добавлять KCl в концентрации 
10 000–15 000 мг/л с использованием доба-
вок на основе полианионной целлюлозы.
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Рис. 8. Результаты расчета устойчивости. Составлено авторами
Fig. 8. Wellbore stability results. Compiled by authors
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5. Режим напряжений является смешанным 
(NF/SS) и может быть подтвержден только 
путем сопоставления геомеханической 

модели с данными по осложнениям, ре-
зультатами ГИС, ГРП, а также геомехани-
ческими исследованиями керна.
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ОСОБЕННОСТИ РАЗРАБОТКИ 
ПРОЕКТА СТРОИТЕЛЬСТВА СКВАЖИН 
И ОБУСТРОЙСТВА ШЕЛЬФОВОГО 
МЕСТОРОЖДЕНИЯ В ОСЛОЖНЕННЫХ 
УСЛОВИЯХ
М.М. Засухин, В.Ю. Андросов, А.Е. Ахметшин*

ООО «Арктический Научный Центр», РФ, Москва

Электронный адрес: AE_Akhmetshin@arc.rosnek .ru

Введение. Разработка проектной документации на строительство скважин на шельфе в текущих рыночных 
условиях является многосторонним, продолжительным и сложным процессом. В связи с этим, начиная 
с этапа проработки концептуальной модели, необходимо максимально использовать накопленный в данной 
области опыт, оценивать способы реализации проекта.
Цель. Основная цель Проекта, описанного в данной статье, — строительство наклонно-направленных 
газовых эксплуатационных скважин кустовым способом с применением морских стационарных платформ 
или плавучих буровых установок в осложненных условиях ввиду наличия на месторождении углекислотной 
и сероводородной агрессии в добываемом флюиде, а также в связи со сложными ледовыми условиями 
в районе планируемого к разработке шельфового месторождения. 
Материалы и методы. В связи с необходимостью рассмотрения в рамках Проекта разработки 
месторождений или перспективных структур на шельфе различных вариантов реализации проекта и выбора 
наиболее перспективных из них был предложен подход, предусматривающий выделение отдельных этапов 
последовательного выполнения концептуального проектирования строительства скважин на шельфе, 
включая оценку возможных рисков, связанных с осложненными условиями, которые необходимо учитывать 
в данном процессе.
Результаты. В статье описаны подходы к концептуальному проектированию, которые могут быть 
использованы в аналогичных проектах по освоению и разработке шельфовых месторождений 
в осложненных условиях и позволят комплексно рассмотреть и проанализировать различные аспекты 
при принятии решений в пользу того или иного варианта разработки, не прибегая к детальному 
проектированию.
Заключение. Предложенный в данной работе подход может применяться при концептуальном 
проектировании строительства скважин на шельфе проектными организациями, нефтегазовыми 
компаниями, использоваться при обучении специалистов нефтегазовых учебных заведений.

Ключевые слова: шельфовый проект, обустройство шельфовых месторождений, скважины высокой 
сложности, проектирование строительства скважин на шельфе, технологии бурения на шельфе, плавучая 
буровая установка (ПБУ), морская ледостойкая стационарная платформа (МЛСП), блок-кондуктор, фильтр 
с гравийной набивкой 
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FEATURES OF THE DEVELOPMENT OF A WELL CONSTRUCTION PROJECT AND OFFSHORE FIELD 
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Introduction. Development of design documentation for off shore well construction in the current market 
conditions is a multifaceted, lengthy, and complex process. Therefore, starting from the conceptual model 
development stage, it is essential to leverage accumulated experience in this fi eld and evaluate project 
implementation methods.
Aim. The main objective of the Project described in this article is the construction of directional gas production 
wells using a cluster method using off shore fi xed platforms or fl oating drilling rigs in diffi  cult conditions due to the 
presence of carbon dioxide and hydrogen sulfi de aggression in the produced fl uid at the fi eld, as well as due to 
diffi  cult ice conditions in the area of   the off shore fi eld planned for development.
Materials and methods. Due to the need to consider various project implementation options and select the most 
promising ones within the framework of a Project to develop deposits or promising structures on the shelf, an 
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approach was proposed that provides for the identifi cation of separate stages of the sequential conceptual design 
of off shore wells, including an assessment of possible risks associated with complicated conditions that must be 
taken into account in this process.
The result. The article describes approaches to conceptual design that can be used in similar projects for the 
development and development of off shore fi elds in diffi  cult conditions, and will allow a comprehensive review and 
analysis of various aspects when making decisions in favor of a particular development option, without resorting 
to detailed design.
Conclusion. The approach proposed in this paper can be applied in the conceptual design of off shore well 
construction by engineering, oil and gas companies, and can also be used in the training of specialists from oil 
and gas educational institutions.
Keywords: off shore project, off shore fi eld development, high-complexity wells, off shore well construction design, 
off shore drilling technologies, fl oating drilling rig, off shore ice-resistant fi xed platform, wellhead platform, gravel-
packed fi lter
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ВВЕДЕНИЕ

В статье описаны концептуальные вопро-
сы, проработанные на стадии предпроект-
ных решений оценки строительства скважин 
и обустройства месторождений рассмат-
риваемого в данной статье шельфового 
Проекта (далее — Проект). В дальнейшем 
на основании данных предпроектных ре-
шений будет выполнена разработка плана 
реализации Проекта, включающего в себя 
строительство скважин, обустройство место-
рождения и разработку схемы транспорти-
ровки добываемой продукции.
На первом этапе выполнялось концептуаль-
ное проектирование реализации Проекта, 
на втором этапе — оценка стоимости его реа-
лизации и чувствительности экономической 
модели к изменению параметров. При кон-
цептуальном проектировании строительства 
скважин учитывались следующие исходные 
данные: 
• опыт ранее пробуренных в регионе сква-

жин; 
• накопленный объём инженерно-геологи-

ческой информации; 
• геологические риски и осложнения, 

в частности, имеющиеся зоны региональ-
ных тектонических разломов, расположен-
ных в верхней части разреза, что влия-
ет на планирование траекторий стволов 
скважин;

• технические возможности на основе оцен-
ки применимости отечественных сер-
висных подрядчиков и технологий.

Ниже приведены ключевые шаги в рамках 
выполненного концептуального проектиро-
вания, описывающие последовательность 

и принимаемые технические и технологиче-
ские решения при разработке предпроект-
ных решений.

ВЫБОР КОНЦЕПЦИИ ОБУСТРОЙСТВА 
ШЕЛЬФОВОГО МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
С УЧЕТОМ РЕГИОНАЛЬНЫХ 
ОСОБЕННОСТЕЙ �ГЛУБИН МОРЯ, 
КЛИМАТИЧЕСКИХ И ЛЕДОВЫХ 
УСЛОВИЙ�

Ввиду неопределённости точки заложения 
устьев скважин изначально рассматрива-
лись два сценария освоения месторождения 
по причине разброса глубин моря (батимет-
рии) на участке строительства скважин:

I. бурение с плавучих буровых установок 
двух типов: 

 – самоподъёмной плавучей буровой 
установки (далее — СПБУ), которая 
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С ЦЕЛЬЮ КОНЦЕПТУАЛЬНОГО ПРОЕКТИРОВАНИЯ 
СТРОИТЕЛЬСТВА ДОБЫВАЮЩИХ НАКЛОННО@
НАПРАВЛЕННЫХ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН КУСТОВЫМ 
СПОСОБОМ С ПРИМЕНЕНИЕМ МОРСКИХ СТАЦИОНАРНЫХ 
ПЛАТФОРМ ИЛИ ПЛАВУЧИХ БУРОВЫХ УСТАНОВОК 
В СЛОЖНЫХ УСЛОВИЯХ ВОЗМОЖНОГО ЗАГРЯЗНЕНИЯ 
ФЛЮИДА УГЛЕКИСЛОТОЙ И СЕРОВОДОРОДОМ 
ПРЕДЛОЖЕНО ДВА КОНЦЕПТУАЛЬНЫХ ВАРИАНТА 
РАЗРАБОТКИ ШЕЛЬФОВОГО МЕСТОРОЖДЕНИЯ, 
КОТОРЫЕ ВКЛЮЧАЮТ: А; ОСНОВНОЙ ВАРИАНТ > 
ЭТО БУРЕНИЕ СКВАЖИН С МЛСП И АЛЬТЕРНАТИВНЫЙ 
ВАРИАНТ Б; БУРЕНИЕ С СПБУ СО СТРОИТЕЛЬСТВОМ 
БЛОК@КОНДУКТОРА.
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может применяться для глубин до 120 м 
(рис. 1) с выдвижением кантилевера СПБУ 
над блок-кондуктором (далее — БК) — 
скважины с надводным расположением 
устья, и/или

 – полупогружной плавучей буровой уста-
новки (далее — ППБУ), которая может при-
меняться для глубин более 70 м (рис. 2) — 
подводное обустройство месторождения;

II. бурение с морской ледостойкой стацио-
нарной платформы (далее — МЛСП) с над-
водным расположением устьев (рис. 3).

Проектной организацией и недропользова-
телем было решено отказаться от стратегии 
подводного расположения устьев в поль-
зу надводного («сухого»), при которой слоты 
устьевых колонных головок располагаются 
на палубе морской стационарной платформы 
или блока-кондуктора. 
В результате расположение устьев скважин 
было смещено из точки с глубиной моря бо-
лее 70 м в точку с меньшими глубинами моря 
(менее 40 м).
Оценка возможности применения СПБУ 
осуществлялась с учетом следующих тре-
бований: глубина моря в точках бурения, 
требуемое технологическое оснащение, кли-
матические условия региона (максимальная 
высота волны, скорость ветра, сейсмическая 
активность, характеристика грунта морского 
дна, ледовые условия), а также доступность 
СПБУ на рынке. 
Была разработана стратегия, предусматри-
вающая оказание услуг силами российских 
подрядных организаций (за исключением 
услуг по привлечению СПБУ), в рамках двух 
рассматриваемых альтернативных сценариев 
обустройства шельфового месторождения 
(МЛСП / СПБУ + блок-кондуктор). Сравнение 
вариантов разработки месторождения 
с МЛСП или СПБУ с БК приведено в табл. 1.
По результатам проведения сравнительно-
го анализа вариантов разработки место-
рождения в качестве основного (базового) 
был выбран вариант строительства скважин 

Рис. 2. Полупогружная плавучая буровая установка («Полярная звезда»). 
Составлено авторами

Fig. 2. Semisubmersible drilling rig (Polar Star). Figure prepared by the authors

Рис. 1. Самоподъёмная плавучая буровая установка («Арктическая»). Составлено авторами
Fig. 1. Jack-up drilling rig (Arctic). Figure prepared by the authors
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с МЛСП, а вариант бурения с СПБУ с блок-
кондуктором является альтернативным, 
менее предпочтительным сценарием ввиду 
ограниченной доступности СПБУ и наличия 
рисков строительства в сложных ледовых 
условиях.

ПОСТРОЕНИЕ ПРОФИЛЕЙ 
С ЦЕЛЬЮ МАКСИМАЛЬНОГО ОХВАТА 
ПРОДУКТИВНЫХ ЗАЛЕЖЕЙ, ВЫБОР 
КОНСТРУКЦИЙ С УЧЕТОМ НАЛИЧИЯ 
В СОСТАВЕ ФЛЮИДА УГЛЕКИСЛОГО 
ГАЗА И СЕРОВОДОРОДА

По результатам анализа геологических 
данных и уточнения положения газоносных 

структур были определены цели бурения 
(Т1 и Т3 — точка входа в продуктивный пласт 
и конечный забой). Основной задачей явля-
лось решение проблем построения траекто-
рий стволов скважин таким образом, чтобы 
точка заложения устьев скважин приходи-
лась на глубины моря не более 40 м с учетом 
необходимости обеспечения безаварий-
ной проводки скважин путем обхода тек-
тонических разломов и минимизации кон-
такта с зонами возможных геологических 
осложнений. Кроме того, необходимо было 
выполнить вскрытие продуктивной толщи 
субгоризонтальным стволом, чтобы уве-
личить площадь проницаемой зоны пласта 
для обеспечения прогнозируемого дебита 
пластового флюида.

Рис. 3. Морская ледостойкая стационарная платформа («Приразломная»). Составлено авторами
Fig. 3. Off shore ice-resistant fi xed platform (Prirazlomnaya). Figure prepared by the authors

Таблица 1. Сравнение вариантов разработки месторождения с МЛСП или СПБУ+БК. Составлено авторами
Table 1. Comparison of fi eld development options with off shore ice-resistant fi xed platform or semisubmersible drilling rig with wellhead platform. 

Prepared by the authors

Критерий/ вариант Бурение с МЛСП Бурение с СПБУ+БК Примечание

Стоимость реализации - + Стоимость строительства МЛСП выше, чем стоимость 
аренды СПБУ и строительства БК

Возможность бурения в зимний период + -

Доступность + - Могут возникнуть проблемы с доступностью СПБУ 
на мировом рынке

Риски при необходимости бурения скважин за 1 буровой 
сезон (возможность работы в сложных ледовых условиях) + - В случае сложных климатических условий (позднее 

освобождение ото льда и/или ранний ледостав)

Срок начала работ с момента принятия решения - + Сроки строительства МЛСП больше, чем БК
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При проектировании траекторий стволов 
скважин был оценен индекс их сложности 
(DDI — Directional Diffi  culty Index, варьирует-
ся от 5,7 до 7,25), учтенный при оценке рисков 
осложнений в процессе строительства протя-
женных скважин. Рассматривались несколь-
ко вариантов профилей скважин для различ-
ных значений отходов от вертикали (рис. 4). 
Кроме того, оценка предусматривала аль-
тернативную вариативность конструкций 
(3 типа) и нижнего заканчивания скважин, от-
личающихся диаметрами нецементируемого 
фильтра-хвостовика (рис. 5).
В составе пластового флюида содержится уг-
лекислый газ, а также сероводород на части 
скважин, что накладывает требования к кор-
розионной защите и выбору дорогостоящего 
оборудования (противовыбросового, фонтан-
ной арматуры, колонных головок и обсадных 
труб в хромированном или хром-никелевом 
исполнении). Кроме того, на отдельных сква-
жинах существуют риски получения низ-
ких стартовых дебитов, что ведет к необхо-
димости оценки рентабельности Проекта. 

В совокупности с учетом всего вышеопи-
санного некоторые скважины были исклю-
чены из рассмотрения или занесены в фонд 
«перспективных» на случай необходимости 
наращивания дополнительных мощностей 
добычи.
С учётом анализа ранее пробуренных сква-
жин, а также в соответствии с принятыми 
мировой и отечественной практикой под-
ходами и методиками расчёта была опре-
делена оптимальная конструкция морских 
скважин с надводным расположением устья, 
правильность выбора которой оказывает 
существенное влияние на технико-экономи-
ческие показатели бурения и итоговые ре-
зультаты реализации Проекта.
Для каждой из скважин, планируемых на ку-
стовой площадке, предусматривается ти-
повая конструкция из колонн следующего 
типоразмера 762,0×508,0×339,7×(комбиниро-
ванная 273,1×244,5)×139,7 мм.
Назначение обсадных колонн:
• Направление и кондуктор диамет-

рами 762,0 и 508,0 мм соответственно 
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Рис. 5. Выбор вариантов заканчивания для различных типов конструкций скважин. Составлено авторами
Fig. 5. Selection of completion options for diff erent types of well design. Figure prepared by the authors

Рис. 4. Варианты профилей скважин. Составлено авторами
Fig. 4. Well profi le options. Figure prepared by the authors
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применяются с быстросъёмным соедине-
нием с целью быстрого монтажа колонн 
большого диаметра.

• Промежуточная колонна диаметром 
339,7 мм предусматривается с газогерме-
тичным резьбовым соединением.

• Эксплуатационная колонна (комбиниро-
ванная) 273,1 х 244,5 мм с газогерметичным 
резьбовым соединением. Разные диамет-
ры труб эксплуатационной колонны обу-
словлены выбором технологии верхнего 
заканчивания скважины, где внутрисква-
жинное оборудование (клапан-отсека-
тель) имеет больший наружный диаметр, 
не позволяющий установить его в колонне 
244,5 мм.

• Нецементируемый фильтр-хвостовик 
139,7 мм с гравийной набивкой преду-
сматривает добычу пластового флюида 
на проектном уровне (рис. 6). 

Марки стали и группы прочности обсадных 
труб выбираются в соответствии с норматив-
ной документацией и инструкциями неф-
тяной и газовой промышленности с учетом 
агрессивности пластовых флюидов. В со-
ответствии с геологической информацией 
расчёты парциальных давлений CO2 и H2S 
показывают, что в коррозионно-стойком ис-
полнении должны быть выполнены устье-
вое оборудование, фильтр-хвостовик, ко-
лонна насосно-компрессорных труб, а также 
внутрискважинное оборудование (компо-
новки нижнего и верхнего заканчивания). 
Необходимость антикоррозионной защиты 
элементов конструкции скважины и оборудо-
вания накладывает дополнительный объём 
требований и увеличивает объем финансовых 
затрат.
Совместная работа с ведущими российски-
ми заводами — изготовителями трубной 
продукции, колонных головок и моноблоч-
ных фонтанных арматур позволила подо-
брать необходимый сортамент обсадных труб 
и устьевого оборудования в коррозионно-
стойком исполнении и выполнить стоимост-
ную оценку изготовления и поставки. 

ВЫБОР ТИПА НИЖНЕГО 
ЗАКАНЧИВАНИЯ В УСЛОВИЯХ 
АКТИВНОГО ВЫНОСА ПЕСКА

Для долгосрочной эксплуатации скважин 
требуется использование компоновки обору-
дования верхнего и нижнего заканчивания 
с фильтровой частью. Оценка горно-геоло-
гических условий призабойной зоны про-
дуктивного пласта и расчёты интегрирован-
ной модели месторождения по результатам 
исследований коллекторских свойств горных 

пород на ранее пробуренных скважинах 
показали присутствие в продуктивной ча-
сти разреза песчаника с обильным кварцем, 
который подвергается микроразрушению. 
На некоторых участках прогнозируется риск 
возможного пескопроявления в процессе 
эксплуатации скважин, что требует проведе-
ния технико-технологических мероприятий 
для предотвращения и изоляции пластов 
и оборудования от износа. При продолжи-
тельной эксплуатации и достаточно малом 
размере песчаные частицы, отделившиеся 
от породы и двигающиеся в затрубном про-
странстве фильтра, могут вызывать эрозию.
Мировой практикой для предотвращения 
проблем пескопроявления высокодебитных 
добывающих газовых скважин рекомен-
дуется заканчивание скважины фильтром 
с гравийной набивкой, которая обеспечивает 

Средний уровень моря (50,0 м)
Дно моря (170 м)
ТОС

762,0 мм Направление Обсадная колонна

508,00 мм Кондуктор Обсадная колонна

339,7 мм Промежуточная колонна 
Обсадная колонна

2731 х 244,5 мм Эксплуатационная 
колонна Обсадная колонна

168,3 мм Эксплуатационная колонна 
Хвостовик

Рис. 6. Конструкция базовой морской скважины. Составлено авторами
Fig. 6. The design of the basic off shore well. Figure prepared by the authors
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максимальную степень защиты фильтра, 
предотвращает эрозию, заиливание и вынос 
песка, которые могут иметь место при ис-
пользовании скважинных фильтров [2].

ОЦЕНКА РИСКОВ И ВОЗМОЖНОСТЕЙ 
ПОДРЯДНЫХ ОРГАНИЗАЦИЙ С УЧЕТОМ 
РАЗРАБАТЫВАЕМЫХ ПРОЕКТНЫХ 
РЕШЕНИЙ, ОЦЕНКА ДОСТУПНОСТИ СПБУ

Оценка рисков была выполнена качествен-
ным методом в формате опроса и формирова-
лась на основании двух критериев: вероятно-
сти и величины последствий риска. Рейтинг 
риска определялся путем перемножения 
итоговый величины последствий риска и ве-
роятности его наступления. Градация выяв-
ленных рисков:

 – проектные риски — весомые, влияющие 
на основные проектные решения;

 – организационные риски — менее значи-
мые, но влияющие на экономические пока-
затели;

 – операционные риски — риски, относя-
щиеся к технологическому процессу (бу-
рению/креплению) и способные незначи-
тельно влиять на профиль, конструкцию.

Проект был детализирован под опреде-
ленные цели и задачи в бурении с учетом 
возможностей сервисных подрядчиков 
по сопровождению буровых растворов, гео-
физическим исследованиям и бурильному 
инструменту, также была оптимизирована 
программа геологических исследований 
на каждой скважине, запланированы необхо-
димые геофизические исследования, отборы 
керна и проведение испытаний. 
Следующим шагом концептуального проек-
тирования было определение перечня бу-
ровых подрядчиков, готовых предоставить 
в аренду самоподъемную плавучую буровую 
установку и оказать свои услуги по бурению. 
Анализ мирового рынка ПБУ по имеющимся 
базам данных имел критерии выбора по ми-
нимальным техническим требованиям без-
опасной эксплуатации. Анализ поставщиков 
буровых установок посредством проведения 
количественной и качественной аналитики 
на основе проектных наработок и сбора до-
полнительной информации включал следую-
щие этапы:
• выявление поставщиков оборудования 

для реализации шельфового Проекта;
• анализ параметров оказания услуг выяв-

ленными поставщиками: стоимость, на-
личие свободных мощностей, конфигура-
ция имеющихся сопутствующих сервисов;

• анализ моделей контрактования с учетом 
специфики работы на шельфе.

ОЦЕНКА СТОИМОСТИ РЕАЛИЗАЦИИ 
ПРОЕКТА, АНАЛИЗ ЧУВСТВИТЕЛЬНОСТИ

Анализ сметной стоимости имеет класс 
точности 3 (-20% / +30%) согласно стандар-
ту международного стоимостного инжи-
ниринга ААСЕ [4] с учётом волатильности 
рынка, отсутствия всей актуальной инфор-
мации о стоимости фактических затрат 
в регионе ведения работ. По отдельным 
позициям сметных затрат был достигнут 
класс точности расчётов 2 (-15% / +20%), так 
как большинство опрошенных нефтегазовых 
сервисных организаций смогли предоста-
вить предварительную сметную стоимость 
своих услуг и список доступного оборудо-
вания. 
При расчёте сметной стоимости Проекта учи-
тывалось следующее:
• цикл строительства скважины: мобили-

зация буровой установки на точку строи-
тельства, позиционирование и установка 
на точке; подготовительные работы к буре-
нию, последовательное бурение всех экс-
плуатационных скважин в кусте, освоение 
каждой скважины и вызов притока;

• дополнительная геофизическая нагруз-
ка: предусматривается бурение пилотных 
стволов для проведения комплекса ГИС 
в процессе бурения (LWD+MWD), а также 
отбор кернового материала и испытание 
скважин на трубах;

• продолжительность строительства сква-
жин рассчитана с учетом 8% непроизво-
дительного времени и времени ожидания 
из-за непогоды;

• логистическая стратегия принята по опы-
ту работ на проектах-аналогах;

• расчеты выполнены с учетом полученных 
коммерческих предложений (ставка СПБУ, 
РУС, системы MWD, LWD и технологий ин-
теллектуального заканчивания скважин).

Проводился анализ чувствительности 
по ряду влияющих факторов:
• наибольший прирост общей стоимости 

проекта возникает при заложении в рас-
четную модель увеличенной плановой 
продолжительности строительства сква-
жин с целью учета возможных непредви-
денных ожиданий поставок оборудования, 
непроизводительного времени при буре-
нии и креплении;

• стоимость Проекта значительно сни-
жается при исключении из программы 
строительства скважин пилотных стволов 
или сокращении их количества: это воз-
можно при изменении объёма геологи-
ческих задач на месторождении с учетом 
полученных данных с первых пробуренных 
скважин.
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ВЫВОДЫ

Одним из результатов выполненной рабо-
ты стало определение двух основных кон-
цептуальных вариантов разработки место-
рождения: основной вариант — бурение 
скважин с МЛСП, альтернативный вариант — 
бурение с СПБУ со строительством блок-кон-
дуктора. Окончательное решение о базовом 
варианте разработки месторождения будет 
приниматься по результатам разведочного 
бурения и проведения испытаний, что позво-
лит определить ожидаемые дебиты в плани-
руемых к бурению эксплуатационных скважи-
нах и рассчитать на основании этих сведений 
рентабельность Проекта с учетом всех эконо-
мических показателей. Отказ в пользу стра-
тегии с «сухими» устьями (без использования 

ППБУ и подводной системы добычи) позво-
лит снизить зависимость от привлечения 
иностранных подрядчиков и сократить сроки 
реализации проекта.
Учитывая, что в настоящее время на стадии 
промышленной разработки в РФ находится 
незначительное число шельфовых место-
рождений, не существует единого и уни-
версального подхода при проектировании 
разработки таких месторождений на всех 
этапах. Каждое шельфовое месторожде-
ние уникально как по своей природе, так 
и по сложности разработки, что требует осо-
бого подхода при проектировании, поэтому 
описанные в данной статье подходы могут 
быть использованы при разработке проектов 
обустройства других шельфовых месторо-
ждений.
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РАСТРОВАЯ ЭЛЕКТРОННАЯ 
МИКРОСКОПИЯ % КЛЮЧ 
К ПОСТРОЕНИЮ ЦИФРОВОЙ 
МИНЕРАЛЬНОЙ МОДЕЛИ 
ГОРНОЙ ПОРОДЫ
О.Ю. Митрошин, Р.С. Шульга, И.В. Федорцов, М.А. Александров, Н.Н. Аржиловская* 
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Введение. Цифровизация нефтяной отрасли включает «Цифровой анализ керна» — технологию создания 
точных цифровых двойников горных пород. Это повышает информативность исследований и эффективность 
проектных решений.
Целью данной работы является разработка метода построения цифровой минералогической модели 
керна с применением компьютерной микротомографии и растровой электронной микроскопии в сочетании 
с приставкой в виде энергодисперсионного спектрометра.
Методы. Проведены исследования образцов горных пород методами растровой электронной микроскопии 
в сочетании с энергодисперсионной спектроскопией, компьютерной микротомографии, рентгенофазового 
анализа, рентгенофлуоресцентной спектроскопии и петрографического изучения шлифов.
Результаты. На основе предложенного подхода разработан метод построения цифровой модели керна. 
Метод позволяет на основе двухмерных карт распределения элементов, полученных на стандартном 
растровом электронном микроскопе с интегрированной энергодисперсионной спектроскопией, используя 
предложенный алгоритм пересчёта в минеральный состав и трёхмерной модели скелета (матрицы) 
породы, полученной методом компьютерной микротомографии, реконструировать цифровую трёхмерную 
минеральную модель керна. На основе полученной модели провести количественные расчёты минерального 
состава. Провести верификацию полученных результатов минералогическими исследованиями.
Заключение. Успешная верификация предложенного метода с традиционными минералогическими 
исследованиями свидетельствует, что предложенный метод является надежным инструментом 
для получения цифровой модели керна на базе стандартного оборудования, без привлечения 
дорогостоящих комплексов с уникальным программным обеспечением.

Ключевые слова: горные породы, цифровой керн, растровая электронная микроскопия, компьютерная 
микротомография, рентгенофазовый анализ, рентгенофлуоресцентная спектроскопия, петрографическое 
изучение шлифов
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SCANNING ELECTRON MICROSCOPY IS THE KEY TO CONSTRUCTING A DIGITAL MINERAL MODEL 
OF A ROCK
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Introduction. The digitalization of the oil industry includes “Digital Core Analysis” — a technology for creating 
accurate digital twins of rocks. This enhances the informativeness of research and the effi  ciency of project 
decisions.
The aim of this work is to develop a method for constructing a digital mineralogical model of core samples using 
computed tomography and scanning electron microscopy combined with an energy-dispersive spectrometer 
attachment.
Methods. Rock samples were studied using scanning electron microscopy combined with energy-dispersive 
spectroscopy, computed tomography, X-ray diff raction analysis, X-ray fl uorescence spectroscopy, and 
petrographic examination of thin sections.
Results. Based on the proposed approach, a method for constructing a digital core model has been developed. 
The method allows for the reconstruction of a digital three-dimensional mineral model of the core. This is 
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achieved by using two-dimensional elemental distribution maps obtained from a standard scanning electron 
microscope with integrated energy-dispersive spectroscopy, applying the proposed algorithm for recalculation 
into mineral composition, and a three-dimensional model of the rock skeleton (matrix) obtained by computed 
tomography. Based on the obtained model, quantitative calculations of mineral composition can be performed. 
Verifi cation of the obtained results is carried out through mineralogical studies.
Conclusion. The successful verifi cation of the proposed method with traditional mineralogical studies indicates 
that the proposed method is a reliable tool for obtaining a digital core model based on standard equipment, 
without the need for expensive complexes with unique sok ware.
Keywords: rocks, digital core, scanning electron microscopy, micro-computed tomography, X-ray diff raction 
analysis, X-ray fl uorescence spectroscopy, petrographic examination of thin sections

Confl ict of interest: the authors declare no confl ict of interest.

For citation: Mitroshin O.Y., Shul’ga R.S., Fedortsov I.V., Aleksandrov M.A., Arzhilovskaya N.N. Scanning electron 
microscopy is the key to constructing a digital mineral model of a rock. PRONEFT. Professionally about oil. 
2025;10(4):155–166. https://doi.org/10.51890/2587-7399-2025-10-4-155-166

Manuscript received 25.09.2025
Accepted 23.10.2025
Published 26.12.2025

ВВЕДЕНИЕ 

Развитие цифровизации нефтяной отрасли 
включает в себя внедрение современных тех-
нологий, среди которых особое место зани-
мает технология «Цифрового анализа керна». 
Эта инновационная технология позволяет 
создавать точные цифровые двойники гор-
ных пород, что существенно увеличивает 
информативность исследований, а цифровое 
моделирование свойств повышает эффектив-
ность проектных решений в области геоло-
гии и разработки нефтяных и газовых место-
рождений.
Создание цифрового двойника горной по-
роды — это создание трехмерного изобра-
жения структуры материала, полученного 
на основе данных, собранных с помощью раз-
личных высокоразрешающих методов анали-
за (визуализации). Основной комплекс таких 

методов включает компьютерную томографию 
в различных вариациях (микро-, нано-), ра-
стровую электронную микроскопию в сово-
купности с технологией ионной резки (ФИП/
РЭМ) и различные традиционные методы ис-
следований [1]. Привлечение традиционных 
методов исследований на этапе разработки 
технологии цифрового керна необходимо 

для верификации и калибровки получаемых 
моделей. К традиционным методам в этом 
случае можно отнести изучение минерально-
го состава методом рентгенофазового анали-
за (РФА) и определение элементного состава 
с помощью рентгенофлуоресцентной спек-
троскопии (РФлА).
Для создания точной и надежной моде-
ли цифрового керна (цифрового двойника) 
необходимо получить детальную информа-
цию о микроструктуре породы. Растровая 
электронная микроскопия с интегрирован-
ной энергодисперсионной спектроскопией 
(ЭДС) идеально подходит для этой задачи, 
поскольку позволяет изучать и визуализиро-
вать керн на микро- и наноуровне и опреде-
лять элементный состав минералов, форми-
рующих породу [2].
Основным продуктом на мировом рынке 
интеллектуальных технологий, связанных 
с цифровизацией кернового материала (в том 
числе и построении минеральной модели), 
является комплекс QEMSCAN (Quantitative 
Evaluationof Minerals by Scanning Electron 
Microscopy — количественная оценка мине-
ралов с помощью сканирующего электронно-
го микроскопа) разработанный компанией 
FEI. Интеграция комплекса с рентгеновской 
микротомографией (Heliscan microCT, FEI) 
обеспечивает получение трехмерных изоб-
ражений высокого разрешения и позволяет 
транслировать минеральную модель на весь 
объем образца, получая полное представле-
ние о его минеральном составе и структуре. 
Для улучшения исследований часто исполь-
зуется двулучевая аналитическая система 
FEI Helios NANOLAB 660, которая позволяет 
проводить более прецизионный анализ и ви-
зуализацию кернового материала [3, 4].
В России доля компаний использующих 
указанную технологию, относительно мала. 

ДЛЯ ПОСТРОЕНИЯ ЦИФРОВОЙ МОДЕЛИ КЕРНА 
ПРЕДЛОЖЕН МЕТОД, ПОЗВОЛЯЮЩИЙ НА ОСНОВЕ 
КАРТ РАСПРЕДЕЛЕНИЯ ЭЛЕМЕНТОВ, ПОЛУЧЕННЫХ 
НА СТАНДАРТНОМ РЭМ С ИНТЕГРИРОВАННОЙ 
ЭНЕРГОДИСПЕРСИОННОЙ СПЕКТРОСКОПИЕЙ, 
ПЕРЕСЧИТАТЬ МИНЕРАЛЬНЫЙ СОСТАВ И СОЗДАТЬ 
ТРЁХМЕРНУЮ МОДЕЛЬ СКЕЛЕТА ПОРОДЫ, 
ПОЛУЧЕННУЮ МЕТОДОМ КОМПЬЮТЕРНОЙ 
МИКРОТОМОГРАФИИ. 
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Основным пользователем является компания 
«Системы для микроанализа».
При всех неоспоримых достоинствах вы-
шеприведенный технологический под-
ход имеет ряд ограничений. Наиболее 
существенными, на наш взгляд, являются 
стоимость оборудования и его обслужива-
ние. Высокая стоимость приборов по типу 
QEMSCAN WellSite и сопутствующего про-
граммного обеспечения делает этот метод 
недоступным для многих исследователь-
ских организаций (лабораторий) и не-
больших компаний.
В свете этого разработка альтернативных 
и более доступных методов создания цифро-
вых минеральных моделей керна представ-
ляется крайне важной задачей.
В настоящей статье будет рассмотрен метод, 
позволяющий в контексте построения циф-
ровой минеральной модели керна приме-
нять традиционный метод РЭМ для получе-
ния двухмерных изображений поперечного 
сечения образца и карт распределения 
элементов с дальнейшей реконструкци-
ей до трехмерной минеральной модели 
с использованием данных компьютерной 
микротомографии (мРКТ). Также будет по-
казана результативность предложенного 
метода посредством корреляции получен-
ных количественных данных с результа-
тами минералогических исследований, 
а именно: РФА, РФлА и петрографических 
шлифов. Построение и калибровка модели 
пустотного пространства в данной работе 
не рассматривались.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ 

ОБЪЕКТЫ ИССЛЕДОВАНИЯ
В качестве объекта исследований выбра-
ны высокопроницаемые нефтенасыщенные 
песчаники со средним коэффициентом по-
ристости 24% и коэффициентом проницае-
мости 1120 мД. Для проведения комплекса 
исследований, включающих РЭМ и мРКТ, 
использовались мини-цилиндры, выбу-
ренные из стандартных цилиндрических 
образцов диаметром 30 мм, с уже извест-
ными фильтрационно-емкостными свой-
ствами. Изготовление цилиндрических 
мини-образцов проводилось методом 
выбуривания на станке, предназначенном 
для высокоточного сверления, с коорди-
натным столом. Геометрические размеры 
мини-цилиндров составляли 5 мм в диа-
метре и 20 мм в длину.
После проведения компьютерной ми-
кротомографии из центральной части 

цилиндрических мини-образцов готовились 
пришлифованные препараты для проведе-
ния РЭМ. Образцы для минералогических 
исследований изготавливались из остав-
шейся части стандартного цилиндра, макси-
мально приближенной к месту выбуренного 
мини-цилиндра. Перед проведением РФА 
и РФлА образцы измельчались до требуе-
мой дисперсности, для изготовления петро-
графического шлифа использовалась целая 
«шляпка».

РАСТРОВАЯ ЭЛЕКТРОННАЯ 
МИКРОСКОПИЯ
Экспериментальные исследования выпол-
нены на электронном растровом микроско-
пе TESCAN MIRA 3 в сочетании с приставкой 
в виде энергодисперсионного спектрометра. 
Микроскоп обеспечивает высокое разре-
шение благодаря оптимизированной элек-
тронной оптике и стабильному источнику 
электронов. Это позволило четко визуали-
зировать мельчайшие детали поверхности 
образца, такие как поры и границы зерен, 
возможные дефекты. Высокая контрастность 
изображений, достигаемая за счет эффек-
тивного сбора вторичных и отраженных 
электронов, позволила различать области 
с различными физическими и химическими 
свойствами. Интегрированный спектрометр 
с энергетической дисперсией «X-MAX» позво-
лил уверенно диагностировать химические 
элементы и строить карты их распределения 
по поверхности [5].
Для построения карт распределения хими-
ческих элементов выбиралась область ин-
тереса. Ключевые требования к выбранной 
области — ее способность на качественном 
уровне полностью отражать весь минераль-
ный состав, присутствующий в образце, а так-
же обеспечивать необходимое увеличение. 
Выбор увеличения определяется последу-
ющей интеграцией полученной проекции 
в трёхмерную модель, реконструированную 
с помощью компьютерной микротомографии, 
и напрямую зависит от разрешающей способ-
ности данного метода. В текущей работе уве-
личение в 81 крат соответствует разрешению 
изображений, полученных при микротомо-
графии.
На рис. 1а представлен снимок области, 
соответствующей вышеизложенным требо-
ваниям. По данному изображению генери-
ровались карты распределения химических 
элементов. Карты визуализировались в виде 
снимков цветовых градиентов, где интенсив-
ность цвета соответствовала концентрации 
элемента (см. рис. 1б). Полученные изображе-
ния загружались в программный комплекс 
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Условные обозначения элементов в суммарном распределении:

калий кремний алюминий кислород углерод пустоты

500 μm 500 μm

Рис. 1. а) Снимок РЭМ образца с увеличением 81х. б) Карта распределения элементов. Составлено авторами
Fig. 1. a) SEM image at 81x magnifi cation. б) Elemental distribution map. Prepared by the authors

а б

Avizo. Для справки, Avizo — это программный 
комплекс, разработанный для интерактивной 
визуализации и анализа двух- и трёхмерных 
данных, полученных из различных источни-
ков, таких как томография и микроскопия.
В программном комплексе, по каждому эле-
менту, цветное RGB-изображение преоб-
разовывалось в 256-градационное изобра-
жение в оттенках серого. Для сглаживания 
сигнала и приближения данных к реальному 
распределению зерен применялся фильтр 
«Non-Local Means». После этого проводилась 
визуальная сегментация по нижней грани-
це распространения элемента, заполнялись 
небольшие пустоты и удалялись мелкие ар-
тефакты (пятна). Данная операция проделы-
валась со всеми элементами, полученными 
при картировании поверхности образца.
Для диагностирования минералов изоб-
ражения рассчитывались по следующему 
подходу:

 Кварц = Si (если Al < 1), (1)

 Каолинит = (Si * Al) (если КПШ < 1) 
 и (если NaПШ<1), (2)

 КПШ = Si * Al * K, (3)

 Плагиоклазы = Si * Al * Na, (4)

 Доломит = Ca * Mg, (5)

 Кальцит = Ca (если Mg < 1), (6)

 Хлорит = Fe (если Mg < 1) и (если Ca < 1). (7)

По результату определялось суммарное рас-
пределение по всем минералам.
Далее изображение подверглось корректи-
ровке, устранялись мельчайшие артефакты 
и мелкие неточности в контурах минералов, 
возникавшие при их выделении. Затем кар-
та распределения минералов совмещалась 
с сегментированным изображением, полу-
ченным с помощью РЭМ, на котором визу-
ально отображались только зерна. На основе 
карты распределения минералов определя-
лось количество пикселей, соответствующих 
каждому минералу и областям без сигна-
ла, после чего данные были импортированы 
в Excel для пересчета в процентное содержа-
ние элементов по установленной формуле:

 
Процентное содержание элемента = * 100%.

Количество пикселей элемента

Сумма пикселей всех элементов

Визуальное изображение алгоритма, де-
монстрирующего процесс выделения ми-
нералов из составляющих их базовых 
элементов на примере образца 1, представ-
лено на рис. 2. Для получения финального 

комбинированного изображения в редакторе 
изображений, на снимке РЭМ накладывался 
слой распределения минералов с «перемно-
жением» и прозрачностью 50%. Пример полу-
ченного изображения представлен на рис. 2б.
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МИКРОТОМОГРАФИЧЕСКАЯ СЪЕМКА 
И РЕКОНСТРУКЦИЯ
Сбор данных (съемка) для получения томо-
графических изображений (теневых проек-
ций) проводился на настольной системе 
рентгеновской 3D компьютерной микротомо-
графии Sanying Nanovoxel 1000.
В качестве рабочего программного обеспе-
чения для управления параметрами скани-
рования, контроля съемки и сбора данных ис-
пользовалось ПО NanoVoxel Scan. Настройка 
параметров сканирования для каждого об-
разца проводилась с целью получения набо-
ра теневых проекций с минимально возмож-
ным размером вокселя при реконструкции 
конечной трехмерной модели, а также мак-
симально широкого динамического диапа-
зона градаций серого цвета для получения 
наиболее высококонтрастного изображения 
с исключением всех возможных артефактов.
Далее полученный набор теневых проекций 
(2D-изображений) загружался в специали-
зированное программное обеспечение, где 
проводился процесс реконструкции данных. 
Процесс реконструкции данных микротомо-
графии — это процесс преобразования инфор-
мации 2D-изображений, полученных во время 
сбора данных, по специально разработанно-
му математическому алгоритму в объемную 
3D-модель съемки, каждый воксель которо-
го имеет значение градации серого цвета. 
Воксель является минимальной единицей, 
определяющей разрешение объемной моде-
ли объекта, и аналогом пикселов для трёхмер-
ного пространства.

Реконструкция 3D-модели из теневых проек-
ций проводится в ПО VoxelStudio Recon. 
Данное программное обеспечение разрабо-
тано производителем данной сканирующей 
системы с учетом особенностей процесса 
сбора данных и геометрии механической ча-
сти блока регистрации теневых проекций.
Стоит отметить, что при реконструкции 
проводится корректировка по возможным 
линейным смещениям, углам отклонения 
детектора и смещения точки фокусиров-
ки источника рентгеновского излучения, 
а также коррекция артефактов жестко-
сти рентгеновского пучка при прохожде-
нии через объект съемки (коррекция Beam 
Hardening). На выходе получается полностью 
готовая для обработки и анализа 3D-модель 
образца керна в формате *.raw.

СОСТАВЛЕНИЕ ЦИФРОВОЙ 
МИНЕРАЛЬНОЙ МОДЕЛИ
Построение цифровой модели минерального 
состава осуществлялось с помощью специ-
ализированного программного комплекса. 
Алгоритм работы программного комплекса 
представляет собой интеграцию результа-
тов двухмерной проекции распределе-
ния минералов, полученную методом РЭМ, 
в трехмерную модель исследуемого образца, 
полученную методом компьютерной микро-
томографии. Реализация алгоритма прово-
дилась сегментацией полученной трехмер-
ной модели на основе данных о химическом 
составе, полученных методом энергодис-
персионной спектроскопии, что позволило 

Условные обозначения элементов в суммарном распределении:

кварц каолинит плагиоклаз (NaПШ) хлорит КПШ пустоты

Распределение кварца Суммарное распределение

Рис. 2. Распределение минералов по поверхности, на примере образца № 1. Составлено авторами
Fig. 2. Distribution of minerals on the surface, using sample No. 1 as an example. Prepared by the authors

а б
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кварц каолинит плагиоклаз (NaПШ)

хлорит КПШ пустоты

мм
3,5

2,8

2,1

1,4

0,7

0,0

Рис. 3. Объемное распределение минералов в образце — цифровая минеральная 
модель. Составлено авторами

Fig. 3. Volumetric distribution of minerals in a sample — digital mineral model. 
Prepared by the authors

выделить отдельные минеральные фазы и их 
пространственное расположение. На основе 
этих данных формировалась цифровая мо-
дель, отражающая объемное распределение 
каждого минерала в образце, а также их вза-
имосвязи и текстурные особенности (рис. 3).

РЕНТГЕНОФАЗОВЫЕ ИССЛЕДОВАНИЯ
Рентгенофазовые исследования выпол-
нены на рентгеновском дифрактомет-
ре ДРОН-8 (производства фирмы НПП 
«Буревестник»). Прибор оснащен медным 
рентгеновским излучателем (анодом) с дли-
ной волны λ = 1.5418 Å и детектором на основе 
пропорционального счетчика.
В основу метода положено явление дифрак-
ции рентгеновских лучей на кристалличе-
ской решётке. Каждая кристаллическая 
фаза (минерал) даёт одинаковый дифракци-
онный спектр, характеризующийся набором 
межплоскостных расстояний и интенсив-
ностей линий, присущим только этой фазе 
(минералу) [6].
Валовый анализ проведен на неориенти-
рованных препаратах методом порошка. 
Количественные расчеты выполнены при об-
работке экспериментальных дифракто-
грамм методом полнопрофильного анализа 

по Ритвельду [7], который базируется на не-
линейном методе наименьших квадратов 
и реализован в программе Profex. Данный 
метод зарекомендовал себя как надежный 
инструмент для количественного анализа 
сложных минеральных образцов и природ-
ных ассоциаций.
Состав глинистой компоненты проведен 
на ориентированных препаратах, получен-
ных гравиметрическим методом осаждения 
глинистой суспензии на часовое стекло, по-
скольку для их диагностирования решаю-
щее значение имеют базальные отражения 
типа 00L. Это позволяет с высокой точностью 
идентифицировать минералы глинистой 
группы, такие как каолинит, иллит, смектиты 
и хлорит, по положению и интенсивности их 
характерных пиков на дифрактограммах.
Исследование состава глинистой компо-
ненты позволило повысить точность диа-
гностики и количественного определения 
глинистых минералов рамках проведения 
валового минерального анализа.

РЕНТГЕНОФЛУОРЕСЦЕНТНЫЙ АНАЛИЗ
Рентгенофлуоресцентный анализ — это раз-
новидность рентгеновской спектроскопии, 
позволяющая установить элементный состав 
материала. Метод основан на возбуждении 
атомов образца рентгеновским излучением 
и последующем анализе вторичного (флуорес-
центного) рентгеновского излучения, испус-
каемого этими атомами. Качественный анализ 
заключается в идентификации элементов 
по характерным линиям в спектре, а количе-
ственный — в определении их концентрации 
на основе интенсивности этих линий.
Исследования проводились с использовани-
ем рентгенофлуоресцентного спектрометра 
BRUKER S8 TIGER. Образцы подготавлива-
лись методом прессования таблеток со свя-
зующим веществом. Количественное опре-
деление элементов в пробах осуществлялось 
по калибровочным графикам, реализованным 
в программном комплексе «Spectra+».

ПЕТРОГРАФИЧЕСКОЕ ИЗУЧЕНИЕ 
ШЛИФОВ
Петрографический метод — это оптиче-
ский метод исследования горных пород — 
шлифов — в проходящем свете с помощью 
поляризационного микроскопа. Шлиф — 
это тонкий срез породы толщиной 0,03 мм 
(30 микрон), изготавливается из «шляпки» 
от цилиндра путем приклеивания на стек-
ло и постепенного истончения абразивными 
материалами, стабилизированный в процес-
се эпоксидной смолой с голубым красителем, 
для диагностирования пустотного про-
странства.
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Исследование проводились с использова-
нием петрографического микроскопа Axio 
Imager. В шлифах определялись струк-
турные и текстурные особенности, замер 
зерен, минералогический состав, акцес-
сорные и аутигенные минералы, вторичные 
изменения и структура пустотного про-
странства породы. Для каждого шлифа 
оформлялось фото при различных увеличе-
ниях.

ОБСУЖДЕНИЕ РЕЗУЛЬТАТЫ 

В табл. 1 приведен минеральный состав, полу-
ченный путем расчета на основе карт распре-
деления элементов (РЭМ), цифровой модели 
и данных РФА. Количественный расчет, выпол-
ненный согласно формулам (1)–(7), позволил 
идентифицировать семь основных минералов. 
Хлорит и акцессорные минералы, представлен-
ные в основном магнетитом, были объединены 

Таблица 1. Результаты определения минерального состава образцов по снимкам РЭМ в сопоставлении 
с результатами РФА. Составлено авторами

Table 1. Mineral composition of samples determined from SEM images compared with XRD results. 
Prepared by the authors

№ образца Минерал РЭМ Цифровая модель РФА

1

Кварц 32,2 45,8 44,0

Каолинит 10,5 10,9 12,4

Калиевый полевой шпат, иллит 13,2 16,9 13,6

Плагиоклаз 16,4 6,8 10,2

Хлорит, акцессорные минералы 2,4 1,3 1,4

2

Кварц 28,4 49,9 48,4

Каолинит 9,0 19,2 15,2

Калиевый полевой шпат 17,6 9,3 8,5

Плагиоклаз 15,3 5,4 9,8

Хлорит, акцессорные минералы 0,0 0,4 1,9

3

Кварц 28,5 36,1 36,1

Каолинит 5,9 19,7 19,7

Калиевый полевой шпат, иллит 14,2 7,2 7,2

Плагиоклаз 12,1 19,4 19,4

Хлорит, акцессорные минералы 3,7 2,5 2,5

4

Кварц 25,1 45,0 42,4

Каолинит 12,0 9,2 8,2

Калиевый полевой шпат, иллит 20,4 15,8 14,7

Плагиоклаз 15,3 14,2 18,5

Хлорит, акцессорные минералы 2,9 0,2 0,5

5

Кварц 27,2 48,2 47,1

Каолинит 16,9 9,5 12,0

Калиевый полевой шпат, иллит 17,4 7,2 7,7

Плагиоклаз 9,8 17,7 14,9

Хлорит, акцессорные минералы 3,4 0,3 0,9

6

Кварц 29,0 33,4 35,0

Каолинит 8,7 10,6 10,2

Калиевый полевой шпат, иллит 17,9 22,9 17,5

Плагиоклаз 11,0 16,1 19,9

Хлорит, акцессорные минералы 0,0 0,2 0,7
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№ образца Минерал РЭМ Цифровая модель РФА

7

Кварц 30,7 42,2 43,2

Каолинит 13,0 8,9 8,1

Калиевый полевой шпат, иллит 17,3 6,2 6,4

Плагиоклаз 13,0 15,1 14,5

Хлорит, акцессорные минералы 0,7 0,2 0,3

8

Кварц 33,4 51,3 53,9

Каолинит 7,3 11,0 9,1

Калиевый полевой шпат, иллит 15,1 8,3 7,3

Плагиоклаз 7,5 11,4 11,7

Хлорит, акцессорные минералы 3,9 0,4 0,5

9

Кварц 29,8 43,1 41,6

Каолинит 7,5 15,7 17,7

Калиевый полевой шпат, иллит 17,9 9,9 6,5

Плагиоклаз 15,2 12,2 14,1

Хлорит, акцессорные минералы 3,2 0,4 1,3

10

Кварц 42,3 56,4 56,0

Каолинит 8,7 5,8 6,6

Калиевый полевой шпат, иллит 12,9 7,5 7,6

Плагиоклаз 7,5 8,0 7,2

Хлорит, акцессорные минералы 2,2 0,2 0,5

11

Кварц 33,2 54,5 49,8

Каолинит 16,1 8,8 10,0

Калиевый полевой шпат, иллит 19,2 9,3 8,7

Плагиоклаз 4,9 9,7 13,2

Хлорит, акцессорные минералы 4,2 0,2 0,6

12

Кварц 26,9 46,1 48,7

Каолинит 13,6 13,8 12,3

Калиевый полевой шпат, иллит 16,9 10,9 9,4

Плагиоклаз 15,4 13,3 12,7

Хлорит, акцессорные минералы 0,0 0,1 1,1

13

Кварц 33,3 56,9 54,3

Каолинит 18,0 15,0 14,1

Калиевый полевой шпат, иллит 19,5 4,4 5,3

Плагиоклаз 7,2 11,3 11,6

Хлорит, акцессорные минералы 0,0 0,2 2,2

14

Кварц 29,1 53,3 55,4

Каолинит 19,6 13,0 12,1

Калиевый полевой шпат, иллит 24,1 5,5 6,1

Плагиоклаз 7,7 14,8 12,1

Хлорит, акцессорные минералы 3,6 0,3 0,9

15

Кварц 27,6 59,1 57,3

Каолинит 5,9 10,1 11,3

Калиевый полевой шпат, иллит 17,0 4,4 5,6

Плагиоклаз 15,4 12,4 10,8

Хлорит, акцессорные минералы 3,9 0,3 1,0

Продолжение таблицы 1
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в одну группу. Это объединение обосновано 
общим диагностическим признаком — при-
сутствием железа на картах распределения 
элементов. И даже учитывая то, что магнетит 
относительно хорошо диагностируется при ми-
кроанализе в процессе исследований РЭМ, его 
идентификация при генерации карт распреде-
ления минералов затруднена.
Аналогично иллит и ССО (смешаннослойные 
образования), сформированные на его осно-
ве (5–10% смектитовых межслоев), объеди-
нены в группу с КПШ. Указанные минералы 
присутствуют на уровне следовых количеств 
и объединены с последними в силу схо-
жих диагностических признаков. На уров-
не полученных концентраций отсутствует 
обоснованный смысл и механизм, обладаю-
щий достаточной степенью достоверности 
для независимого их диагностирования.
Табл. 2 представляет результаты опреде-
ления элементного состава, где приведены 
основные элементы, составляющие породо-
образующие минералы. Элементы выражены 
в оксидной форме, что соответствует их ти-
пичному состоянию в минеральных структу-
рах и является стандартной практикой опи-
сания химического состава горных пород.

СОПОСТАВЛЕНИЕ РЕЗУЛЬТАТОВ 
ЦИФРОВОЙ МОДЕЛИ С РЕЗУЛЬТАТАМИ 
МИНЕРАЛОГИЧЕСКИХ ИССЛЕДОВАНИЙ
Для комплексной оценки правильности 
определения минералов, их пространствен-
ного распределение в двух- и трехмерных 

проекциях, а также количественных соот-
ношений были использованы результаты 
минералогических исследований: рентгено-
фазовый анализ, рентгенофлуоресцентный 
анализ, изучение породы в петрографиче-
ских шлифах. Идентифицированные методом 
РЭМ и рассчитанные количественно в циф-
ровой модели минералы сопоставлялись 
с результатами РФлА и петрографического 
анализа.
РФлА выступал в роли арбитражного ме-
тода, т.к. имеет наиболее высокую точность 
при определении количественных харак-
теристик и хоть и косвенно, но может по-
твердеть результаты РФА, что обеспечивает 
дополнительный уровень контроля и досто-
верности результатов (рис. 4).
Сопоставление результатов осуществлялось 
в несколько этапов. В первую очередь прово-
дилась качественная оценка, обусловленная 
ограниченной представительностью двух-
мерной модели. Во вторую, после построения 
трехмерной модели, которая является весьма 
представительной, проводилась количе-
ственная оценка. В первом случае основной 
акцент делался на результаты качественного 
минерального состава из описания петро-
графических шлифов, т.к. важно зафиксиро-
вать минеральные фазы, содержание которых 
колеблется на уровне следовых количеств 
(минералы цемента, акцессорные минералы), 
во втором — минерального состава, опреде-
ленного методом РФА. Контроль акцессор-
ных минералов также оставался за методом 

Таблица 2. Элементный состав, определенный методом РФлА. Составлено авторами
Table 2. Elemental composition determined by XRF analysis. Prepared by the authors

№ образца SiO2, % Al2O3, % Fe2O3, % Na2O, % K2O, %

1 70,6 14,528 1,581 2,515 3,008

2 68,5 14,536 0,947 2,328 3,145

3 69,0 16,885 1,419 2,638 3,655

4 72,9 14,784 0,769 2,548 3,382

5 71,5 14,42 0,778 2,553 3,062

6 68,6 17,407 0,828 2,962 3,546

7 74,5 11,769 0,728 2,284 2,817

8 75,2 10,733 1,632 2,183 2,578

9 72,6 13,112 2,04 2,683 2,854

10 79,6 7,255 0,78 1,558 2,016

11 73,1 12,872 1,05 2,629 2,824

12 73,5 13,487 1,082 2,681 3,363

13 72,5 12,942 0,897 2,536 2,599

14 73,8 11,9 0,753 2,467 2,548

15 74,8 11,883 0,734 2,457 2,699
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Рис. 4. График сопоставления результатов РФА и РФлА. Составлено авторами
Fig. 4. Comparison of XRD and XRF results. Prepared by the authors

Рис. 5. Качественное сопоставление минерального состава, зафиксированного методом РЭМ 
и при петрографическом описании шлифа для образца № 1. Составлено авторами 

Fig. 5. Qualitative comparison of the mineral composition recorded by the SEM method and in the petrographic 
description of the slot for sample No. 1. Prepared by the authors

петрографии. Результаты качественно-
го сопоставления представлены на рис. 5. 
Для примера выделено зерно акцессорного 
минерала — магнетита. Рисунок носит схе-
матический характер, поле шлифа и снимок 
РЭМ приведены из разных участков. Анализ 
соответствия данных РФА, РЭМ и петрогра-
фии показывает полную сходимость ре-
зультатов (табл. 3).
Количественная корреляция результатов ми-
нерального состава, определенного методом 
РФА и рассчитанного по результатам цифро-
вого моделирования, представлена на рис. 6. 
Данная корреляция подтверждает хорошую 
точность применяемой методики моделиро-
вания и надежность полученных результатов.
Подводя итог, следует отметить, что при-
родные объекты, как известно, отличаются 
исключительным разнообразием, что поро-
ждает множество их свойств. Горные породы 
в этом контексте не являются исключением. 
Успешная апробация предложенного метода 
на конкретном объекте подтверждает его 
перспективность и открывает возможности 
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для его дальнейшего развития и примене-
ния в более широком диапазоне геологиче-
ских условий с целью изучения горных пород 
различных типов.

ВЫВОДЫ 

1. Интеграция томографических исследо-
ваний с растровой электронной микро-
скопией для изучения горных пород дает 
возможность построения точных цифро-
вых минеральных моделей горной породы 
и пустотного пространства.

2. Для достижения высокой достоверности 
цифровая минеральная модель породы 
требует обязательного сопоставления 
и калибровки с результатами стандарт-
ных минералогических методов, таких 
как рентгенофазовый анализ, рентгено-
флуоресцентный анализ и петрографиче-
ское описание шлифов.

3. Цифровая минеральная модель поро-
ды позволит перейти на новый уровень 
в моделировании петрофизических 
и фильтрационных свойств, предостав-
ляя возможность задать поверхностные 

характеристики каждого минерала, таких 
как смачиваемость, проводимость и т.д., 
а также позволит прогнозировать взаимо-
действие с агентами МУН. 
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Введение. В статье рассматривается подход к автоматизации формирования бизнес-кейсов уплотняющего 
бурения на зрелых месторождениях. 
Цель. Целью работы является разработка и апробация модуля автоматизированного поиска перспективных 
зон и размещения проектного фонда скважин («АВНС») для формирования бизнес-кейсов уплотняющего 
бурения на зрелых месторождениях, позволяющего снизить влияние субъективных факторов и сократить 
трудозатраты.
Материалы и методы. Разработанный модуль включает этапы предобработки геолого-промысловых 
данных, построения карты индекса возможности, кластеризации перспективных зон и размещения 
в них проектных целей, расчета запускных параметров скважин и оценки экономической эффективности. 
Алгоритмы реализованы с использованием методов машинного обучения, статистического анализа 
и общераспространенных аналитических подходов. Апробация инструмента проведена на данных более 
чем 40 объектов разработки.
Результаты. Ретроспективный анализ показал высокую точность рекомендаций, сопоставимую 
с экспертными решениями, при умеренной полноте охвата. Дополнительно выявлены нереализованные 
перспективные зоны, отражающие потенциал для дальнейшего разбуривания. Практическим результатом 
внедрения методики стало сокращение трудозатрат на формирование бизнес-кейсов на 20%.
Заключение. Работа демонстрирует, что автоматизированный подход способен повысить эффективность 
планирования бурения на зрелых активах, однако требует дальнейшего развития в части повышения 
качества исходных данных, совершенствования алгоритмов и интеграции с другими системами 
планирования.

Ключевые слова: уплотняющее бурение, перспективные зоны, ввод новых скважин, машинное обучение, 
автоматизация бурения, прогноз добычи, оптимизация экономики
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FROM THEORY TO PRACTICE: AUTOMATING THE DEVELOPMENT OF INFILL DRILLING BUSINESS 
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Intruduction. The article discusses an approach to automating the development of infi ll drilling business cases 
for brown fi elds. 
Aim. The aim of the work is to develop and test a module for the automated search for promising zones and 
placement of the project wells (“AVNS”) for generating infi ll drilling business cases at brown fi elds, which allows 
to reduce the infl uence of subjective factors and labor costs.
Materials and methods. The developed module includes the following stages:
• pre-processing of geological and production data;
• constructing an Opportunity Index map;
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• clustering of promising target zones and placement of project wells;
• calculating well start-up parameters;
• assessing economic effi  ciency.
The algorithms are implemented using machine learning methods, statistical analysis, and common analytical 
approaches. Testing was conducted on data from more than 40 productive formations. 
Results. A retrospective analysis showed high accuracy of the recommendations, comparable to expert 
decisions, with moderate coverage. Furthermore, untapped prospective zones were identifi ed, indicating 
additional drilling potential. A key practical result was a reduction in labor costs for business case 
preparation by 20%. 
Conclusions. The study demonstrates that an automated approach can enhance the effi  ciency of drilling planning 
for brown assets; however, it requires further development in terms of improving input data quality, refi ning 
algorithms, and integrating with other planning systems.
Keywords: infi ll drilling, sweet spots, commissioning of new wells, machine learning, drilling automation, production 
forecast, economic optimization.
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ВВЕДЕНИЕ

В ходе литературного обзора подходов к ав-
томатизации отдельных процессов уплот-
няющего бурения [1] проанализированы 
современные методики и лучшие практики, 
применяемые для повышения эффектив-
ности разработки зрелых месторождений. 
В предыдущей работе основное внимание 
уделялось анализу методов поиска пер-
спективных зон, оптимизации размещения 
проектного фонда и экономической оцен-
ке проектных решений с использованием 
технологий машинного обучения и анализа 
больших данных.

Результаты исследования показали, что, не-
смотря на значительный прогресс в области 
автоматизации, ключевой проблемой оста-
ется адаптация существующих решений 
к условиям конкретных активов с ограни-
ченным объемом и специфичным набором 
данных. В течение года велась разработка 
программного модуля для автоматизиро-
ванного поиска зон и скважин на зрелых 

месторождениях. Данный инструмент поз-
волил сократить время анализа разработки, 
ускорить процесс принятия решений и мини-
мизировать влияние субъективных факторов 
на этапе первичного скрининга.
Однако, как и в любом сложном проекте, 
остаются задачи, требующие дальнейшего 
решения. В частности, необходима доработка 
механизма интеграции модуля с существу-
ющими системами планирования, а также 
повышение точности прогнозирования про-
дуктивности скважин в условиях высокой 
геологической неопределенности и ограни-
ченной достоверности исходных данных.

ЦЕЛЬ

Цель данной статьи – подвести итоги ра-
боты по разработке инструмента, предста-
вить методологию его реализации, оценить 
достигнутые результаты, а также обозна-
чить направления для дальнейшего совер-
шенствования методики. Особое внимание 
уделяется анализу ограничений текущей 
реализации и возможным путям их преодо-
ления на основе комбинации аналитических 
методов и технологий машинного обучения.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

АРХИТЕКТУРА АВТОМАТИЗИРОВАННОЙ 
СИСТЕМЫ
Процесс автоматического подбора канди-
датов на уплотняющее бурение включает 
несколько этапов (рис. 1).

С ЦЕЛЬЮ ФОРМИРОВАНИЯ БИЗНЕС@КЕЙСОВ 
УПЛОТНЯЮЩЕГО БУРЕНИЯ НА ЗРЕЛЫХ 
МЕСТОРОЖДЕНИЯХ РАЗРАБОТАН МОДУЛЬ 
АВТОМАТИЗИРОВАННОГО ПОИСКА ПЕРСПЕКТИВНЫХ 
ЗОН И РАЗМЕЩЕНИЯ ПРОЕКТНОГО ФОНДА СКВАЖИН 
*bАВНСc;, СОСТОЯЩИЙ ИЗ ЭТАПА ОБРАБОТКИ 
ГЕОЛОГО@ПРОМЫСЛОВЫХ ДАННЫХ, ПОСТРОЕНИЯ 
КАРТЫ ИНДЕКСА ВОЗМОЖНОСТИ, КЛАСТЕРИЗАЦИИ 
ПЕРСПЕКТИВНЫХ ЗОН И РАСЧЕТА ЗАПУСКНЫХ 
ПАРАМЕТРОВ СКВАЖИН.
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Ниже приведено краткое описание каж-
дой из составных частей модуля «АВНС» 
(Автоматический Ввод Новых Скважин).
Исходные данные. Загрузка и предвари-
тельная обработка карт (нефтенасыщенная 
толщина (ННТ), пористость, проницаемость 
и др.), скважинных данных из NGT, фрак-ли-
стов гидравлических разрывов пласта (ГРП), 
свода геолого-физических характеристик 
(ГФХ) и экономических параметров. Данные 
фильтруются, очищаются от некорректных 
записей, дополняются расчетными показате-
лями и агрегируются для дальнейшего ана-
лиза. Автоматическая предобработка сква-
жинных данных предусматривает разделение 
на горизонтальные и вертикальные стволы, 
идентификацию многозабойных скважин 
(МЗС) и боковых стволов (ЗБС) с перераспре-
делением добычи, а также расчет средних па-
раметров работы за ключевые периоды.
Картопостроение. На основе нормализован-
ных данных рассчитываются карты:
• Оценка качества коллектора — среднее 

между нормированными картами ННТ 
и проницаемости.

• Оценка потенциала — комбинация деби-
тов и остаточных извлекаемых запасов 
(ОИЗ).

• Оценка рисков — учет обводненности 
и снижения пластового давления.

Итоговый индекс возможности бурения 
(Opportunity Index, OI) рассчитывается как нор-
мированная сумма карт качества коллектора, 
потенциала и рисков:

OI = (reservoirscore + potentialscore – riskscore)norm.

Карты ОИЗ и обводненности. При отсут-
ствии карт обводненности и/или ОИЗ их 

расчет выполняется отдельным модулем, 
реализующим упрощенную модель двух-
фазной фильтрации с учетом взаимодей-
ствия скважин. Для добывающих скважин 
текущая нефтенасыщенность определяется 
функцией Баклея — Леверетта по текущей 
обводненности и относительным фазовым 
проницаемостям (ОФП), для нагнетатель-
ных — равна остаточной. Зоны влияния 
скважин рассчитываются с учетом их эф-
фективного радиуса, накопленной добычи/
закачки и взаимодействия. Карты строятся 
методом интерполяции с экспоненциальным 
затуханием влияния, обеспечивая выпол-
нение материального баланса. Для учета 
горизонтальных стволов и трещин АГРП 
применяется адаптивный алгоритм распре-
деления влияния. 
При отсутствии данных по ОФП реализова-
на опция автоадаптации на основе history 
matching эталонных скважин, отобранных 
по статистическим метрикам. 
Кластеризация зон. По карте индекса 
возможности выделяются перспективные 
участки для бурения с исключением дрени-
руемых действующим фондом зон. Для фор-
мирования оптимальных зон применяется 
алгоритм DBSCAN, объединяющий точки 
с высоким индексом (выше заданного пер-
центиля) в кластеры без предварительного 
указания их количества. Ключевые парамет-
ры алгоритма: 
• min_radius — минимальный радиус кла-

стера, исключающий слишком мелкие 
участки; 

• sensitivity_quality_drill — чувствительность 
к однородности качества зоны (близость 
к 100% означает, что все точки кластера со-
ответствуют топовому перцентилю). 

* Дополнительная опция, не обязательная в расчете

1. Исходные данные

сбор и подготовка

2. Картопостроение

эмпирические карты оценок и OI 

* Карты ОИЗ, обводненности и 
автоадаптация ОФП

3. Кластеризация зон

алгоритм DBSCAN 

4. Расположение ПФ

аналитический алгоритм

7. Экономика 

оценка PI и NPV решения

6. Добыча ПФ

запускные параметры и профиль

5. Учет текущего фонда

темпы, фактическая проницаемость и 
эффективные радиусы

Оценка эксперта

Рис. 1. Блок-схема модуля «АВНС». Составлено авторами
Fig. 1. Block diagram of the “AVNS” module. Prepared by the authors



170

Результат — связанные зоны с максималь-
ным потенциалом, готовые для размещения 
проектных скважин с учетом технико-эконо-
мических ограничений.
Расположение проектного фонда. 
Перспективные зоны заполняются проектны-
ми скважинами с учетом минимально рента-
бельных запасов, определяющих начальное 
количество проектных скважин (кластеров). 
Кластеризация методом k-средних разбива-
ет перспективные зоны на области скважин 
так, чтобы каждая удовлетворяла условиям 
по запасам и площади. Через центры класте-
ров проводятся стволы проектных скважин 
с учетом заданных параметров и парамет-
ров скважин окружения. Для исключения 
пересечений стволов применяется итера-
тивный алгоритм: сдвиг, вращение и сокра-
щение длины ствола. Скважины, не прошед-
шие проверку на пересечения, удаляются. 
Результат — базовое расположение проект-
ного фонда с учетом геометрии перспектив-
ных зон, границ залежи и запасов.
На рис. 2 показана последовательность 
формирования проектного фонда: расчет 
карты индекса возможности бурения, выде-
ление перспективных кластеров и построе-
ние базового расположения проектного 
фонда.

Учет текущего фонда. Расчет ключевых 
параметров действующих скважин для их 
учёта в проектном фонде. Эффективные ра-
диусы скважин определяются через объемы 
добычи/закачки: для добывающих — 
через поровое пространство и накопленную 
добычу нефти (НДН), для нагнетательных — 
через полезную закачку, компенсирующую 
отбор нефти (с учетом коэффициентов уча-
стия добывающих скважин). Радиусы норми-
руются на ячейки Вороного для исключения 
перекрытий зон.
Фактическая проницаемость вычисляет-
ся обратным пересчетом через методику 
рейтинга бурения (РБ): итерационно подби-
рается значение, при котором расчетный де-
бит жидкости совпадает с фактическим.
Темпы падения дебитов (нефть/жидкость) 
для скважин аппроксимируются функцией 
двойного Арпса. 
Добыча проектного фонда (ПФ). Стартовые 
параметры проектных скважин рассчитыва-
ются по методике РБ с использованием трех 
групп данных: свойства пласта (проницае-
мость, пористость, давление, нефтенасыщен-
ность), параметры скважин и ГРП, свойства 
флюидов и ОФП (вязкости, плотности, насы-
щенности). Запасы оцениваются через ячей-
ки Вороного и карты ОИЗ. Для расчета 
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Рис. 2. Визуализация этапов поиска зон и размещения проектных скважин: (a) карта индекса возможности бурения (OI) с кластерами 
перспективных зон; (b) расположение проектного фонда; (c) карта ОИЗ с проектным и фактическим фондом. Составлено авторами

Fig. 2. Visualization of the stages of zone identifi cation and project well placement: (a) map of the opportunity index (OI) with clusters of prospective 
zones; (b) layout of the planned wells; (c) OI map with the planned and actual wells. Prepared by the authors
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профиля добычи проектных скважин при-
меняются средние темпы ближайших сква-
жин-аналогов с контролем обводненности 
и запасов.
Экономика. Оценка проектных скважин 
выполняется на основе финансово-эконо-
мической модели со следующими ключе-
выми компонентами: доходы, OPEX, CAPEX, 
налоги, амортизация. Итоговые показате-
ли включают денежные потоки и дисконти-
рованные метрики. Модель обеспечивает 
комплексную оценку экономической эффек-
тивности с адаптацией под налоговый режим 
(ДНС/НДД).
Заключительный этап работы с модулем — 
это обязательная оценка текущего реше-
ния экспертом, на основе которой произво-
дится корректировка параметров, пересчет 
либо формирование бизнес-кейсов с учетом 
предложенных кандидатов и зон.

РЕАЛИЗАЦИЯ И АПРОБАЦИЯ
Апробация разработанного алгоритма про-
водилась на данных 40 нефтяных активов, 
различающихся по геологическим условиям, 
степени выработки и объему фактического 
фонда, что позволило оценить устойчивость 
алгоритма к изменяющимся условиям и вы-
явить его потенциальные ограничения. 
Основной вычислительный процесс вклю-
чает обработку истории работы скважин, 
динамики пластового и забойного давлений 
и других ключевых характеристик скважин. 
Алгоритм предусматривает автоматизиро-
ванный расчет запускных дебитов и ин-
декса продуктивности (PI) скважин. Одним 
из ключевых практических преимуществ 
инструмента является сокращение трудоза-
трат на подготовку данных и формирование 
проектных решений. Обычно эти этапы пред-
полагают ручной сбор и обработку информа-
ции с использованием несвязанных меж-
ду собой программ и локальных макросов. 
Модуль «АВНС» автоматизирует большинство 
рутинных операций — от подготовки данных 
и выделения перспективных зон до разме-
щения проектного фонда и формирования 
рейтинга бурения. Это позволило снизить 
время подготовки бизнес-кейсов на 20%, по-
высив при этом воспроизводимость и про-
зрачность анализа.
В ходе реализации выявился ряд ограни-
чений, связанных с качеством и аномалия-
ми в исходных данных. Ключевым фактором, 
влияющим на точность работы инструмен-
та, оказалось качество входных данных. 
Технически некорректные данные, пропус-
ки в истории работы и ошибки при вводе 
в БД приводят к значительным погрешно-
стям при расчёте запускных параметров, 

коэффициентов проницаемости и, как след-
ствие, к искажению индекса продуктивно-
сти. Наибольшее влияние на достоверность 
расчета ключевых производственных показа-
телей оказывают следующие факторы.
1. Ошибки в данных динамики пластового 

и забойного давлений:
 – отсутствие систематических замеров;
 – физически невозможные значения 

(например, забойное давление, пре-
вышающее пластовое в добывающих 
скважинах).

2. Субъективная корректировка произ-
водственных показателей:

 – ручное изменение данных по добыче 
без технического обоснования;

 – экспертное изменение данных для их 
соответствия плановым показателям 
и устранения визуальных несоответствий.

3. Другие ошибки в базе данных (БД):
 – некорректный ввод или обработка 

данных;
 – некорректные карты (границы, размер-

ности);
 – некорректная привязка фактических 

скважин к объекту;
 – отсутствие единых правил ведения БД 

на разных активах.
Данные проблемы усиливают зависимость 
результатов от субъективного человеческого 
фактора и существенно ограничивают воз-
можность полной автоматизации расчетов.
Несмотря на применение алгоритмов пред-
варительной очистки данных и восстановле-
ния пропусков в допустимых временных ин-
тервалах, масштабы выявляемых аномалий 
и ошибок указывают на системные проблемы 
в процессе формирования и ведения исход-
ной базы данных. Для повышения эффектив-
ности работы модуля требуется модерниза-
ция процессов сбора, валидации и хранения 
информации, что обеспечит более высокую 
объективность результатов и снизит зависи-
мость от ручных корректировок. 

РЕЗУЛЬТАТЫ

РЕТРОСПЕКТИВНАЯ ОЦЕНКА 
РЕКОМЕНДАЦИЙ ИНСТРУМЕНТА
Для оценки эффективности решений, 
предложенных инструментом, проведен 
ретроспективный анализ на объектах ак-
тива «Газпромнефть-Ноябрьскнефтегаз». 
Сопоставление выполнялось между факти-
чески пробуренными скважинами и проект-
ным фондом, сформированным моду-
лем «АВНС» (далее — проектный фонд). 
В качестве примера рассмотрены сква-
жины фактического бурения на объекте 
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Месторождения № 1 за трёхлетний период 
(2023–2025 гг.). 
Формирование перспективных зон и проект-
ного фонда осуществлялось на основе карты 
индекса возможности бурения, построенной 
с использованием геологических карт и карт 
разработки (см. раздел «Архитектура авто-
матизированной системы»), с учетом техно-
логических и экономических ограничений. 
Значения ключевых параметров, использо-
ванных в расчете, представлены в табл. 1.
Скважины считались совпадающими, если 
фактический и проектный стволы располага-
лись в пределах 500 м.

АНАЛИЗ ОХВАТА И ПОЛНОТЫ 
ПРОЕКТНОГО ФОНДА
Для стратегической оценки решения про-
ведён анализ полноты охвата зон бурения. 
Сравнение включало как фактически про-
буренные скважины, так и потенциальный 
фонд, предлагаемый командами ВНС (ввод 
новых скважин) и заложенный в график экс-
плуатационного бурения (ГЭБ). Это позво-
лило частично учесть перспективные цели, 
не реализованные из-за ограничений по вре-
мени, доступности буровых станков и прио-
ритизации. 
Совокупный фонд:
• всего предложено инструментом — 

136 кандидатов;
• фактически пробурено за 2023–2025 гг. — 

101 скважина;
• совпадение факта и предложений (в пре-

делах 500 м) — 54 скважины;
• потенциальные пересечения с целями экс-

пертных команд и ГЭБ — 23 цели.
На основе этих данных рассчитаны метри-
ки, отражающие степень согласованности 
между рекомендациями и фактическим 
бурением:
• Recall (охват) = 53,5% — чуть более поло-

вины фактически пробуренных скважин 
попало в зоны рекомендаций инструмента;

• Precision (реализация) = 39,7% — около 
40% предложенных целей были реализо-
ваны в течение трех лет.

Такая статистика отражает специфику плани-
рования: низкий показатель precision в дан-
ном случае связан не с низким качеством 
рекомендаций, а с ограниченной скоростью 
реализации проектного фонда. Большая 
часть предложенных целей может являть-
ся нереализованным потенциалом. В то же 
время неполный охват фактического бурения 
(низкий recall) указывает на необходимость 
проверки геологической основы и/или кор-
ректировки параметров расчёта, совершен-
ствования алгоритма.
Для наглядности построена карта индек-
са возможности бурения рассматриваемого 
объекта с фактическим и проектным фондом 
(рис. 3), а также схема охвата фонда в виде 
диаграммы Венна (рис. 4), где можно выде-
лить три категории зон.

1. Области совпадений (True Positive TP)
Участки, где фактическое бурение совпало 
с рекомендациями инструмента (54 скважи-
ны, 53,5% фактического бурения). 

2. Зоны пропущенных рекомендаций (False 
Negative FN; синие области)

Зоны, в которых пробурились скважи-
ны, но система не предложила целей 
(47 скважин, 46,5% фактического бурения). 
Дополнительный анализ показал, что око-
ло 40% фактических скважин в таких зонах 
имели запускной дебит нефти ниже 25 т/сут 
и, соответственно, относятся к категории 
«неуспешных». Это указывает на то, что часть 
расхождений обусловлена объективной 
фильтрацией слабых целей.
Однако для оставшихся скважин выявлены 
системные причины расхождений:
• использование различной геологической 

основы (экспертные команды зачастую ра-
ботают с актуализированными мониторин-
говыми картами, в расчете использовались 
базовые из БД);

• некорректный выбор параметров расчёта 
(кластеризация, перцентиль и др.);

• недостаточный учёт динамики выработки 
(неравномерная выработка);

Таблица 1. Ключевые параметры расчета. Составлено авторами
Table 1. Key calculation parameters. Prepared by the authors

0,176 mm Значение Описание

min_radius 300 м Минимальный радиус зоны бурения

sensitivity_quality_drill 70% Порог чувствительности к однородности качества зоны

percent_top 40% Перцентиль лучших точек по индексу возможности

init_profi t_cum_oil 30 тыс. т Условные минимально рентабельные запасы на скважину

L 1000 м Максимальная длина ствола ПФ
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• ограниченный учет локальных технологи-
ческих ограничений.

3. Нереализованные возможности (False 
Positive FP; оранжевые области)

Зоны, где инструмент выявил перспектив-
ные зоны, но бурение в них не проводи-
лось. Эти зоны отражают как потенциал 

для дальнейшего разбуривания, так 
и участки с повышенными рисками 
и неопределённостями. Среди 
причин отсутствия фактического 
бурения:
• технологические ограничения: необходи-

мость подбора оптимальной технологии 
добычи;

Проектный фонд АВНС

Бурение 2023

Бурение 2024

Бурение 2025

Условные обозначения:

Перспективные кусты экспертов

Выделенные кластеры с ПФ

Кластеры без ПФ 0,0             0,2             0,4              0,6         0,8  ед.

Рис. 3. Карта индекса возможности с фондом скважин: объект Месторождения № 1. Составлено авторами
Fig. 3. Opportunity Index Map with wells: Object of the Field No. 1. Prepared by the authors
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• геологические неопределенности: бли-
зость к краевой воде, высокая неопре-
делённость по подошве, риск обводнения;

• инфраструктурные и логистические слож-
ности: удалённость от фонда, отсутствие 
подъездных путей.

Такая визуализация и сравнение позволили 
выявить области систематических расхожде-
ний, проанализировать их причины и опреде-
лить направления для дальнейшего совер-
шенствования инструмента. 
Проведённый ретроанализ показал, что:
• оценка качества совпадающих целей 

подтвердила высокую надёжность реко-
мендаций, сопоставимую с экспертными 
подходами;

• оценка охвата фонда выявила, что, несмот-
ря на неполное пространственное совпа-
дение пробуренных и проектных скважин, 
инструмент формирует пул перспективных 
зон, часть которых остается вне текущих 

планов бурения. Это отражает как потен-
циал для дальнейшего разбуривания, так 
и необходимость уточнения исходных дан-
ных и параметров алгоритма для повыше-
ния полноты охвата.

ОЦЕНКА КАЧЕСТВА СОВПАДАЮЩИХ 
ЦЕЛЕЙ 
Отдельно проведена качественная оцен-
ка совпадающих целей (области совпа-
дений) с использованием confusion matrix 
(матрица ошибок) [2], построенной на осно-
ве классификации скважин на «успешные» 
и «неуспешные» (табл. 2). В качестве крите-
рия эффективности принят запускной дебит 
нефти: скважины с дебитом выше 25 т/сут — 
«успешные», ниже — «неуспешные».
Таким образом, качество решения оце-
нивалось на основе двух критериев: про-
странственное совпадение скважин и дости-
жение порогового дебита нефти.
В результате выделены следующие случаи:
• TP (True Positive) = 22 — пробурены «успеш-

ные» скважины, и инструмент также реко-
мендовал «успешные» скважины;

• TN (True Negative) = 15 — пробурены 
«неуспешные» скважины, и инструмент 
предложил «неуспешные» скважины;

• FP (False Positive) = 4 — инструмент ре-
комендовал «успешные» скважины, 
но фактически пробуренные оказались 
«неуспешные»;

• FN (False Negative) = 13 — инструмент 
предложил «неуспешные» скважины, хотя 
пробурились «успешные».

Ключевые метрики качества:
Precision (точность) = 84,6% — среди сква-
жин, рекомендованных как «успешные», 
большинство подтвердилось фактом;
Recall (полнота) = 62,9% — доля успешных 
фактических скважин, которые были охваче-
ны рекомендациями инструмента;
F1-score (баланс между точностью и полно-
той) = 72,1% — сбалансированная оценка, 

ФАКТИЧЕСКОЕ БУРЕНИЕ
101 скважина (2023-2025 гг.)

ПРОЕКТНЫЙ ФОНД АВНС
136 кандидатов

FN
Зоны

пропущенных
рекомендаций

FР
Нереализованные

возможности

ТР
Области

совпадений

47 скв. 54 скв. 82 скв.

Рис. 4. Схема охвата фонда в виде диаграммы Венна. Составлено авторами
Fig 4. A Venn diagram illustrating the coverage of the well stock. 

Prepared by the authors

Таблица 2. Матрица ошибок. Составлено авторами
Table 2. Confusion matrix. Prepared by the authors
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подтверждающая умеренно высокое каче-
ство рекомендаций;
Specifi city = 78,9% — система уверенно отсе-
кает слабые цели, снижая вероятность буре-
ния «неуспешных» скважин;
Balanced Accuracy = 70,9%.
Полученные результаты показывают, что инстру-
мент обеспечивает высокую точность при по-
иске «успешных» кандидатов (precision > 80%), 
однако имеет тенденцию к «перестраховке», 
что выражается в относительно большом числе 
FN-классификаций и, как следствие, в уме-
ренной чувствительности (recall = 63%). Иными 
словами, инструмент предлагает «неуспешные» 
скважины там, где были пробурены успешные 
скважины. Подобное поведение отражает кон-
сервативный характер алгоритма, сопостави-
мый с экспертными решениями, направленными 
на минимизацию рисков.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Разработанный модуль «АВНС» де-
монстрирует высокую практическую эф-
фективность при автоматизации фор-
мирования бизнес-кейсов уплотняющего 
бурения. Апробация на 40 объектах показала, 
что инструмент способен формировать устой-
чивые и качественные рекомендации, сопо-
ставимые с экспертными решениями.
Ключевые результаты работы:
• сокращение времени подготовки биз-

нес-кейсов по бурению на 20%;
• высокая точность рекомендаций при от-

боре успешных скважин (precision > 80%), 
что подтверждает надёжность алгоритма;

• выявление дополнительных перспектив-
ных зон вне планов текущего бурения, 
которые формируют пул нереализованных 
возможностей для дальнейшей разра-
ботки.

Вместе с тем инструмент обладает консерва-
тивным характером, что выражается в уме-
ренной полноте охвата и указывает на необ-
ходимость дальнейшего совершенствования 
методики.
Ключевые направления развития:
• Повышение качества исходных данных 

и внедрение многоуровневой системы ва-
лидации данных.

• Оптимизация расположения проектного 
фонда с учётом экономических факторов 
на основе рассмотренных алгоритмов ма-
шинного обучения [3, 4, 5].

• Корректировка карты рисков с учётом 
удалённости от текущего фонда, неопре-
деленности краевых зон и рисков обвод-
нения.

• Анализ технического состояния скважин 
и причин достижения/недостижения 
запускных параметров на карте рисков 
(ПГИ, ГТМ, факторный анализ).

• Внедрение опций автокустования, опти-
мизации количества кустовых площадок, 
оценки буримости проектных скважин 
и интеграции с другими системами плани-
рования бурения.

Таким образом, модуль «АВНС» подтвердил 
свою практическую ценность как инструмент 
поддержки принятия решений, позволяю-
щий ускорить планирование, снизить зависи-
мость от субъективного фактора и расширить 
охват перспективных зон.
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РАЗРАБОТКА И ВНЕДРЕНИЕ 
ПРОГРАММНОГО КОМПЛЕКСА 
ДЛЯ ОПТИМИЗАЦИИ ДОЗИРОВКИ 
ИНГИБИТОРА ГИДРАТООБРАЗОВАНИЯ 
В ГАЗОСБОРНЫХ СЕТЯХ 
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Введение. Образование газовых гидратов в системах сбора и транспорта природного газа 
представляет серьезную технологическую проблему, способную привести к полному перекрытию 
трубопроводов, аварийным остановкам добычи и значительным экономическим потерям. Основным 
методом предотвращения гидратообразования является дозирование ингибиторов, таких как метанол 
или моноэтиленгликоль (МЭГ). Затраты на эти реагенты составляют существенную долю эксплуатационных 
расходов месторождений, а их перерасход из-за неоптимального дозирования остается актуальной 
проблемой для газодобывающей отрасли. 
Цель. Разработка программного обеспечения (ПО) для динамического расчета оптимальной дозировки 
ингибитора в режиме реального времени
Материалы и методы. В рамках данной работы проведено сравнение различных методик расчета 
оптимальной дозировки ингибитора с помощью специализированного программного обеспечения, 
эмпирических формул расчета, а также инструкций и правил газодобывающих организаций.
Результаты и заключение. Разработанное программное решение интегрировано с автоматической 
системой управления технологическим процессом (АСУ ТП) месторождения, обеспечивая автоматическое 
дозирование на основе расчетных данных. Промышленная апробация на газовом месторождении 
продемонстрировала снижение расхода ингибитора на 40% на кустовых площадках и газосборных сетях 
по сравнению с предыдущим периодом эксплуатации. Полученный результат подтверждает экономическую 
эффективность и практическую применимость предложенного подхода для оптимизации расхода метанола.

Ключевые слова: ингибитор гидратообразования, оптимизация дозировки, газосборные сети, природный 
газ, гидраты газа, математическое моделирование, программный комплекс, автоматизированная система 
управления технологическим процессом, экономия реагентов, месторождение
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DEVELOPMENT AND IMPLEMENTATION OF A SOFTWARE PACKAGE FOR OPTIMIZING THE DOSAGE 
OF HYDRATE INHIBITORS IN GAS NETWORKS
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Introduction. The formation of gas hydrates in natural gas collection and transportation systems is a serious 
technological problem that can lead to complete pipeline closures, emergency production shutdowns, and 
signifi cant economic losses. The main method of preventing hydrate formation is the dosing of inhibitors such as 
methanol or monoethylene glycol (MEG). The cost of these reagents accounts for a signifi cant proportion of the 
operating costs of the fi elds, and their overexpenditure due to suboptimal dosing remains an urgent problem for 
the gas industry. 
Purpose. Development of sok ware for dynamic calculation of optimal inhibitor dosage in real time.
Materials and methods. Within the framework of this work, a comparison of various methods for calculating the 
optimal dosage of the inhibitor using specialized sok ware, empirical calculation formulas, as well as instructions 
and rules of gas producing organizations was carried out.
Results and conclusion. The developed sok ware solution is integrated with the fi eld’s automatic process control 
system, providing automatic dosing based on calculated data. Industrial testing at the gas fi eld demonstrated a 40% 
reduction in inhibitor consumption at bush sites and gas collection networks compared to the previous period of 
operation. The obtained result confi rms the economic effi  ciency and practical applicability of the proposed approach 
to optimize the consumption of methanol.
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ВВЕДЕНИЕ

Традиционные методы определения до-
зировки ингибитора часто основаны 
на статических расчетах: использовании 
специализированного программного обес-
печения, определении удельных расхо-
дов по методическим рекомендациям [1, 2] 
или постоянной подаче с запасом (напри-
мер, на 2–5 °С и более относительно рас-
четной температуры гидратообразования 
или на 20% и более от расчетного или эмпи-
рически определенного количества). Эти ме-
тоды не полностью учитывают динамическое 
изменение критических параметров потока:
• состав газа;
• наличие и свойства углеводородного кон-

денсата, влияющего на распределение 
ингибитора между фазами;

• фактические колебания давления 
по трассе;

• фактические колебания температуры 
по трассе (в следствие эффекта Джоуля — 
Томпсона, сезонных и суточных колебаний 
температуры окружающей среды).

Следствием является перерасход реагентов, 
что приводит к дополнительным эксплуата-
ционным затратам.
На рис. 1 отражены графики колебания 
температуры за год и соответствующие им 
дозировки ингибитора — расчетные и фак-
тические. Сезонные изменения вносят суще-
ственный вклад в температуру флюида на вы-
ходе из газопровода. 
Сравнение фактической дозировки метанола 
(с корректировкой 1 раз в месяц) и расчетной 
дозировки (с корректировкой 1 раз в сутки) 

для конкретного газопровода показало, 
что ежесуточная корректировка позволяет 
снизить расход ингибитора до 25% относи-
тельно ежемесячной.

ЦЕЛЬ РАБОТЫ

Целью данной работы является разработка, 
реализация и промышленная апробация 
программного алгоритма для динамического 
расчета оптимальной дозировки ингибито-
ра гидратообразования в режиме реально-
го времени с учетом комплекса актуальных 
параметров потока и с последующей автома-
тической дозировкой через систему управле-
ния промыслом.
Для достижения поставленной цели реша-
лись следующие задачи.
1. Разработка математической модели рас-

чета необходимой концентрации инги-
битора с комплексным учетом влияния 
состава газа, воды, конденсата, давления 
и температуры.

2. Создание устойчивого вычислительного 
алгоритма, адаптированного для работы 
в реальном времени.

3. Разработка программного модуля и его 
интеграция в существующую АСУ ТП ме-
сторождения для автоматического управ-
ления.

4. Промышленное внедрение и оценка эф-
фективности.

МЕТОДОЛОГИЯ И ОПИСАНИЕ 
АЛГОРИТМА

Методы прогнозирования условий гидра-
тообразования варьируются по сложно-
сти и точности: от эмпирических уравнений 
до сложных термодинамических моделей. 
Последние, реализованные в коммерческих 
пакетах (Multifl ash, Aspen HYSYS), требу-
ют значительных вычислительных ресур-
сов. Математический аппарат этих моделей 
и их исходный код, как правило, недоступны 

ДЛЯ РЕШЕНИЯ ТЕХНОЛОГИЧЕСКОЙ ПРОБЛЕМЫ 
ПРЕДОТВРАЩЕНИЯ ГИДРАТООБРАЗОВАНИЯ 
В СИСТЕМАХ СБОРА И ТРАНСПОРТА ПРИРОДНОГО ГАЗА 
РАЗРАБОТАН АЛГОРИТМ ДИНАМИЧЕСКОГО РАСЧЕТА 
ОПТИМАЛЬНОЙ ДОЗИРОВКИ ИНГИБИТОРА В РЕЖИМЕ 
РЕАЛЬНОГО ВРЕМЕНИ, ПОЗВОЛЯЮЩИЙ СНИЗИТЬ 
РАСХОД ДО 40%.
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для пользователя. Тем не менее данные па-
кеты уже стали стандартами для моделиро-
вания процессов гидратообразования в неф-
тегазовой отрасли.
На рис. 2 представлены кривые гидратооб-
разования для одного состава газожидкост-
ной смеси, рассчитанные различными мето-
дами. Наблюдается значительный разброс 
результатов.
Сравнение различных методов расчета 
с историческими промысловыми данны-
ми для характерных составов месторожде-
ния показало, что наибольшее соответ-
ствие обеспечивает метод CPA (Cubic Plus 
Association) [3] в комбинации с моделью 
гидратов CSM (Colorado School of Mines) [4]. 
Данный метод выбран в качестве базового 
для последующих расчетов и исследований.
Разработанный алгоритм расчета основан 
на результатах многовариативного модели-
рования в Aspen HYSYS с использованием ин-
тегрированных термодинамических пакетов. 

Для покрытия всего эксплуатационного 
диапазона газосборных сетей месторожде-
ния выполнены расчеты по матрице:
• 35 репрезентативных составов флюида.
• Давление: 1–20 МПа.
• Температура: -30 °C до +25 °C.
Для каждой комбинации (состав, давление 
(P), температура (T)) рассчитана минимальная 
требуемая концентрация ингибитора (мета-
нол). Полученная расчетная матрица аппрок-
симирована системой регрессионных поли-
номов. 
Для произвольного состава флюида расчет 
выполняется в два этапа.

1. Определение коэффициентов влияния 
компонентов (xn)
На основании регрессионных моделей 
для 35 эталонных составов решается система 
линейных алгебраических уравнений (СЛАУ) 
при заданных условиях давления и темпера-
туры (1):
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  (1)

 

a11 x1 + a12 x2 + a13 x3 + ... + a1n xn = Q1,
a21 x1 + a22 x2 + a23 x3 + ... + a2n xn = Q2,
a31 x1 + a32 x2 + a33 x3 + ... + a3n xn = Q3,
a41 x1 + a42 x2 + a43 x3 + ... + a4n xn = Q4,
a51 x1 + a52 x2 + a53 x3 + ... + a5n xn = Q5,
  ...
am1 x1 + am2 x2 + am3 x3 + ... + amn xn = Qm,

где m = 1, 2, …, 35 — индекс состава в матри-
це расчетов; n = 1, 2, …, n — индекс компонен-
та флюида (С1, С2, …, С8+ и др.); amn — массо-
вый расход n-го компонента для каждого 
из m-го состава [кг/ч]; xn — коэффициент 
влияния для каждого n-го компонента (ис-
комый параметр); Qm — требуемый массовый 
расход ингибитора для m-го состава [кг/ч] 
(рассчитан в HYSYS),

2. Расчет расхода ингибитора 
для произвольного состава
Используя найденные коэффициенты xi, рас-
ход ингибитора Q для произвольного состава 
флюида вычисляется по уравнению:

 β1 x1 + β2 x2 + β3 x3 + ... + βn xn = Q, (2)

где: βn — массовый расход n-го компонента 
в произвольном составе флюида [кг/ч]; xn — 
коэффициент влияния n-го компонента (из 
уравнения 1); Q — искомый массовый расход 
ингибитора [кг/ч].
Анализ показал, что регрессионные модели 
обеспечивают расчет массового расхода ин-
гибитора с погрешностью ≤2% относительно 
результатов Aspen HYSYS как для эталонных, 
так и близких к ним составов флюида.

ВХОДНЫЕ ПАРАМЕТРЫ АЛГОРИТМА
• Состав флюида (газ+конденсат) (мольные 

доли C1, C2, C3, iC4, nC4, С5, С6, С7, С8+ и др.).
• Расход флюида (газ+конденсат).
• Суммарный расход воды.
• Давление (Р) и температура (Т) в точке ин-

гибирования.
• Требуемый запас по температуре гидра-

тообразования.
• Массовая концентрация метанола в инги-

биторе.

ПРОГРАММНАЯ РЕАЛИЗАЦИЯ

Расчетный модуль был развернута 
на базе языка программирования Python. 
Впоследствии специалистами в области 
автоматизации технологических процессов 
алгоритм был модернизирован для возмож-
ности интеграции в информационно-вычис-
лительные комплексы (ИВК) АБАК на каждой 
из 38 скважин, расположенных на шести ку-
стовых площадках. Модуль алгоритма разме-
щен локально в шкафу управления каждой 
скважины. Данное решение обеспечивает 
аппаратную и программную изоляцию узлов 
расчета. Ключевое следствие — аппаратный 
или программный сбой на одной скважине 
не затрагивает работоспособность алгорит-
мов на остальных скважинах месторождения.
Функционал программного обеспечения 
предусматривает два эксплуатационных ре-
жима: 
• ручной режим управления;
• автоматический режим функционирова-

ния.
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Рис. 2. Кривые гидратообразования для одного из составов, рассчитанного различными методами. Составлено авторами
Fig. 2. Hydrate formation curves for one of the compositions calculated by various methods. Prepared by the authors
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Блок-схема работы логики работы представ-
лена на рис. 3.
Конфигурирование режима эксплуатации 
системы выполняется оператором через ин-
терфейс АРМ. Выбранный режим определяет 
логику работы алгоритма.

Ручной режим
• Расчетное значение дозировки метанола 

(на основе данных датчиков) отображает-
ся в интерфейсе АРМ как рекомендация.

• Оператор вручную задает норматив дози-
ровки.

• Система управления автоматически под-
держивает заданный оператором расход 
метанола через регулирующий клапан.

Автоматический режим
• Расчетное значение дозировки метанола 

(на основе данных датчиков) непосред-
ственно задает норматив расхода для си-
стемы управления.

• АРМ автоматически поддерживает этот 
расчетный расход через регулирующий 
клапан.

• Норматив дозировки, заданный операто-
ром вручную, игнорируется.

• Механизм поддержания расхода клапа-
ном аналогичен ручному режиму.

Источник данных для расчета: сигналы дат-
чиков давления газа, температуры пото-
ка и объемного расхода газа, установлен-
ных в блок-боксах и передаваемых на шкаф 
управления. Отсутствие поточных хромато-
графов на скважинах исключает автомати-
ческий мониторинг состава газа в реаль-
ном времени. Поэтому актуальный состав 
флюида (включая массовую долю воды) 

вводится оператором вручную и регулярно 
обновляется.
Местом проведения опытно-промышленных 
испытаний стало нефтегазовое месторожде-
ние на Крайнем Севере с газовыми кустовы-
ми площадками. Исторически нормирова-
ние метанола осуществлялось на основании 
периодических (ежемесячных) технологиче-
ских расчетов. Подобная практика не обеспе-
чивает оперативности ручной корректировки 
дозировки в условиях динамичных термо-
барических изменений газового потока. 
Иллюстрацией данного недостатка является 
случай 6 января 2025 года: расчетные данные 
указывали на возможность снижения подачи 
ингибитора, однако фактическая ручная кор-
ректировка была выполнена лишь 7 января.
Апробация разработанной системы осуще-
ствлялась в течение непрерывного месяч-
ного цикла (результаты визуализированы 
на графике ниже). В ходе испытаний отказов 
функционала системы, случаев ошибочного 
определения дозировки, повлекших за собой 
процессы гидратообразования, не зафикси-
ровано.

ОБСУЖДЕНИЕ

Экономический эффект обусловлен прежде 
всего способностью алгоритма к оператив-
ной адаптации. В отличие от статических 
подходов система пересчитывает необходи-
мую дозировку в режиме реального време-
ни, реагируя на изменения термобарических 
условий (давление P, температура T), расхода 
флюида (газа, воды, конденсата) и состава 
потока. Это позволяет устранить недостаток 
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ручного подбора дозировки и обеспечивает 
сопутствующий «запас прочности», приводя-
щий к систематическому перерасходу реа-
гента.

1. Сравнительные преимущества 
разработанного решения 
• Алгоритм учитывает ключевые параметры, 

влияющие на гидратообразование и эф-
фективность ингибирования в реальных 
условиях газосборных сетей: состав газа, 
свойства и расход водной фазы, наличие 
и свойства углеводородного конденса-
та (включая распределение ингибитора 
между водной и углеводородной фазами), 
P и T. 

• Оптимальное соотношение точности 
и вычислительной эффективности: 
в отличие от сложных термодинамиче-
ских пакетов специализированного ПО 
(PVTSim, Multiflash, Aspen HYSYS), тре-
бующих значительных вычислитель-
ных ресурсов и зачастую непригодных 
для прямого внедрения в контур реаль-
ного времени АСУ ТП, разработанный 
алгоритм представляет собой эффектив-
ную интерпретацию базовых физико-хи-
мических принципов. Это обеспечивает 
достаточную точность и скорость вычис-
лений критичную для работы в режиме 
реального времени, а также программ-
ную легкость интеграции с промышлен-
ными АСУ ТП

• Интерпретируемость и прозрачность: 
в отличие от моделей, основанных на ма-
шинном обучении [5], где внутренние 
расчетные зависимости недоступны 
для анализа, логика разработанного алго-
ритма прозрачна и основана на известных 
физических принципах. Это существенно 
упрощает его валидацию, сертификацию 
и принятие службами промышленной без-
опасности, что является ключевым тре-
бованием для внедрения на критически 
важных объектах.

2. Ограничения текущей реализации 
и требования к инфраструктуре
• Эффективность системы напрямую зави-

сит от качества и полноты входных дан-
ных. Зависимость от измерительного 
оборудования: точный расчет дозировки 
требует достоверных данных в реальном 
времени от:

 – датчиков давления и температуры;
 – расходомеров газа, воды и, желательно, 

конденсата;
 – двухфазных поточных хроматографов 

(для точного состава газа и жидкости) — 
это наиболее ресурсоемкий компонент.

• Проблема замены измерений расчетами: 
в случаях отсутствия прямых измерений 
(например, расхода конденсата или воды) 
используются расчетные методы (напри-
мер, усреднение по данным сепараторов). 
Однако такие косвенные оценки вно-
сят неопределенность и могут снижать 
точность оптимизации, так как не отра-
жают изменения по отдельным ниткам 
или скважинам.

• Необходимость новой технической по-
литики: широкое внедрение подобных оп-
тимизирующих систем требует пересмотра 
подходов к проектированию и оснащению 
промысловых систем сбора. Необходимо 
предусматривать:

 – требуемый комплект контрольно-изме-
рительных приборов (КИП) с достаточной 
точностью и надежностью;

 – инфраструктуру для сбора и передачи 
данных;

 – вычислительные ресурсы на уровне 
АСУ ТП.

• Проблема тиражирования: алгоритм 
работает в ограниченном диапазоне со-
ставов, и при существенном изменении 
погрешность их вычисления будет расти, 
что приводит к необходимости коррек-
тировать алгоритм и адаптировать его 
под фактические составы.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Настоящая работа посвящена разработке 
и промышленному внедрению программно-
аппаратного комплекса для динамической 
оптимизации дозировки ингибитора гид-
ратообразования (метанола) в газосборных 
сетях.
Разработанный алгоритм расчета основан 
на аппроксимации результатов многовари-
ативного моделирования в специализиро-
ванном расчетном программном комплексе 
(модели CPA+CSM) для репрезентативных 
составов флюида в широком диапазоне дав-
лений (1–20 МПа) и температур (-30 до +25 °C). 
Система регрессионных полиномов обеспе-
чивает расчет массового расхода ингибитора 
с погрешностью не более 2% относительно 
эталонной модели. Ключевыми входными па-
раметрами алгоритма являются состав флюи-
да, расходы газа/конденсата и воды, давле-
ние и температура в точке ингибирования, 
требуемый запас по температуре гидратооб-
разования и концентрация метанола.
Программная реализация алгоритма 
на Python модернизирована для возмож-
ности интеграции в систему АСУ ТП место-
рождения (ИВК АБАК) на уровне шкафов 
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управления 38 скважин, обеспечивая ло-
кальную обработку данных и отказоустойчи-
вость. Система поддерживает ручной и ав-
томатический режимы работы, в последнем 
из которых расчетное значение дозировки 
напрямую задает уставку для регулирующе-
го клапана.
Промышленная апробация комплекса на га-
зовом месторождении Крайнего Севера 
подтвердила его работоспособность и эф-
фективность. Внедрение системы динамиче-
ского управления дозировкой, учитывающей 
текущие параметры потока (P, T, расход), поз-
волило достичь снижения расхода метано-
ла до 40% по сравнению с практикой нор-
мирования на основе ежемесячных расчетов. 
За период непрерывной эксплуатации слу-
чаев гидратообразования или сбоев системы 
зафиксировано не было.
Основными преимуществами предложенно-
го решения являются: оперативный пересчет 
дозировки в реальном времени; комплексный 

учет параметров потока, включая влияние 
конденсата на распределение ингибито-
ра; вычислительная эффективность и про-
зрачность алгоритма, облегчающая валида-
цию для целей промышленной безопасности; 
прямая интеграция в контур управления 
АСУ ТП.
Дальнейшее развитие системы предпола-
гает реализацию контура корректировки 
расчетной дозировки на основе мониторинга 
перепада давления на трубопроводе, а также 
совершенствование методик учета состава 
флюида при отсутствии поточных хромато-
графов. 
Предложенный подход обладает потенциа-
лом для масштабирования на другие объек-
ты газодобычи с целью оптимизации затрат 
на ингибирование и повышения надежно-
сти газотранспортных систем. В настоящее 
время проводятся работы по внедрению 
алгоритма в дочерних обществах периметра 
компании «Газпром нефти».
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