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�ГАЗПРОМ НЕФТЬ� СОЗДАЕТ 
ПЕРВЫЕ В РОССИИ ПОЛИГОНЫ 
ДЛЯ РАЗВИТИЯ ТЕХНОЛОГИЙ 
ДОБЫЧИ �ТРУДНОЙ� НЕФТИ 
«Газпром нефть» первой среди нефтяных компа-

ний России получила сразу две лицензии нового 

вида — на разработку технологий поиска и добы-

чи трудноизвлекаемых запасов. Технологические 

полигоны для тестирования отечественных раз-

работок будут созданы на участках Пальяновский 

и Салымский-3 в Ханты-Мансийском автономном 

округе — Югре.

Новый тип недропользования нацелен на созда-

ние, тестирование и внедрение инноваций для 

разработки трудноизвлекаемой нефти и повыше-

ния нефтеотдачи.

Данный механизм позволит компаниям сфоку-

сироваться на развитии технологий, а не на обя-

зательствах по бурению или работе с запасами, 

характерных для традиционной модели дея-

тельности. Также упрощается порядок подго-

товки и согласования проектной документации. 

В ближайшие годы в Волго-Уральском регионе 

и Западной Сибири будет развернута сеть техно-

логических полигонов, на которых планируется 

отрабатывать решения для поиска и добычи за-

пасов баженовской и доманиковой свит, ачимов-

ских и палеозойских залежей. В России также бу-

дут созданы инновационные полигоны открытого 

доступа, на которых смогут тестировать техноло-

гии все участники нефтегазового рынка.

«Мы стали первой компанией, которая получила 

в России лицензии не на геологоразведку или 

добычу нефти, а на развитие технологий для раз-

работки трудноизвлекаемых и нетрадиционных 

запасов. Это важное событие в масштабах всей 

отрасли. Такой вид недропользования позволяет 

создавать инновационные полигоны, на которых 

участники нефтегазового рынка смогут сосре-

доточиться на поиске новых технологических 

решений для добычи “трудной” нефти. Появление 

нового вида недропользования в нашей стране 

будет способствовать более динамичному техно-

логическому развитию нефтегазовой промыш-

ленности», — сообщил председатель правления 

«Газпром нефти» Александр Дюков.

«Вместе с нашими партнерами мы создаем 

отече ственные решения для добычи “трудной” 

нефти, и новые площадки позволят их испыты-

вать не только на цифровых моделях и в лабора-

ториях, но и в условиях реального месторожде-

ния. Технологические полигоны могут стать тем 

катализатором, который был необходим для 

привлечения в нефтегазовую отрасль большо-

го количества небольших компаний с хороши-

ми идеями», — поделился директор по техноло-

гическому развитию «Газпром нефти» Алексей 

Вашкевич.
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�ГАЗПРОМ НЕФТЬ�, СКОЛТЕХ И ХМАО8
ЮГРА РАЗВИВАЮТ ТЕХНОЛОГИИ 
ДОБЫЧИ �ТРУДНОЙ� НЕФТИ 
«Газпром нефть», Сколковский институт науки 

и технологий и Научно-аналитический центр ра-

ционального недропользования им. В.И. Шпиль-

мана в ХМАО-Югре заключили соглашение о соз-

дании инжинирингового центра для разработки 

и коммерциализации технологий разведки 

и добычи трудноизвлекаемых углеводородов. Ре-

ализация проекта позволит создать крупнейший 

лабораторный комплекс по «трудной» нефти в Рос-

сии для проведения исследований в этой области.

Документ подписали генеральный директор 

«Газпромнефть — Технологических партнерств» 

Кирилл Стрижнев, ректор Сколтеха Александр 

Кулешов и руководитель Центра рационального 

недропользования им. В.И. Шпильмана Петр Сту-

лов. Партнеры создадут совместное предприятие 

и инжиниринговый центр полного цикла на базе 

Нефтегазовой лаборатории Сколтеха и Центра ис-

следования керна в Ханты-Мансийске. Подразде-

ление станет площадкой для научно-технических 

экспериментов, развития технологий разведки 

и добычи «трудных» углеводородов, а также совре-

менных методов увеличения нефтеотдачи. Кроме 

того, центр займется разработкой решений в обла-

сти производства, транспортировки и хранения во-

дорода, технологий улавливания и хранения СО2.

«Вместе с партнерами мы сможем предложить 

рынку широкий перечень исследований, резуль-

таты которых будут востребованы как при до-

быче “трудной” нефти, так и при создании новых 

материалов, аддитивных технологий и подхо-

дов к улавливанию и утилизации углекислого 

газа», — рассказал директор по технологическо-

му развитию «Газпром нефти» Алексей Вашкевич.

«“Газпром нефть”, Югра и Сколтех много лет зани-

маются изучением трудноизвлекаемых запасов. 

За это время мы приобрели уникальные ком-

петенции, сформировали профессиональные 

команды, создали и внедрили новые решения 

для разработки бажена и других видов “труд-

ных” углеводородов. Синергия экспертизы, опыта 

и ресурсов партнеров поможет в создании про-

рывных технологий», — сообщил генеральный 

директор «Газпромнефть — Технологических 

парт нерств» Кирилл Стрижнев.

«Создание совместного предприятия позволит 

выводить на рынок созданные Сколтехом и парт-

нерами технологии разведки и добычи. Думаю, 

что в рамках совместного инжинирингового 

центра с “Газпром нефтью” и Югрой мы многого 

добьемся», — рассказал ректор Сколтеха Алек-

сандр Кулешов.

«Запуская с партнерами высокотехнологичный 

проект, мы создаем инструмент для преодоления 

общеотраслевых вызовов, связанных с добы-

чей “трудной” нефти. Параллельно мы решаем 

и важную задачу по привлечению и удержанию 

в ХМАО-Югре высококлассных специалистов», — 

сообщил руководитель НАЦ РН им. В. И. Шпиль-

мана Петр Стулов.
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�ГАЗПРОМ НЕФТЬ� И НЛМК 
БУДУТ СОВМЕСТНО РАЗВИВАТЬ 
НОВЫЕ ТЕХНОЛОГИИ 
«Газпромнефть — Технологические партнерства» 

и международная металлургическая компания 

НЛМК подписали соглашение о сотрудничестве 

в области инноваций. Стороны намерены объ-

единить ресурсы, компетенции и знания для 

взаимодействия в области инноваций, поиска 

и поддержки технологических стартапов в сфере 

энергетики.

Партнеры планируют совместно развивать ин-

фраструктуру для испытания и внедрения тех-

нологий российских разработчиков. Участники 

акселерационной программы «Газпром нефти» 

INDUSTRIX* получат возможность протестиро-

вать прототипы своих продуктов на промышлен-

ных площадках НЛМК, экспертизу от ведущих 

специалистов нефтяной и металлургической 

индустрий.

«Газпром нефть» и НЛМК планируют развивать 

как решения для разведки и добычи и традици-

онной энергетики, так и инновации для преодо-

ления вызовов, связанных с энергопереходом, 

в том числе создавать технологии для улавлива-

ния, использования и хранения СО2.

«Современный крупный бизнес активно запуска-

ет акселерационные программы. С их помощью 

мы можем кастомизировать технологии с от-

крытого рынка под свои вызовы и эффективнее 

решать отраслевые задачи. При этом все сторо-

ны таких программ в выигрыше: бизнес получает 

инновации для оптимизации своих процессов, 

а стартапы — возможность превратить свои идеи 

в востребованные продукты и интегрировать 

их в ведущие компании», — сообщил директор 

по технологическому развитию «Газпром нефти» 

Алексей Вашкевич.

«Группа НЛМК рада быть частью экосистемы, со-

зданной для динамичного развития уникальных 

решений с высоким технологическим, рыночным 

и межотраслевым потенциалом. Объединение 

усилий позволит нашим компаниям эффектив-

нее находить, тестировать и внедрять лучшие 

технологии в области альтернативной энергети-

ки, декарбонизации, цифровизации и в других 

направлениях», — прокомментировал вице-пре-

зидент Группы НЛМК по энергетике и экологии 

Сергей Чеботарёв.
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�ГАЗПРОМ НЕФТЬ� И AIQ БУДУТ 
СОВМЕСТНО РАЗВИВАТЬ ЦИФРОВЫЕ 
ТЕХНОЛОГИИ В НЕФТЕГАЗОВОЙ ОТРАСЛИ 
«Газпром нефть» и компания AIQ (совместное 

предприятие ADNOC и компании «Group 42») 

договорились о сотрудничестве в создании 

и коммерциализации цифровых решений для 

топливно-энергетического комплекса. Меморан-

дум о взаимопонимании подписали директор 

по технологическому развитию «Газпром нефти» 

Алексей Вашкевич и генеральный директор AIQ 

Омар Аль Марзуки.

Партнеры объединят компетенции, опыт и экс-

пертизу для разработки цифровых продуктов 

с использованием когнитивных технологий и ис-

кусственного интеллекта для разведки и добычи 

углеводородов. Компании намерены создавать 

новые решения и IT-инструмен ты, а также ком-

мерциализировать их на рынках России и Ближ-

него Востока.

«Газпром нефть» при участии AIQ намерена про-

двигать на ближневосточном рынке свои ког-

нитивные решения для оптимизации бурения. 

Например, первую в отрасли самообучающуюся 

программу для оптимизации затрат при строи-

тельстве высокотехнологичных скважин. Техно-

логия позволяет в режиме реального времени 

по косвенным параметрам работы бурового обо-

рудования определять тип горных пород на глу-

бине в несколько километров.

«Газпром нефть» рассматривает Ближний Восток 

как один из приоритетных рынков для продвиже-

ния своих технологических продуктов. В сентябре 

прошлого года компания впервые представила 

свои технологии и цифровые проекты на крупней-

шем международном отраслевом мероприятии — 

технологической конференции и выставке SPE 

Annual Technical Conference and Exhibition (ATCE) 

в ОАЭ. «Наши технологические и IT-продукты 

вызывают интерес у многих отраслевых игроков, 

в том числе на Ближнем Востоке. Соглашение 

с AIQ открывает новые возможности для разви-

тия наших цифровых технологий, их настройки 

под потребности и условия конкретного региона, 

а также формирует перспективы для создания 

и коммерциализации совместных продуктов», — 

рассказал директор по технологическому разви-

тию «Газпром нефти» Алексей Вашкевич.

«Мы рады новому партнерству AIQ с “Газпром 

нефтью”, которое будет способствовать сотрудни-

честву между двумя ключевыми энергетически-

ми компаниями. Мы стремимся разрабатывать 

прорывные технологии, которые создадут цен-

ность и возможности для роста в нашем бизнесе. 

По мере того как ОАЭ движутся к энергетическо-

му переходу, мы рады, что многие международ-

ные компании все чаще рассматривают Абу-Даби 

как центр цифровых технологий и искусственного 

интеллекта мирового класса», — сообщил гене-

ральный директор AIQ Омар Аль Марзуки.
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�ГАЗПРОМ НЕФТЬ� ВНЕДРЯЕТ 
ПЕРВЫЙ РОССИЙСКИЙ 
ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЙ КОМПЛЕКС 
ДЛЯ РАЗРАБОТКИ ТРИЗОВ 
«Газпром нефть» и ведущие разработчики и про-

изводители оборудования для добычи углеводо-

родов создали первый отечественный комплекс 

для гидроразрыва пласта (ГРП). В 2022 году 

пройдут стендовые испытания, а в 2023 году — 

тестирование флота ГРП на Южно-Приобском ме-

сторождении в Ханты-Мансийском автономном 

округе — Югре.

Техника нового поколения адаптирована для 

работы с трудноизвлекаемыми запасами. Ком-

плекс ГРП, разработанный Московским ин-

ститутом теплотехники, состоит из мобильных 

насосных установок для закачки в скважины 

специальных жидкостей, пунктов управле-

ния и контроля, полевых лабораторий и дру-

гой спецтехники. Для автоматизации операций 

гидро разрыва пласта разработан специализи-

рованный комплекс программного обеспечения, 

в который в том числе входит цифровой симуля-

тор «Кибер ГРП», созданный «Газпром нефтью» 

совместно с МФТИ для расчета параметров под-

земных операций.

За счет большей мощности насосных установок 

эффективность российской техники при работе 

с трудноизвлекаемыми запасами будет выше за-

рубежных аналогов. Увеличение объема закач-

ки жидкости позволит создавать разветвленную 

сеть трещин даже в сверхплотных породах и, та-

ким образом, повышать приток нефти в скважину. 

Кроме того, отечественное оборудование ком-

пактнее зарубежных комплексов, что сокращает 

затраты на подготовку специальных площадок 

для размещения техники.

«Для рентабельной разработки сложных за-

пасов нефти, доля которых в России достигает 

70 %, необходимы технологии и оборудование, 

которые не зависят от импорта. Гидроразрыв 

пласта — один из самых распространенных ме-

тодов увеличения эффективности разработки 

месторождений. Сейчас примерно 85 % приро-

ста добычи нефти обеспечивается применением 

ГРП. Вместе с партнерами мы создали первое 

отечественное оборудование для гидроразрыва, 

и это историческое событие для всей нефтегазо-

вой отрасли. Мы закладываем в этот проект нуж-

ные нам параметры и характеристики, которые 

позволят оптимально работать с трудноизвлека-

емыми запасами», — рассказал Алексей Ваш-

кевич, директор по технологическому развитию 

«Газпром нефти».
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ЭВОЛЮЦИЯ ПРЕДСТАВЛЕНИЙ 
О ГЕОЛОГИЧЕСКОМ СТРОЕНИИ 
НИЖНЕНЕОКОМСКИХ ОТЛОЖЕНИЙ 
СЕВЕРНОГО СКЛОНА 
СРЕДНЕМЕССОЯХСКОГО ВАЛА
М.А. Васильев*, С.А. Люлякин, С.В. Михайлова, К.В. Зверев, Р.Р. Вахитова
Научно-Технический Центр «Газпром нефти» (ООО «Газпромнефть НТЦ»), РФ, Санкт-Петербург

Электронный адрес: Vasilev.MAn@gazpromne? -ntc.ru

В современных экономических реалиях нефтяные компании стараются оптимизировать подходы 
к проведению геолого-разведочных работ (ГРР), т.к. ценой ошибки неуспешного поисково-оценочного 
бурения может быть выход из проекта доразведки месторождения и, как следствие, многомиллиардные 
финансовые потери.

Важным аспектом при решении задач геолого-разведочных работ является наличие обоснованной 
сейсмогеологической модели перспективных объектов.

В статье рассмотрена история развития представлений о геологическом строении ачимовских отложений 
на северном склоне Мессояхской гряды в пределах Восточно-Мессояхского и Западно-Мессояхского 
лицензионных участков.

Цель. Изначально модель формирования фондоформной части клиноциклита БУ16, построенная на основе 
сети сейсмических профилей МОГТ-2D, предполагала развитие в интервале пласта мощного конуса выноса, 
который позиционировался как основной объект при постановке поисково-оценочного бурения в этом 
районе. При появлении новых геолого-геофизических данных появилась необходимость актуализировать 
сейсмогеологическую и седиментационную модели с целью дальнейшего заложения точек поисково-
разведочного бурения.

Материалы и методы. В рамках данной работы были использованы данные сейсморазведочных работ 3D, 
выполненных в период 2019–2020 гг., а также результаты бурения разведочных скважин в пределах района 
исследования с проведенными исследованиями ГИС.

Результаты. После получения новых сейсмических данных МОГТ-3D, изменился концепт формирования 
клиноформного комплекса на изучаемой территории и создана новая сейсмогеологическая модель. 
Геологическое тело у подножия северного склона Мессояхской гряды в пределах Восточно-Мессояхского 
и Западно-Мессояхского ЛУ в интервале пласта БУ16, позиционировавшееся ранее как глубоководный 
конус выноса, в настоящий момент рассматривается как крупный оползень. Подбор аналогов развития 
оползневых процессов в пределах лицензионных участков «Газпром нефти» позволил верифицировать новое 
представление о строении нижней части неокомских отложений.

Заключение. В статье показаны особенности первоначальной геологической модели и описан процесс её 
актуализации, учитывающий новые сейсмические данные. В результате актуализации сейсмогеологической 
модели нижненеокомских отложений северного склона Среднемессояхского вала существенным образом 
изменилось представление о геологическом строении пластов нижнего неокома, что привело к пересмотру 
программы ГРР, точек заложения новых поисково-оценочных скважин и экономики проекта в целом.

Ключевые слова: Ачимовская свита, оползень, дебрисный поток, сейсмическая интерпретация, 
геологический концепт
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EVOLUTION OF VIEWS ON GEOLOGICAL STRUCTURE OF THE LOWER NEOCOMIAN SEDIMENTS 

OF THE NORTHERN SLOPE OF THE SREDNEMESSOYAKHSKY SHAFT
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Roza R. Vakhitova
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Today oil companies are trying to optimize the approaches of geological exploration, since the result of 
unsuccessful prospect drilling may lead to exit for the project with multibillion fi nancial losses.

An important aspect of geological exploration is a well-grounded seismogeological model of oil and gas prospects.
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The article describes evolution of ideas about the geological structure of the Achimov sequence on the northern 
slope of the Messoyakhsky ridge within the East Messoyakhsky and West Messoyakhsky license areas.

Aim. Initially, the model of structure of the deep-water marine sediments BU16 clinocyclite was built using 
network of seismic profi les CDP-2D and assumed the propagation of a thick fan, which was considered as the 
main perspective geological object for prospect drilling in this area. With the appearance of new geological and 
geophysical data, it became necessary to update the seismogeological and sedimentation models in order to 
determine the new targets of exploration drilling.

Materials and methods. As part of this work, 3D seismic data surveys carried out in the period of 2019–2020, as 
well as the results of log drilling exploration wells.

Results. A? er receiving new CDP-3D seismic data, the concept of the formation of the clinoform complex in 
the study area has changed and a new seismogeological model has been created. A geological body at the foot 
of the northern slope of the Messoyakhskaya ridge within the East Messoyakhsky and West Messoyakhsky 
license blocks in the interval of the BU16 formation, previously positioned as a deep-water alluvial fan, is 
currently considered as a large underwater landslide. The selection of analogues of the development of landslide 
processes within the licensed areas of Gazprom Ne?  PJSC made it possible to verify a new understanding of the 
structure of the lower part of the Neocomian deposits.

Conclusions. The article describes features of the initial geological model and it’s updating process, taking into 
account new seismic data. As a result of updating the seismogeological model of the Lower Neocomian deposits 
of the northern slope of the SredneMessoyakhsky swell, the understanding of the geological structure of the 
Lower Neocomian formations has signifi cantly changed, which led to a revision of the exploration program, the 
locations of new prospecting and appraisal wells, and the economics of the project.

Keywords: Achimov sequence, slump, debris fl ow, seismic interpretation, geological concept

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

For citation: Vasilev M.A., Lyulyakin S.A., Mikhailova S.V., Zverev K.V., Vakhitova R.R. Evolution of views on geological 
structure of the lower Neocomian sediments of the northern slope of the Srednemessoyakhsky sha? . PRONEFT. 
Professionally about oil. 2022;7(1):12–21. https://doi.org/10.51890/2587-7399-2022-7-1-12-21

Manuscript received 19.10.2021
Accepted 21.12.2021
Published 30.03.2022

РЕТРОСПЕКТИВА

Геологическое изучение Мессояхской гряды 

началось в 1950-х годах. В 1969 году по ре-

зультатам сейсморазведочных работ (СРР) 

методом отраженных волн (МОВ) подтверж-

дено наличие Среднемессояхского купо-

ловидного поднятия и отмечено наличие 

углового несогласия на границе меловых 

и юрских отложений.

В середине 1970-х годов Среднемессояхская 

нефтеперспективная структура была подго-

товлена к поисковому бурению. До 1988 года 

поисково-разведочное бурение не давало 

положительных результатов. Восточно-Мес-

сояхское многопластовое месторождение 

было открыто в 1989 году скважиной 35.

В период с 1978 по 1984 год проведены СРР 

работы МОГТ-2D, по результатам которых 

была оконтурена зона размыва верхнеюр-

ских отложений, подготовлены к глубокому 

бурению ряд неокомских ловушек. Установ-

лена барьерная роль Среднемессояхского 

вала при формировании нижненеокомских 

клиноформ.

Всего в период с 1980-х по 2000-е годы 

на Восточно-Мессояхском и Западно-Мес-

сояхском месторождениях было выполнено 

более 5200 пог. км сейсморазведочных работ 

МОГТ-2D с достаточно низкой кратностью 

(24–30).

Большой этап геолого-разведочных работ 

связан с началом проведения МОГТ-3D в пе-

риод с 2001 по 2015 год. За этот период сейс-

моразведочными работами МОГТ-3D была 

покрыта площадь объёмом 3430 км2, что со-

ставляет 70 % от общей площади Запад-

но-Мессояхского и Восточно-Мессояхского 

лицензионных участков. Изученность ЛУ СРР 

МОГТ-3D составила 0,69 пог. км/км2.

Использование результатов интерпретации 

СРР МОГТ-3D позволило уточнить геологи-

ческое строение перспективных объектов 

нижне- и верхнемеловых отложений, в связи 

с чем в период с 2015 года началось активное 

разведочное и эксплуатационное бурение 

на Восточно-Мессояхском месторождении, 

в том числе и на неструктурные объекты.

СРР МОГТ-3D проводились в разные годы, 

с разными источниками возбуждения и па-

раметрами наблюдения, обработку выпол-

няли с отличающимися графами разные 

специалисты, что привело к отличию в ди-

намических и частотных характеристиках. 

Некоторые съёмки были не увязаны меж-

ду собой по кинематическим и динамиче-

ским характеристикам. Многие перспектив-

ные объекты вытянуты вдоль склона вала 

и проходят через разные съемки МОГТ-3D. 

Все эти факторы в значительной мере ос-

ложняли выделение перспективных объек-

тов. В результате совместной переобработки 
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и переинтерпретации всего объема сейсми-

ческих данных МОГТ-3D в 2018 году был полу-

чен объединённый куб площадью 3430 км2.

Получение единого куба позволило суще-

ственным образом уточнить сейсмогеоло-

гические модели неокомских отложений 

юго-восточного склона Мессояхского вала, 

но северный склон остался покрыт лишь 

2D-профилями. В силу этих причин специа-

листы, проводившие подготовку перспек-

тивных объектов к бурению на северном 

склоне, столкнулись с объективными техни-

ческими ограничениями при актуализации 

сейсмогео логической модели. Поисково-о-

ценочное бурение, выполненное по этим 

результатам, было условно успешным, 

что привело к необходимости существен-

ной корректировки сейсмогеологической 

модели.

Принимая во внимание ограниченную изу-

ченность северного склона и сопряженные 

с этим значительные неопределенности 

в части геологического строения перспек-

тивных объектов, программой ГРР было 

запланировано проведение СРР МОГТ-3D 

в несколько этапов. В 2020 году получены 

результаты по новой съёмке 3D на севе-

ро-западной части ЛУ, покрывшей площадь 

от объединенного куба 2018 года до север-

ной границы лицензионных участков (рис. 

1). Результаты обработки и интерпретации 

данных материалов легли в основу сейсмо-

геологической модели нижненеокомских 

отложений северного склона Мессояхского 

вала, являющейся предметом рассмотрения 

настоящей статьи.

Подводя итог ретроспективы, можно одно-

значно утверждать, что история успешного 

поисково-разведочного бурения на Мессо-

яхских месторождениях сопряжена с посте-

пенным увеличением объема и улучшением 

качества проводимых сейсморазведочных 

работ.

Всего за период с 1975 по 2021 год на Восточ-

но- и Западно-Мессояхском месторождени-

ях было пробурено более 100 поисково-раз-

ведочных скважин, в 25 из них проведены 

исследования методом сейсмокаротажа (СК) 

и вертикального сейсмического профилиро-

вания (ВСП).

10 км

Поисково-разведочная скважина

Контур СРР 3D 2020 г.

Скважина с ВСП

Граница лицензионного участка

Профиль СРР 2D

Региональный профиль СРР 2D

Контур объединенной
съемки 3D

Рис. 1. Схема изученности района исследования (Вахитова Р.Р., ПО Isoline)

Fig. 1. Scheme of knowledge of the study area (Vakhitova R.R., Isoline so� ware)
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ОСОБЕННОСТИ ГЕОЛОГИЧЕСКОГО 
СТРОЕНИЯ

Район работ располагается на стыке двух 

лицензионных участков, в пределах которых 

открыты и разрабатываются газонефтяное 

Западно-Месосяхское и нефтегазоконден-

сатное Восточно-Мессояхское месторожде-

ния с этажом нефтегазоносности более 

4000 м.

Эти месторождения расположены в цен-

тральной части субрегиональной структу-

ры — Мессояхской гряды, в своде структу-

ры II порядка — Среднемессояхского вала, 

и приурочены к одноименным поднятиям. 

Указанный вал занимает центральное поло-

жение на Мессояхской гряде и имеет дуго-

образную форму, обращенную выпуклостью 

на юг.

Характерной чертой тектонического строе-

ния района работ является наличие большо-

го количества дизъюнктивных нарушений 

и формирование горстов и грабенов, ослож-

няющих сводовую часть зоны Мессояхских 

поднятий.

На момент начала формирования неоком-

ских отложений Среднемессояхский вал яв-

лялся естественной границей между двумя 

впадинами: Большехетской на юге и Анти-

паютинской на севере, являвшимися основ-

ными зонами седиментации. Это привело 

к фациальному различию в формировании 

одновозрастных разрезов в северной и юж-

ной зонах.

В среднем валанжине (время формиро-

вания пластов БУ16– БУ15) вал вторично, 

после юрского осадконакопления, пе-

рекрывается осадочными отложениями, 

но в палеоландшафтах он продолжал выде-

ляться возвышенностью, о чем констатиру-

ют сокращенные мощности перекрывающих 

отложений и отсутствие данного страти-

графического диапазона в сводовой части 

вала [1].

Северный склон вала, раскрывающийся в Ан-

типаютинскую впадину, в пределах которого 

выделяются перспективные литологические 

объекты нижнего неокома, осложнен дизъ-

юнктивными нарушениями опосредованно — 

высокоамплитудные разломы по сейсмиче-

ским данным прослеживаются на востоке 

в районе примыкания к зоне сдвига (сво-

довая часть вала). Не исключается наличие 

пликативных разломов, слабовыраженных 

в волновом поле.

Среднемессояхский вал уверенно выделяет-

ся на сейсмических разрезах, выровненных 

на палеоповерхности опорных отражающих 

горизонтов мела (отражающие горизонты Н3, 

Н2, М, Г и С). На картах палеоповерхностей 

проявляется в виде области минимальных 

накопленных толщин.

Таким образом, являясь относительно при-

поднятой зоной на протяжении всего эта-

па формирования осадочного чехла, Сред-

немессояхский вал значительно влиял 

на распределение терригенных осадков, 

что непосредственным образом сказывалось 

на характер седиментации нижненеокомских 

клиноциклитов в районе северного склона, 

в частности пласта БУ16.

ИСХОДНАЯ ГЕОЛОГИЧЕСКАЯ МОДЕЛЬ 
�КОНЦЕПТ 2019 ГОДА�

В северной части площади в качестве рабо-

чей модели нижненеокомских отложений 

северного склона Мессояхского вала ис-

пользовалась геологическая модель образ-

ца 2019 года, построенная на основе данных 

СРР 3D, объединенных в единый массив, 

а также переобработанных профилей СРР 

МОГТ-2D.

В рамках указанной работы выполнена 

увязка данных СРР МОГТ-2D и -3D с после-

дующей переинтерпретацией. С целью по-

строения концептуальной геологической 

модели в пределах района работ было вы-

полнено комплексирование всех доступ-

ных на тот момент геолого-геофизических 

данных, полученных в период 2012–2017 го-

дов.

Прогноз перспективных объектов был 

выполнен с использованием обновлен-

ного структурного каркаса, результатов 

палеогео морфологического, тектонического, 

сейсмостратиграфического и сейсмофаци-

ального анализов. Комплексирование по-

зволило выявить значительное количество 

потенциальных ловушек с разной степенью 

уверенности.

По мнению авторов сейсмогеологической 

модели 2019 года Северный склон Сред-

немессояхского вала является основной 

перспективной зоной в пределах Западно- 

и Восточно-Мессояхских участков, а перво-

очередными объектами для опоискования 

предполагаются конусы выноса пластов 

БУ16, БУ15 [2].

Перспективные объекты пластов БУ16, БУ15 

выделены по временным толщинам, которые 

построены с использованием данных МОГТ-

2D. Расстоянием между профилями 2–3 км, 

что в значительной степени ограничивает 

точность выделения неструктурных ловушек. 

Использование атрибутного анализа для вы-

деления перспективных объектов при такой 

плотности сейсмических данных в данном 

случае неинформативно.
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ОБНОВЛЕННАЯ ГЕОЛОГИЧЕСКАЯ 
МОДЕЛЬ �КОНЦЕПТ 2021 ГОДА�

В 2020 году в результате проведения СРР 

МОГТ-3D площадью 597 км2 были получены 

сейсмические данные высокого качества, 

позволяющие решать геологические зада-

чи. Размер бина составил 25 × 25 м, кратность 

съёмки — 224, максимальные удаления — 

5100 м. На этапе обработки была выполнена 

корректная увязка съемки с объединенным 

кубом 2018 года на кинематическом и дина-

мическом уровнях.

Обработка проводилась с использованием 

современного графа, в широком диапазоне 

частот и с сохранением истинного соотноше-

ния амплитуд. В результате было получено 

высокое соотношение сигнал/помеха, что по-

зволило выполнить кинематический и дина-

мический анализ при построение детальной 

сейсмогеологической модели.

С целью актуализации сейсмогеологической 

модели была выполнена интерпретация дан-

ных СРР 3D 2020 года. Для сейсмостратигра-

фической привязки использованы 2 скважи-

ны, попадающие в контур съёмки 2020 года, 

а также в пределы объединенного куба. В не-

которых скважинах выполнено ВСП, во всех 

проведен акустический каротаж (АК) и плот-

ностной гамма-гамма-каротаж (ГГКп).

По результатам данных работ был постро-

ен структурный каркас по 25 отражающим 

горизонтам (ОГ), увязанный поверхностя-

ми глубин объединенного куба, выполнен 

детальный анализ сейсмических атрибутов 

на качественном уровне.

Для интервала ОГ БУ16–Б10-40 было полу-

чено 8 пропорциональных срезов. Расчет 

сейсмических атрибутов выполнялся по всем 

интервалам между срезами в пределах 

пласта БУ16. Анализировались различные 

амплитудные и частотные атрибуты. Всего 

было рассчитано около 700 карт. Используя 

отдельные информативные сейсмические 

атрибуты, были построены карты сейсмоклас-

сов, которые учитывались при актуализации 

седиментационной модели.

Был сделан расчет спектральной декомпози-

ции по пропорциональным срезам от кровли 

БУ16 до ОГ Б10-40. Анализировались раз-

личные сочетания частот при смешивании 

в режиме RGB. Всего рассчитано 315 карт. 

Результаты этих расчётов послужили осно-

вой при выделении перспективных геологи-

ческих объектов.

Результаты сейсмофациального ана-

лиза, выполненного специалистами 

ООО «Газмпромнефть НТЦ» в 2021 году с ис-

пользованием описанных выше результатов 

интерпретации новой сейсмической съёмки 

3D, позволили в значительной степени уточ-

нить геологическое строение нижненеоком-

ских клиноциклитов, изменив представление 

о геологическом строении пласта БУ16.

Основная прогнозная зона пласта БУ16 по мо-

дели 2018–2019 годов связывалась с предпо-

лагаемой областью развития турбидитовых 

отложений. На предыдущей фациальной 

схеме турбидитовая зона у подножия склона 

имеет неровную ширину с резким расшире-

нием на одном из участков, при этом анализ 

её строения не приводился (рис. 2).

При актуализации модели строения пласта 

БУ16 результаты палеогеоморфологическо-

го и динамического анализа сейсмических 

данных позволили выделить структурные 

элементы крупных оползаний, сопровождав-

шихся развитием глинистых дебрисных по-

токов и обосновать расширение зоны под-

ножия подводного склона в данном районе 

активным проявлением процессов осадочной 

масс-транспортировки.

Данный генетический тип отложений ранее 

не выделялся и не картировался в этом райо-

не в пределах пласта БУ16.

Согласно теоретической модели развития 

отложений осадочной масс-транспортиров-

ки, в верхней части подводного склона в зоне 

отрыва оползня (эскарпа) медленно движу-

щаяся масса глинистых осадков испытывает 

пластические деформации без разрыва их 

сплошности [4, 5]. Однако по мере продол-

жения движения осадков вниз по склону 

и увеличения скорости движения степень 

деформации осадков также увеличивает-

ся и сопровождается захватом окружающей 

водной массы, в результате чего происхо-

дит постепенное разжижение оползающе-

го осадка и его трансформация в высоко-

плотный дебрис ный поток. Отдельные блоки 

наиболее плотных и/или слабоконсолиди-

рованных пород, захваченные оползанием, 

могут сохранять свою сплошность и вну-

треннюю структуру, двигаясь по поверхности 

дебрисного потока в виде отдельных блоков 

скольжения. Часть таких объектов за счет 

процесса гидропланирования могут продви-

гаться за внешнюю границу дебрисного по-

тока, образуя фронтальные веер, состоящий 

из рассеянных блоков скольжения на поверх-

ности первичных (не оползневых) осадков 

КРОСС�ФУНКЦИОНАЛЬНЫЙ ПОДХОД 
И ИСПОЛЬЗОВАНИЕ ДОСТУПНЫХ 
ГЕОЛОГО�ГЕОФИЗИЧЕСКИХ ДАННЫХ ПОМОГАЕТ 
ПРЕДУПРЕДИТЬ БУРЕНИЕ В РАЙОНАХ 
С ПОВЫШЕННЫМИ ГЕОЛОГИЧЕСКИМИ РИСКАМИ
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подножия склона и прилегающих частей 

подводной равнины (рис. 3, 4).

Одним из характерных признаков, позволя-

ющих на седиментационных сейсмических 

срезах уверенно интерпретировать отложе-

ния глинистых дебрисных потоков, развива-

ющихся в головной части оползневого тела, 

является наличие систем концентрически 

зональных параллельных компрессионных 

гребней.

Оползневые глинистые дебрисные потоки 

могут иметь разнообразную форму и раз-

меры, достигающие десятков километров 

в длину и ширину, мощностью до нескольких 

десятков метров.

Аналогом отложений осадочной масс-транс-

портировки пласта БУ16 может служить 

оползневое тело, закартированное по дан-

ным сейсморазведки 3D и опоискованное 

бурением на соседнем месторождении-

анало ге (рис. 5). Из этого оползневого тела 

был отобран керн, сложенный исключитель-

но аргиллитами, рассеченными тонкими 

инъекционными дайками, заполненными 

песчаником. Подтвержденный бурением 

существенно глинистый состав оползнево-

го тела хорошо согласуется с характерными 

особенностями его строения: хаотичной вну-

тренней структурой на сейсмических разре-

зах и наличием на седиментационных срезах 

компрессионных складок, а также блоков 

скольжения, которые могут развиваться 

только в потоках осадочной масс-транспор-

тировки, сложенных глинистыми осадками, 

проявлявшими в движении пластичную рео-

логию [3].

Сходство в размерах и особенностях строе-

ния оползневого тела в пласте БУ16 с ополз-

невым телом на соседнем месторожде-

нии-аналоге, глинистый состав которого 

подтвержден бурением, позволяет пред-

полагать аналогичный глинистый состав 

и для оползневого тела в пласте БУ16.

Опыт разбуривания отложений подво-

дных оползней и связанных с ними крупных 

дебрисных потоков на месторождениях-

1

3

2

5

7

6

4 8

Рис. 2. Схема выделенных фациальных зон пласта БУ16 (2018 г.) (Зверев К.В.).

1 — граница лицензионных участков; 2 — концептуальная схема обстановки осадконакопления (http://geologycafe.com); 

3 — прибрежная зона; 4 — переходная зона; 5 — зона турбидитов; 6 — зона склоновых шельфов; 7 — дальняя зона; 8 — дно бассейна; 

белым цветом показана область отсутствия пласта БУ16.

Fig. 2. Scheme of the facies zones of the BU16 formation (2018) (Zverev K.V.).

1 — boundary of license areas; 2 — conceptual scheme of the environment of sedimentation (http://geologycafe.com); 3 — coastal zone; 

4 — transition zone; 5 — zone of turbidites; 6 — zone of slope shelves; 7 — far zone; 8 — the bottom of the sediment basin; 

white color shows the area of absence of the BU16 formation.
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анало гах показывает, что оползневое тело 

в пределах плата БУ16 следует относить 

к перспективным объектам с большой осто-

рожностью, так как коллекторы могут при-

сутствовать спорадически в виде локальных 

зон опесчанивания, заполняющих поло-

сти между компрессионными складками 

дебрис ного потока.

РЕЗУЛЬТАТЫ

В результате актуализации сейсмогеологи-

ческой модели нижненеокомских отложений 

северного склона Среднемессояхского вала 

существенным образом изменилось пред-

ставление о геологическом строении пла-

стов нижнего неокома, наличие в интервале 

пласта БУ16 массивного оползневого тела 

привело к пересмотру программы ГРР, точек 

заложения новых поисково-оценочных сква-

жин и экономики проекта в целом.

Анализируя полученные результаты, можно 

сделать несколько выводов. Во-первых, влия-

ние данных СРР 3D на формирование ценно-

сти проекта через детализацию сейсмогео-

логической модели является определяющим, 

особенно для неантиклиналиных объектов 

неокомского интервала. Во-вторых, учиты-

вая высокую стоимость бурения планируе-

мой поисково-оценочной скважины в районе 

исследования и ожидаемую геологическую 

ценность, необходим кросс-функциональный 

подход и использование всех доступных гео-

лого-геофизических данных для учёта ключе-

вых неопределенностей проекта. В-третьих, 

получение новой геолого-геофизической ин-

формации позволило скорректировать про-

грамму ГРР и предупредить бурение в районе 

с повышенными геологическими рисками.

 2  2 

 5  5 

 1  1 
 6  6 

 7  7 

 4  4 

 3  3 

Рис. 3. Концептуальная модель строения оползневого тела пласта БУ16 по данным СРР 3Д 2020 года 

(Васильев М.А., Люлякин С.А., ПО Petrel). 1 — тыловая деляпсивная часть оползня; 2 — конусы выноса; 

3 — бугор выпирания (вал выпучивания); 4 — фронтальная детрузивная часть оползня; 5 — оползневое тело; 

6 — стенка отрыва оползня; 

7 — олистростромы (продукты мутьевого потока, вызванные оползнем).

Fig. 3. Conceptual model of the landslide body structure of the BU16 formation based on the 3D seismic data 

(2020 year) (Vasilev M.A., Lyulyakin S.A., Petrel so� ware) 1 — the rear delapsive part of the landslide; 2 — the removal 

cones; 3 — the pyrania hillock (bulging sha� ); 4 — the frontal detrusive part of the landslide; 5 — the landslide body; 

6 — the wall of the landslide separation; 7 — olistrostroms (muddy fl ow products caused by a landslide).
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Рис. 4. Временной разрез по линии СЗ–ЮВ, выровненный на ОГ БУ13-0, через оползневое тело. 1 и 2 — этапы формирования соответствующих 

этажей оползневого тела, 3 — этап перекрытия оползня слоистой толщей осадков (Васильев М.А., Люлякин С.А., ПО Petrel)

Этап 1 — формирование 1-го этажа оползневого комплекса (срыв и оползание глинистых осадков подводного склона под воздействием 

одномоментных сейсмических процессов):1а —  формирование компрессионных гребней во фронтальной части оползневого тела 

(конседиментационная складчатость); 1б — формирование компрессионных гребней в пределах тела оползня; Этап 2 — формирование 

2-го этажа оползневого комплекса: 2а — нивелирование неровной топографии подстилающих оползневых масс песчанистыми осадками 

турбидитовых потоков (проявление шнурковых форм в волновом поле); 2б — формирование нового оползневого тела поверх подстилающих 

отложений 1-го этапа; 2в — локальное оползание глинисто-алевритовых осадков по склону в результате воздействия сейсмических процессов, 

формирование конседиментационной складчатости локального распространения; Этап 3 — перекрытие оползневого комплекса слоистой толщей: 

3а — покровные осадки (песчано-алевритисто-глинистый материал); 3б — гравитационное оползание по склону локального распространения.

Fig. 4. Time section along the line NW–SE, fl attened on the RH BU13-0, through the landslide body. 1 and 2 — the formation stages of the landslide 

body, 3 — the overlapping stage of the landslide with sediments (Vasilev M.A., Lyulyakin S.A., Petrel so� ware) 

Stage 1 — formation of the 1st fl oor of the landslide complex (breakdown and slumping of clayey sediments of the underwater slope under 

the infl uence of simultaneous seismic processes): 1a — formation of compression ridges in the frontal part of the landslide body (consedimentary 

folding); 1b — formation of compression ridges within the landslide body; Stage 2 — formation of the 2nd fl oor of the landslide complex: 2a — leveling 

of the uneven topography of the underlying landslide masses with sandy sediments of turbidite fl ows (image of shoe-string bodies in the wave fi eld); 2b — 

formation of a new landslide body over the underlying deposits of the 1st stage; 2c — local sliding of clay-silt sediments along the slope as a result of 

the impact of seismic processes, formation of consedimentary folding with local distribution; Stage 3 — overlap of the landslide complex with a layered 

sediments: 3a — cover sediments (sandy-silty-argillaceous material); 3b — gravitational sliding along the slope of local propagation.

Рис. 5. Оползневое тело, приуроченное к раздробленной фазе баженовского горизонта на соседнем 

месторождении-аналоге. Размеры тела 14 × 19 км [3].

Fig. 5. A landslide body confi ned to the fragmented phase of the Bazhenov formation at a neighboring analogue fi eld. 

Body size 14 × 19 km [3].
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Введение. В статье представлена методология комплексной оценки геологической изученности 
месторождения, основным показателем которой является количество и качество проведенных 
исследований.

Цель. Разработать численную метрику комплексной оценки геологической изученности как в 1D, так 
и по площади (в 2D).

Материалы и методы. Методология рассматривает изученность по шести направлениям: 
сейсморазведочные работы, геофизические исследования скважин, лабораторные исследования 
керна, испытания на приток, отбор проб пластовых флюидов, гидродинамические исследования 
скважин. Изученность по каждому из них унифицирована и изменяется от 0 (минимальная изученность) 
до 1 (максимальная изученность). Помимо методологии численной метрики для оценки изученности 
авторами статьи также предлагается метод представления изученности в виде карты (2D-вид).

Результаты. Разработана методология комплексной оценки геологической изученности в 1D и в 2D.

Заключение. Представление геологической изученности в 2D позволяет визуально оценить зоны 
с максимальной и минимальной изученностью на объекте. Оценка изученности совместно с оценкой 
геологической сложности месторождения позволяет оценить и запланировать мероприятия для снижения 
геологических, технологических и экономических неопределенностей.

Ключевые слова: изученность месторождения, сейсморазведочные работы, геофизические исследования 
скважин, лабораторные исследования керна, отбор проб пластовых флюидов, испытание на приток, 
гидродинамические исследования скважин
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Background. The article presents an approach to assessing the geological data density, the main indicators are 
the quantity and quality of investigations.

Aim. Developing a numerical metric for assessing the geological data density in 1D and 2D.

Materials and methods. The methodology considers data from six areas: seismic exploration, well logging, 
core analysis, production tests, fl uid sampling, well test. The data density for each of them is unifi ed and varies 
from 0 (minimum data density) to 1 (maximum data density). In addition to the quantitative metric, the authors 
proposed a method for representing data density in the form of a map (2D view).

Results. A methodology of quantitative assessment of geological data density has been developed for 1D and 2D.

Conclusion. Visualization of data density in 2D allows evaluate the areas with the maximum and minimum 
amount of information of the object. A comprehensive assessment of the data density, together with the 
geological complexity of the fi eld, makes it possible to evaluate and plan measures to reduce geological, 
technological, and economic uncertainties.
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ВВЕДЕНИЕ

В настоящее время перед многими компани-

ями стоят задачи по комплексному изучению 

месторождений. Важным аспектом подоб-

ных задач является количественная харак-

теристика уже проведенных исследований 

на объекте для выявления уровня наполнен-

ности каждого направления исследований. 

Однако реализация такой оценки оказывает-

ся нетривиальной задачей, так как проводи-

мые исследования имеют не только разный 

масштаб, но и разные единицы измерения [3]. 

Эту задачу можно решить с помощью разра-

ботанной методологии комплексной оценки 

геологической изученности (КОГИ), которая 

приводит различные методы доизучения (ис-

следований) в одну систему координат. Кро-

ме того, дальнейшее картирование данных 

придает методу основное преимущество — 

наглядность. Картирование как специфиче-

ский способ отображения информации дает 

возможность комбинировать результаты 

различных научных методов, получать новые 

данные путем создания синтетических карт, 

решать научные и производственные задачи, 

а также переводить картографические дан-

ные в форму, удобную для статистического 

анализа, и наоборот. Методы математической 

статистики позволяют по выборкам, получен-

ным с карт изученности, определять средние 

величины и вариации, рассчитывать параме-

тры распределения и показатели корреляции 

по текущей изученности на месторождении, 

выполнять многомерный факторный, компо-

нентный и дисперсионный анализ, т.е. ис-

пользовать арсенал математической стати-

стики, применяемый в науках о Земле. Также 

можно проводить районирование: по степени 

изученности в пределах геологических объ-

ектов (залежь, пласт и т.п.), в пределах ме-

сторождения в целом, по границам действия 

нефтедобывающих предприятий, по очеред-

ности ведения геолого-разведочных работ, 

освоения ресурсов [6] и т.д.

МЕТОДОЛОГИЯ КОМПЛЕКСНОЙ ОЦЕНКИ 
ИЗУЧЕННОСТИ

В процессе оценки изученности актива 

(участка актива) проводится расчет для ше-

сти направлений исследований (сейсмораз-

ведочные работы (СРР) [5], геофизические 

исследования скважин (ГИС), лабораторные 

исследования керна, отбор проб пластовых 

флюидов, испытания на приток, гидродина-

мические исследования скважин (ГДИС)), 

что в большинстве случаев охватывает весь 

комплекс проводимых работ на месторо-

ждении. В текущей работе под изученностью 

понимается статистическая характеристика, 

описывающая количество и качество прове-

денных исследований.

Оценка изученности производится для сква-

жин согласно разработанным критериям 

по 4 направлениям: ГИС, ГДИС, лабораторные 

исследования керна, испытания на приток; 

внутри полигона покрытия 2D/3D-съемки 

для направления СРР; для отдельных изоли-

рованных участков (блоков, линз) для на-

правления отбор проб пластовых флюи-

дов. Кроме того, для каждого направления 

вводятся весовые коэффициенты критерия 

изученности (ВККИ) в зависимости от того, 

насколько получаемые от исследований ре-

зультаты влияют на подсчет запасов углево-

дородов. Такой подход впервые унифицирует 

единицы измерения изученности по направ-

лениям (от 0 до 1, где 0 характеризует отсут-

ствие исследований, а 1 — полный набор 

описанных в методологии исследований) 

и дает возможность проводить их сравнение 

в рамках одного или разных регионов [2].

Помимо количества проведенных исследова-

ний необходимо учитывать их качество: чем 

ниже качество проведенных исследований, 

тем ниже итоговая изученность по направле-

нию. В текущей методологии оценка качества 

производится экспертным путем согласно 

табл. 1 для всех направлений исследова-

ний, за исключением «испытаний на приток», 

для которого авторами предлагается коли-

чественная оценка качества.
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Таблица 1. Коэффициент оценки качества исследования

Table 1. Investigation quality coeffi  cient

Коэффициент 
качества (QCi)

Условие

1,0 Оценка достоверная

0,7 Оценка в большинстве случаев оценка достоверна

0,5 Оценка в половине случаев оценка достоверна

0,1 Оценка в большинстве случаев оценка недостоверна

0 Оценка недостоверна
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СЕЙСМОРАЗВЕДОЧНЫЕ РАБОТЫ

Оценка изученности по сейсморазведочным 

работам характеризуется рядом параметров: 

разрешение съемки (кратность на целе-

вых горизонтах для 3D-съемок, плотность 

2D-профилей), применимость полученных 

результатов работ для выполнения кинема-

тической и динамической интерпретации. 

Совокупность всех критериев с оценкой каче-

ства проведенных исследований формирует 

изученность для направления СРР.

Построение карты изученности по данному 

направлению производится путем присвоения 

значений индекса изученности полигону про-

веденных сейсморазведочных работ, в преде-

лах границ лицензионного участка или в пре-

делах контура построения карт изученности.

При наложении полигонов сейсморазведоч-

ных съемок области пересечения присваи-

вается значение наибольшей изученности 

из нескольких съемок. На рис. 1 представле-

на карта изученности по направлению СРР 

для одного из месторождений компании. 

В пределах лицензионного участка выполне-

но несколько съемок с различной кратностью 

и качеством, что хорошо прослеживается 

на карте. Минимальной изученностью по дан-

ному направлению обладает южная часть 

участка, где не было проведено 3D-съемки 

(только 2D с достаточно редкой плотностью 

профилей), а максимальной изученностью — 

северная часть участка, где была проведена 

3D-съемка с высоким разрешением, однако 

коэффициент качества на данной площади 

был определен ниже 1, поэтому он снизил 

значение всей изученности на рассматривае-

мом участке.

ГЕОФИЗИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ 
СКВАЖИН

Объемы и качество ГИС в оценочных и раз-

ведочных скважинах должны обеспе-

чить определение подсчетных параметров 

с достоверностью, регламентированной 

для соответствующих категорий запасов, 

а в эксплуатационных скважинах — уточне-

ние моделей залежей, начальных и теку-

щих запасов нефти и газа, выбор технологий 

и режимов разработки залежей. Поэтому 

для разных типов скважин (поисковая, раз-

ведочная, эксплуатационная) изученность 

рассчитывается по-разному [1].

Метрикой изученности по направлению ГИС 

является количество прописанных геофизиче-

ских методов (табл. 2), направленных на реше-

ние геологических задач, таких как расчле-

нение разреза, определение литологического 

состава, количественная оценка коллектор-

ских свойств пород и характер их насыщения.

Значение изученности рассчитывается 

для скважин, а построение карт и вычисле-

ние величины изученности в межскважинном 

пространстве выполняется интерполяцией 

значений с определенным радиусом затуха-

ния (ранг картопостроения). В текущей реа-

лизации ранг определяется на основе стадии 

жизни месторождения (разведка, эксплуата-

ция) и обстановки осадконакопления объек-

та исследования (выдержанный, смешанный, 

линзовидный тип архитектуры коллектора). 

Так, на стадии эксплуатации для выдержан-

ного типа архитектуры резервуара принятый 

радиус картопостроения — 1000 м (рис. 2), 

на рисунке видна высокая степень изучен-

ности месторождения по направлению ГИС. 

Рис. 1. Карта изученности по направлению сейсморазведочные работы. 

Составлено авторами

Fig. 1. Seismic geological data density map. Prepared by authors

ПРЕДСТАВЛЕНИЕ КОМПЛЕКСНОЙ ОЦЕНКИ ИЗУЧЕН�
НОСТИ В ВИДЕ КАРТЫ 2D С КОЛИЧЕСТВЕННОЙ ОЦЕНКОЙ 
ПАРАМЕТРОВ ПОЗВОЛЯЕТ ВИЗУАЛЬНО ОЦЕНИТЬ 
СТЕПЕНЬ И КАЧЕСТВО ИМЕЮЩЕЙСЯ ИНФОРМАЦИИ
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При высокой латеральной неоднородности 

на стадии эксплуатации принимается радиус 

250 м. На этапе разведки радиус при низ-

кой плотности информации принимается 

больше — 2000 м (на рис. 3 приведен при-

мер карты изученности по направлению ГИС 

для однородного по латерали месторожде-

ния). При высокой латеральной неоднород-

ности на этапе разведка принимается радиус 

картопостроения 750 м.

При построении карт изученности интерпо-

ляция в межскважинном пространстве про-

исходит по функции затухания от максималь-

ного значения в скважине до 0 на расстоянии 

радиуса картопостроения. На рис. 3 отчет-

ливо видна сферическая функция затуха-

ний от скважин (синей заливкой выделяются 

зоны с нулевой изученностью).

В алгоритмах для построения карт изученно-

сти реализованы несколько функций затуха-

ния по типу 4 моделей вариаграмм [4]:

• сферическая;

• гауссова;

• экспоненциальная;

• круговая.

Данный метод построения карт изученности 

применим к следующим направлениям изу-

ченности: ГИС, лабораторные исследования 

керна, испытания на приток, ГДИС.

ЛАБОРАТОРНЫЕ ИССЛЕДОВАНИЯ КЕРНА

Керновый материал является одним из ос-

новных источников информации о литоло-

гии геологического разреза, характере его 

фильтрационно-емкостных свойств, так-

же он используется в качестве опорной 

информации (петрофизической основы) 

Таблица 2. Методы ГИС

Table 2. Well logging methods

Методы ГИС (аббревиатура) Методы ГИС (расшифровка)

ПС Каротаж потенциалов самопроизвольной поляризации

ГК Гамма-каротаж

КВ (МКВ) Кавернометрия

МГЗ, МПЗ, МБК Микрозонды (микроградиент-зонд, микропотенциал-зонд, микробоковой каротаж)

ГК_С Гамма-гамма каротаж селективный

ГГК_ЛП Литолого-плотностной гамма-гамма-каротаж

НК (НГК, НКТ) Нейтронный гамма-каротаж, нейтрон-нейтронный каротаж по тепловым нейтронам

АК Акустический каротаж

ГГК_П Гамма-гамма-каротаж плотностной

ЯМК Ядерно-магнитный каротаж

КС (GZ1-GZ5), БК Каротаж сопротивления (кажущееся сопротивление), боковой каротаж

ИК Индукционный каротаж

ВИКИЗ Высокочастотное индукционное каротажное изопараметрическое зондирование

Спецкомплекс (АКШ, ИННК, картограф, наклономер, дипметр) Широкополосный акустический каротаж, импульсный нейтрон-нейтронный каротаж

Рис. 2. Карта изученности по направлению ГИС (стадия эксплуатации). 

Высокая степень изученности. Составлено авторами

Fig. 2. Well logging geological data density map (development stage). 

High data density. Prepared by authors
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для интерпретации данных ГИС. Изученность 

по данному направлению включает в себя 

3 группы, представленные в табл. 2. В ка-

ждую из групп входит определенный список 

исследований, проводимых на керне, учи-

тывается их качество. Итоговая изученность 

по керну оценивается как среднее арифмети-

ческое данных 3 групп.

Изученность по первой группе описывается 

коэффициентом количества образцов на 1 м 

проходки, процентом выноса керна и каче-

ством проведенных исследований. Коэффи-

циент количества образцов по данной группе 

принимается равным 1 при наличии от 3 об-

разцов керна на 1 м по каждому из исследо-

ваний на параметр (табл. 3).

Вторая группа описывается аналогичными 

параметрами за исключением выноса керна, 

так как достоверные результаты по исследо-

ваниям, входящим в данную группу, можно 

получить на меньшем количестве данных 

по сравнению с первой группой.

В третью группу входит литологическое опи-

сание керна, однако авторами было принято 

решение учитывать данную информацию от-

дельно, так как при анализе баз данных ком-

пании встречаются скважины с отсутствием 

этой информации, поэтому на таких скважи-

нах изученность будет меньше по сравнению 

со скважинами, на которых она имеется.

Карта изученности по данному направлению 

строится аналогично направлению ГИС.

ОТБОР ПРОБ ФЛЮИДОВ

Оценка изученности по направлению отбор 

проб флюидов включает в себя количество 

отобранных проб, их тип (глубинная, реком-

бинированная или поверхностная) и качество 

отбора проб. На текущий момент изученность 

по направлению «отбор проб флюидов» ре-

левантна только для нефтяных месторожде-

ний. При оценке свойств пластовых флюидов 

необходима повторяемость экспериментов, 

в качестве достаточного количества прини-

мается 3 пробы. При наличии 3 глубинных 

качественных проб изученность по данному 

направлению равняется 1. При другом типе 

проб или меньшем количестве глубинных 

проб изученность будет ниже.

При построении карт по данному направле-

нию изученность распространяется по всему 

объекту, расположение скважин, из которых 

были отобраны пробы, не влияет на распро-

странение свойства в 2D. В случае наличия 

нескольких различных по свойствам зон флю-

идов изученность считается в данных зонах 

отдельно (например, блоки, ограниченные 

непроницаемыми разломами, или изолиро-

ванные друг от друга песчаные линзы песча-

ника и т.д.), и предлагается в каждой такой 

Рис. 3. Карта изученности по направлению ГИС (этап разведки). 

Низкая степень изученности. Составлено авторами

Fig. 3. Well logging geological data density map (exploration stage). 

Low data density. Prepared by authors

Таблица 3. Группы исследований керна

Table 3. Groups of core analysis

Группы исследований керна Описание Исследования на параметр

1-я группа
(стандартные исследования)

Исследования проводят интервально, важно 
количество образцов на 1 м и % выноса керна

Пористость общая
Проницаемость горизонтальная

2-я группа
(специальные исследования)

Исследования проводят лишь на нескольких 
образцах керна

Коэффициент вытеснения
Остаточная вода

ОФП
Капиллярное давление

Литолого-петрографический анализ шлифов
Проницаемость вертикальная

3-я группа
(интервальные исследования)

Важно наличие данных исследований на всем 
отобранном керне

Литологическое описание керна
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зоне проводить отбор проб для более точно-

го определения свойств пластового флюида 

по всей площади объекта/залежи/место-

рождения (рис. 4). Важным аспектом также 

является композиционный градиент по лате-

рали, при его наличии рекомендуется более 

частый (по площади) отбор проб флюидов.

ПРОВЕДЕНИЕ ИСПЫТАНИЯ НА ПРИТОК

Изученность по данному направлению скла-

дывается из следующих параметров: отно-

шение интервала перфорации к эффектив-

ной мощности пласта, наличие обсадной 

колонны. Интервал перфорации оценивает 

реальную проперфорированную эффектив-

ную толщину пласта. В случае, когда интервал 

перфорации равен по мощности эффективной 

толщине пласта, коэффициент по данной ха-

рактеристике принимается равным 1 (мак-

симальным). Также в рассматриваемый вид 

исследований включаются добывающие сква-

жины. Если скважина в работе более 6 меся-

цев, коэффициент по данной характеристике 

также равен 1. При частичной перфорации 

невозможно получить точную информацию 

по наличию воды, водонефтяного контакта 

или их отсутствия. Наличие обсадной ко-

лонны обуславливает меньшую вероятность 

наличия перетоков между пластами в срав-

нении с проведением испытания в открытом 

стволе, что дает более точные результаты.

ГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ 
ИССЛЕДОВАНИЯ СКВАЖИН

Результаты ГДИС формируют ключевую ин-

формацию при планировании и контроле 

разработки месторождений. Интерпретация 

ГДИС позволяет определить и уточнить гео-

логическое строение исследуемого объекта, 

его фильтрационные свойства, контролиро-

вать и вести мониторинг энергетического 

состояния пласта.

Метрика изученности по направлению ГДИС 

определяется количеством проведенных ис-

следований и зависит от вида исследований 

(кривая восстановления давления (КВД), ин-

дикаторные диаграммы (ИД), кривая восста-

новления уровня (КВУ), кривая стабилизации 

давления (КСД), гидропрослушивание (ГДП)) 

и достоверности прогнозирования определя-

емых параметров, таких как пластовое давле-

ние, проницаемость, скин-фактор, коэффици-

ент продуктивности, определение граничных 

условий, оценка взаимовлияния скважин. 

Оценка изученности также включает оценку 

качества исследования в зависимости от тех-

нологии проведения исследования и его 

длительности. Определение времени выхода 

на режим позволяет обеспечивать регистра-

цию данных на радиальном режиме филь-

трации, что в разы повышает достоверность 

определения параметров. В случае недости-

жения необходимого времени исследова-

ния параметры энергетического состояния 

пласта определяется с погрешностью, что на-

прямую влияет на качество исследования.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

В работе представлена методология ком-

плексной оценки геологической изученно-

сти, как 1D, так и 2D (по площади). В теку-

щем представлении уникальность подхода 

заключается в возможности количественной 

оценки параметров текущей и планируемой 

изученности, что позволяет избежать субъ-

ективного подхода и сравнивать различные 

активы по одной «шкале». В дальнейшем 

планируется расширить функционал инстру-

мента и добавить возможность описания ка-

чественных признаков продуктивных объек-

тов (особенности строения, сложность и пр.), 

дополнить опцией анализа запасов, плани-

руемых к вовлечению в разработку, и подбора 

мероприятий по доизучению с интеграцией 

подходов «ценности информации».

Рис. 4. Карта изученности по направлению «Отбор проб пластовых флюидов». 

Составлено авторами

Fig 4. Fluid sampling geological data density map. Prepared by authors
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ОБОСНОВАНИЕ ВЫБОРА ПАРАМЕТРОВ 
РАБОТЫ ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЫ 
ПРИ ВЫВОДЕ НА РЕЖИМ ПОСЛЕ 
ГИДРОРАЗРЫВА ПЛАСТА ДЛЯ 
СОХРАНЕНИЯ ДОЛГОСРОЧНОЙ 
ПРОВОДИМОСТИ ТРЕЩИНЫ
А.Л. Вайнштейн
Сколковский институт науки и технологий, РФ, Москва

Электронный адрес: a.vainshtein@skoltech.ru

После операции гидроразрыва пласта (ГРП) и периода технического отстоя скважина выводится на режим 
(ВНР) для достижения технологических показателей. Скорость ВНР зачастую не регламентирована 
и определяется внешними факторами. При этом в процессе очистки трещины возникает ряд 
гидромеханических и геомеханических эффектов, которые могут уменьшить долгосрочную проводимость 
трещины и тем самым снизить продуктивность скважины. Повышение эффективности процесса ВНР 
связано с увеличением нефтеотдачи слабопроницаемых нефтяных пластов и является актуальной задачей 
для нефтедобывающей отрасли.

Цель данной работы состоит в том, чтобы оценить вклад геомеханической и гидромеханической групп 
эффектов в деградацию проводимости трещины и на основе их баланса предложить методику расчета 
оптимального сценария ВНР, при котором добыча будет максимальной.

Материалы и методы. Для оценки вклада каждой из групп эффектов разработана комплексная 
методика численных расчетов процесса ВНР с использованием модели фильтрации суспензии с учетом 
неньютоновской реологии, переноса частиц, притока из пласта и геомеханических факторов.

Результаты. Реализован комплексный подход к решению задачи поиска оптимальной динамики вывода 
скважин на режим на основе поиска баланса конкурирующих групп эффектов. Работа реализована 
на примере модели скважины с трещиной ГРП, откалиброванной на данные промыслового эксперимента. 
В результате получен оптимум по динамике ВНР, позволяющий минимизировать эффект деградации 
трещины на добычу.

Заключение. Полученные данные подтверждают, что разработанный подход к оценке вклада каждой 
из группы эффектов может служить надежной основой для оптимизации процесса ВНР. По итогу 
применения метода выдается рекомендация к целевым значениям забойного давления во времени, 
соответствующим оптимальному сценарию ВНР.

Ключевые слова: очистка трещины ГРП, гидроразрыв пласта, вывод скважины на режим, 
оптимизация технологии гидравлического разрыва пласта, реология геля ГРП, геомеханические факторы, 
гидромеханические факторы, динамические характеристики скважины с ГРП, слабопроницаемый терригенный 
коллектор

Конфликт интересов: автор заявляет об отсутствии конфликта интересов.

Финансирование: работа была выполнена при финансовой поддержке «Газпромнефти НТЦ»..

Благодарность: автор выражает признательность коллегам: Егору Шель и Григорию Падерину 
за регулярные обсуждения научной постановки задачи. Руководству и коллегам из «Газпромнефть-
Хантоса» за возможность проведения полевого эксперимента. Автор благодарен коллегам из Лаборатории 
моделирования многофазных систем Сергею Боронину и Андрею Осипцову за ценные научные обсуждения 
и рекомендации в ходе подготовки работы.

Для цитирования: Вайнштейн А.Л. Обоснование выбора параметров работы добывающей скважины 
при выводе на режим после гидроразрыва пласта для сохранения долгосрочной проводимости трещины. 
PROНЕФТЬ. Профессионально о нефти. 2022;7(1):30–40. https://doi.org/10.51890/2587-7399-2022-7-1-30-40

Статья поступила в редакцию 29.08.2021
Принята к публикации 13.10.2021
Опубликована 30.03.2022

FLOWBACK DYNAMICS JUSTIFICATION FOR THE WELL AFTER HYDRAULIC FRACTURING 
TO MAINTAIN LONG�TERM FRACTURE CONDUCTIVITY
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Background. Flowback period to achieve well productivity succeeds to the hydraulic fracturing operation and the 
period of braking of the cross-linked fl uid. The well control during fl owback is o? en not regulated or determined 
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by external factors. At the same time, in the process of fracture cleaning, a number of hydromechanical and 
geomechanical eff ects build-up, which can reduce the long-term fracture conductivity and thereby reduce the 
fi nal well productivity. Increasing the effi  ciency of the fl owback process is associated with an increase in oil 
recovery of low-permeability oil reservoirs and is topical for the oil industry.

Aim of this work is to assess the contribution of the geomechanical and hydromechanical group of eff ects to 
the degradation of fracture conductivity and based on their balance propose a method for calculating the optimal 
fl owback scenario where production is maximized.

Materials and methods. To assess the contribution for each group of eff ects, a comprehensive method for 
numerical simulations of the well clean-up process was developed using a suspension fi ltration model taking 
into account non-Newtonian rheology, particle transfer, reservoir infl ow and geomechanical factors.

Results. An integrated approach for fi nding the optimal well dynamics during clean-up period based on the 
balance of competing groups of eff ects was implemented using the well with a hydraulic fracture model history-
matched to the fi eld experiment data. The well drawdown optimum was obtained, minimizing the eff ect of 
fracture degradation on production.

Conclusions. The obtained results confi rm that the developed approach to assessing the contribution for each 
group of eff ects is a reliable basis for optimizing the fl owback process. As a result of the proposed method 
application, a recommendation for target bottomhole pressure corresponding to the optimal scenario is issued 
for the fl owback period.

Keywords: fl owback, hydraulic fracturing, well clean-up, hydraulic fracturing technology optimization, rheology of 
hydraulic fracturing fl uids, geomechanical factors, hydromechanical factors, dynamic characteristics of a well with 
hydraulic fracturing, low-permeable sandstone reservoir
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ВВЕДЕНИЕ

Проблема разрушения проппантной пач-

ки и вынос проппанта в процессе очистки 

трещины ГРП и ВНР скважины изучается 

давно. В работе [1] предложена процедура 

контролируемого вывода скважины на ре-

жим. Приводится обоснование для ограни-

чения дебита фонтанной газовой скважины 

из низкопроницаемого коллектора шагом 

штуцера 0,8 мм. Вопросы вымывания проп-

панта из трещины рассматривались в работе 

[2], было выявлено, что добавление файбе-

ров и RCP (покрытого полимером проппан-

та) уменьшает долю вынесенного проппан-

та до 0,1 %. В свою очередь, такой проппант 

также может вымываться, для чего было 

сделано сравнение по разным типам RCP [3]. 

Чтобы вымывания не происходило, пусковой 

дебит газа должен быть ограничен. В работе 

[4] предлагается комплексный интегриро-

ванный подход к определению безопасного 

эксплуатационного диапазона на основе на-

блюдений и моделирования, включающий су-

щественные геомеханические и гидродина-

мические факторы снижения проводимости 

для нетрадиционных североамериканских 

коллекторов. Принимается в расчет не только 

процесс очистки трещины ГРП, но и исследу-

ются вопросы освоения скважины гибкими 

насосно-компрессорными трубами (ГНКТ). 

Управление штуцером на горизонтальных 

скважинах после гидроразрыва на объеди-

ненной модели скважины и пласта пред-

ставлено в [5]. Рекомендовано проведение 

настройки модели на историю ВНР реальных 

скважин для снижения уровня неопреде-

ленности пластовых параметров. Для слан-

цевых нефтяных коллекторов США может 

быть предложен трехстадийный модельный 

комплекс, описывающий процессы разви-

тия трещины, технического отстоя скважи-

ны и в завершение — очистки трещины ГРП 

[6]. Компании-операторы исследуют баланс 

между поддержкой проводимости трещины 

и минимизацией утечек: слишком медленная 

очистка стимулирует отток гидроразрывного 

флюида в пласт. Растущая важность анализа 

физических процессов во время пуска сква-

жины после закачки гелирующего и раскли-

нивающего агентов подчеркивается обзо-

ром [7]: если раньше компании-операторы 
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сланцевых коллекторов спешили получить 

первую нефть из скважин для ускорения 

окупаемости инвестиций, то сейчас основ-

ной предмет интереса сводится к выработке 

стратегии управления штуцером для сохра-

нения продуктивности скважин, что в итоге 

увеличивает накопленную добычу. Фильтра-

ционные процессы во время раннего периода 

разрядки скважины для сети трещин рас-

смотрены в [8], авторы предлагают вниманию 

объединенную модель трещины и потока.

Помимо процессов разрядки скважин, на за-

бой оказывают влияние операции освоения 

скважины с ГРП с помощью ГНКТ. Применяя 

гамма-расходомеры в составе замерного 

комплекса [9], можно управлять продуктив-

ностью скважины. В [4, 10] авторы предложи-

ли использование концепции «операцион-

ного конверта безопасности». Утверждается, 

что практика ее применения стала стандар-

том при выводе скважин на режим в США 

для обеспечения долгосрочной проводи-

мости трещины. Описаны полевые сценарии 

применения, однако подробности моделиро-

вания не раскрыты. Ключевым воздействи-

ем на трещину называется дебит скважин 

в постоперационный период [11, 16], поэтому 

предложена система управления штуцером 

с точки зрения минимизации геомеханиче-

ских рисков для проппантной пачки.

К значимым эффектам в [12] отнесены реоло-

гические факторы гидроразрывной жидко-

сти. Исследование [13] практически показа-

ло, что эффективность скважины вследствие 

агрессивного обратного потока снижается 

на 20 %. Эмпирические данные работы сква-

жин указывают, что первые месяцы добы-

чи являются критическими для их продук-

тивности.

Полуаналитические модели, основанные 

на анализе и интерпретации промысловых 

данных о добыче нефти и забойном давлении 

в составе стратегии поиска оптимального 

сброса забойного давления в [14, 17], указы-

вают на недопустимость неконтролируемо-

го открытия скважин: завышенный пусковой 

дебит не компенсирует деградацию прово-

димости трещины. Существует ряд публика-

ций, где сравнивались полевые данные рабо-

ты скважин [15] или групп скважин. Изучение 

геомеханических эффектов на ранней стадии 

разбуривания залежи является фундаментом 

схемы разработки [18]. Введенные авторами 

[19] понятия быстрого и медленного обрат-

ного потока сравнительно характеризуют 

газоконденсатные скважины на диаграм-

мах; утверждается, что потери эффективно-

го объема трещин меньше при медленном 

обратном токе на основе сравнения полевых 

данных. Полевой эксперимент по выводу 

скважин на режим последовательно описан 

в [20, 22, 23] на модели [24, 25] очистки трещи-

ны без учета предела текучести и аналитиче-

ским притоком из пласта по формуле Карте-

ра, далее в [28] эти ограничения устранены.

ЗАДАЧИ ИССЛЕДОВАНИЯ

Рассмотрим скважину с планарной тре-

щиной ГРП. В общем случае постановки 

задачи для скважин с МГРП учет взаи-

модействия портов между собой ведет-

ся за счет моделирования распределения 

давления в стволе скважины, может быть 

сделан через моделирование многофазного 

потока и рассчитан с помощью механисти-

ческих корреляций, или на основе мето-

дов машинного обучения [20]. Начальным 

состоянием скважины принимается пери-

од открытия скважины после ГРП, которо-

му предшествовала закачка расклинива-

ющего и гелирующего агента с брейкером 

(за время технического отстоя он должен 

был разорвать полимерные связи сшитого 

геля). В начальный момент времени пред-

полагается, что никакого возмущающего 

воздействия на забой в системе скважина–

трещина–пласт перед открытием не было. 

Это соответствует случаю, когда скважина 

после выхода из бурения и ГРП открывается 

в фонтанном режиме без освоения сква-

жины ГНКТ. Такой случай достаточно часто 

встречается в производственной практике 

[21] и обоснован использованием раствори-

мых шаров для изолирования портов друг 

от друга в зонах, где присутствует избы-

точное пластовое давление, необходи-

мое для фонтанирования скважины. Регу-

лирование разрядкой скважины ведется 

в терминах динамики забойного давления, 

которое принимается на глубине трещины 

ГРП, что подробно показано в [22]. В момент 

открытия скважины на трещину действуют 

две конкурирующие группы эффектов [23]: 

геомеханические и гидромеханические. Гео-

механические риски возникают при быстром 

сбросе давления в стволе скважины и вы-

званы необходимостью как можно быстрее 

ввести скважину в эксплуатацию, а именно:

• неупругое сжатие упаковки проппанта 

под действием напряжений горной по-

роды;

• вдавливание зерен проппанта в стенки 

трещины;

• разрушение породы из-за депрессии тре-

щины при превышении прочности на раз-

рыв;

• вынос проппанта при превышении силы 

трения на контакте между зернами 
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или между зернами и породой на поверх-

ности трещины.

Гидромеханические риски наступают 

при медленном сбросе давления. При выво-

де  на режим в плавном сценарии не дости-

гается критический градиент, необходимый 

для очистки трещины от неразложившегося 

геля ГРП:

• вязкопластическая реология жидкости 

ГРП для описания неразрушенного сши-

того геля на момент начала вывода сква-

жины на режим;

• частицы породы, образующиеся 

при вдавливании зерен проппанта в поро-

ду и разрушении породы при избыточной 

депрессии трещины, разрушенные зерна 

проппанта, а также нерастворимый оса-

док, возникающий при разрушении сши-

того геля.

Таким образом, исследовательская гипотеза 

автора состоит в том, что оптимальный сцена-

рий вывода на режим определяется балансом 

между двумя группами эффектов. Для под-

тверждения исследовательской гипотезы ис-

пользуется численная модель очистки трещи-

ны, учитывающая упомянутые эффекты.

Пусть динамика сброса давления в сква-

жине в период ВНР определяется функцио-

нальной зависимостью давления от времени 

p(t), которая зависит от начального порового 

давления и давления в призабойной зоне 

скважины в момент окончания ВНР. Введем 

функцию потерь добычи , зависящую от ди-

намики ВНР. Тогда за счет гидромеханиче-

ских эффектов будет наблюдаться снижение 

потерь добычи в области агрессивных ди-

намик ВНР и увеличение в области плавных, 

когда не достигается критический градиент 

для вымывания неразложившегося сшитого 

геля ГРП. И наоборот, для геомеханических 

факторов — снижение потерь в области плав-

ных динамик ВНР и увеличение потерь в об-

ласти агрессивных динамик ВНР при вдавли-

вании и сжатии упаковки проппанта. Тогда 

оптимальной стратегией ВНР будет положе-

ние оптимума в терминах динамики сброса 

давления на скважине, при которой миними-

зируются потери в добыче вследствие гидро-

механических и геомеханических эффектов. 

Положение оптимума можно схематично по-

казать на рис. 1.

Важно отметить, что такая постановка будет 

иметь оптимальное решение при условии, 

что p(t) представляет собой набор непере-

секающихся монотонно убывающих функ-

циональных зависимостей. В таком случае 

положение минимума потерь (p) в каж-

дый момент времени t будет однозначно 

пересчитываться в значение давления p(t), 
что определит давление оптимального ВНР, 

при котором потери будут минимальны-

ми в накопленной добыче и проводимость 

трещины на момент времени t станет макси-

мальной долгосрочной. Отклонение от опти-

мального давления в сторону более агрес-

сивных режимов повлечет существенное 

снижение раскрытия трещины за счет сжатия 

проппантной пачки и вдавливания проппан-

та в стенки трещины, а отклонение в сторону 

плавных сценариев спровоцирует образова-

ние бόльших неподвижных сшитых зон, сни-

жающих эффективную длину тре щины.

Для соблюдения чистоты вычислительных 

экспериментов все расчеты по выявлению 

баланса гидромеханических и геомехани-

ческих эффектов проходят при отклонении 

релевантных параметров от фиксированных 

входных данных, описывающих базовый сце-

нарий ВНР, представленных в Приложении 1.

Перечислим основные задачи исследования, 

решение которых позволит найти оптималь-

ный сценарий ВНР:

• Создание сетки сценариев с релевантной 

областью допустимых значений забойного 

давления во время ВНР.

• Проведение серии вычислительных экспе-

риментов для каждого из сценариев сетки 

с последовательным включением и выклю-

чением соответствующих групп эффектов.

• Оценка вклада каждой из групп эффектов 

в отдельности и совместно в накопленную 

добычу нефти на каждом шаге по времени.

• Построение оптимальной динамики ВНР 

на основе изменения оценки в зависимо-

сти от времени.

• Пересчет целевого забойного давления 

в каждый момент времени, соответствую-

щего оптимальному сценарию ВНР.
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Рис. 1. Образ результата. Функция потерь (м3) накопленной добычи для различных 

сценариев ВНР. Составлена автором

Fig. 1. Target concept. Production shortfalls (m3) vs fl owback scenario. 

Prepared by author
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МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

В работе использована модель фильтрации 

суспензии с учетом неньютоновской рео-

логии, переноса частиц, притока из пласта 

и гео механических факторов [27, 28].

Запишем уравнение неразрывности для не-

сущей слабосжимаемой жидкости и частиц 

при одномерной фильтрации в трещине, счи-

тая, что скорость частиц и скорость несущей 

фазы одинаковы: 

 

  
(1)

   

 , 

где i = 1 — жидкость гидроразрыва; i = 2 — 

нефть; i = 3 — вода; φ — пористость проп-

пантной пачки; w — раскрытие трещины; 

ρi — плотность фазы i; C — объемная концен-

трация взвешенных частиц; σ — объемная 

концентрация осажденных частиц; qi — фа-

зовый дебит в точке стока; x — координата 

вдоль полукрыла трещины; qs,γ — интенсив-

ность мобилизации (qmob) и кольматации (qtr) 
частиц; ui удовлетворяет модифицированному 

закону Дарси для неньютоновской жидкости 

(жидкости Гершеля — Бакли) в пористой сре-

де и рассчитывается по системе урав нений:  

 

 

(2)

  (3)

  (4)

  (5)

  (6)

  (7)

  (8)

  (9)

 , (10)

где ki — фазовая проницаемость; k — абсо-

лютная проницаемость трещины ГРП; μeff — 

эффективная вязкость нефти; K, n и τ0 — па-

раметры реологии Гершеля–Балкли (индекс 

консистенции, степенной индекс и предел 

текучести, соответственно); C � — константа 

Козени–Кармана; μ1,0 — начальная вязкость 

воды; Cmax — концентрация плотной упа-

ковки сферических частиц; si,ir — неснижа-

емая фазовая насыщенность; l — cтепенной 

показатель зависимости фазовой прони-

цаемости от насыщенности; в соответствии 

с [26]: φ0
0  — начальная пористость трещи-

ны ГРП, rg — радиус проппанта; ε33 — от-

носительное сжатие проппантной пачки; 

w0— начальное раскрытие трещины; e0 — 

глубина вдавливания проппанта в стенки 

трещины.

РЕЗУЛЬТАТЫ

Важным фактором влияния на продуктив-

ность скважины является динамика сброса 

забойного давления. Представим динамику 

сброса давления экспоненциальной функ-

цией (11):

  (11)

где β > 0 — коэффициент, отвечающий за ско-

рость сброса забойного давления в скважи-

не; t — время после начала ВНР. Давление 

в нулевой момент времени p(0) = p0  соответ-

ствует значению порового давления на мо-

мент открытия скважины.

Чем больше значение β, тем более вогнута 

функция и тем более «агрессивный» сценарий 

ВНР применятся на скважине. На практике 

данные сброса давления получают с помо-

щью глубинного манометра или пересчи-

тывают c учетом потерь давления в стволе 

скважины от устья. После аппроксимации 

исторических данных забойного манометра 

в период ВНР кривой p0e–βt можно получить 

представление о разнообразии темпов ВНР 

в контуре компании-оператора. Зафиксиро-

вав параметр β, соответствующий ожидае-

мому сценарию ВНР скважины со схожими 

фильтрационно-емкостными особенностями, 

составим, например, набор функциональных 

зависимостей вида (11) со следующими пока-

зателями степени:

 (12)

Получаем три более агрессивных и три 

более плавных отклонения от базового 
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сценария (11). Обозначим M = 7 возможных 

сценариев ВНР (рис. 2).

Полученные функции представляют собой 

параметрическое исследование темпа ВНР 

в терминах динамики сброса пластового 

давления. Параметр M, как и вид функции 

p(t) , могут выбираться произвольно исходя 

из наблюдений скважин-аналогов и требо-

ваний к точности приближения или области 

определения диапазонов давлений во время 

разрядки.

В качестве гидромеханической группы 

эффектов рассмотрим реологию вязкопла-

стической жидкости ГРП, определяемую 

уравнением (3). При наличии целиков нераз-

рушенного сшитого геля на момент нача-

ла вывода скважины на режим, градиент 

давления в трещине будет оказывать влия-

ние на скорость ее очистки и, как следствие, 

на эффективную длину. В качестве геомеха-

нической группы эффектов возьмем вдавли-

вание проппанта в стенки трещины и сжатие 

проппантной пачки. При сбросе давле-

ния раскрытие трещины будет снижаться, 

что также скажется на ее проводимости.

При любом снижении давления на за-

бое скважины обе группы эффектов для M 

сценариев ВНР вносят соответствующий 

вклад в добычу на каждом шаге по времени. 

При более плавных сценариях вклад геоме-

ханической группы эффектов будет меньше 

гидромеханических, и, наоборот, при агрес-

сивных сценариях вклад будет больше 

для геомеханических эффектов, чем для ги-

дромеханических. Так как две группы эффек-

тов противоположно направлены, логично 

количественно оценить и проиллюстриро-

вать их совместный вклад и вклад каждой 

из группы эффектов по отдельности. Для это-

го проведем серии (I, II, III, IV ) из четырех 

возможных комбинаций расчетов учета ( ) 

и исключения ( ) групп эффектов. Описание 

серий каждого из M сценари ев ВНР пред-

ставлено в табл. 1.
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Рис. 2. Параметрическое исследование динамики сброса давления (×1,01 ×105 Па) от времени (дней). 

Набор из M = 7 сценариев ВНР. Составлено автором

Fig. 2. Well drawdown (×1.01 ×105 Pa) over time (days) parametric study. M = 7 fl owback scenarios. 

Prepared by author

Таблица 1. Описание серий вычислительных экспериментов. Учет и исключение геомеханических 

и гидромеханических групп эффектов. Составлено автором

Table 1. Series of simulation experiments description. Inclusion and exclusion of geomecanical 

and hydromechanical group of eff ects. Prepared by author

Серия
Группа эффектов

Описание
Количество 
сценариев

геомеханическая гидромеханическая

I τ0 = 0 M

II e0 = 0, ε33 =  0 M

III τ0 = 0, e0 = 0, ε33 =  0 M

IV базовый сценарий M
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Для оценки вклада каждой из групп эффек-

тов используем метрику потерь накопленной 

добычи  , где 

j = I..IV, k = 1..M,  — ряд значений 

накопленной добычи на момент времени t 
после начала ВНР, получен  ный для каждого 

из расчетов (рис. 3).

Тогда , ,  — потери на-

копленной добычи, ассоциированные с гео-

механической ( геомех), гидромеханической 

группой эффектов ( гидротех ) и их комбина-

цией ( ) соответственно (рис. 4). Для более 

точного нахождения оптиму ма построим 

искомую аппроксимацию (pk) для k = 1..M  

в плоскости  от p. Сценарий p(t), при котором 

 соответствует оптимальному 

сценарию вывода скважины на режим.

Практический смысл найденного оптимума 

может удовлетворить решению двух произ-

водственных задач: пилотирование скважи-

ны в окрестности целевого давления, соот-

ветствующего оптимуму, может увеличить 

добычу нефти во время периода ВНР и га-

рантировать максимальную  продуктивность 

скважины с точки зрения долгосрочной про-

водимости трещины. Если построить поло-

жение оптимума и его производной на сетке 

сценариев во времени (рис. 5), видно, что вы-

раженный контраст противоположно направ-

ленных гидромеханических и геомеханиче-

ских эффектов начинается с 5-го дня вывода 

на режим и продолжается до 20-го.

Так как в нашем случае все возможные сце-

нарии сброса давления представлены экспо-

ненциальными функциями, можно построить 

аппроксимирующую поверхность над сеткой 

сценариев в пространстве «давление — вре-

мя — сценарий». Положение точки оптимума 

в зависимости от времени тогда легко пе-

ресчитать в оптимальное целевое значение 

забойного давления  (рис. 6).

ВЫВОДЫ

Приведем основные выводы, полученные 

по результатам проведенного исследования.

Подтверждена исследовательская гипоте-

за о том, что оптимальный сценарий выво-

да на режим определяется балансом между 

двумя группами эффектов.

-1/3β -1/2β -2/3β -β -3/2β -2β -3β

агрессивноплавно

log100

200

300

400

500

QIV

QII

QIII

QI

-1/3β -1/2β -2/3β -β -3/2β -2β -3β

агрессивноплавно

log0

10

20

30

40

50

60

70

гидромехℒ

геомехℒ

ℒ(ρ)

Рис. 3. График накопленной добычи (м3) на 15-й день после начала ВНР для M сценариев 

серии I, II, III, IV. Составлено автором

Fig. 3. Cumulative production (m3) profi le for 15th day of fl owback 

for series I, II, III, IV of M scenarios. Prepared by author

Рис. 4. Количественная оценка вклада геомеханических и гидромеханических 

групп эффектов с помощью метрики потерь добычи (м3) нефти на 15-й день после 

начала ВНР. Составлено автором

Fig. 4. Measuring contribution of geomecanical and hydromechanical 

group of eff ects on production loss-function (m3). 15th day of fl owback. 

Prepared by author
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Разработана методика количественной 

оценки вклада геомеханической и гидроме-

ханической группы эффектов, действующих 

во время ВНР скважины при помощи числен-

ной модели очистки трещины.

Введенная система оценки баланса двух 

конкурирующих эффектов дает комплексный, 

самосогласованный и легко интерпретируе-

мый результат.

Предложенный подход позволяет выдать 

рекомендации к управляющим параметрам 

работы скважины для оптимального ВНР.

При реализации разработанного подхода 

с помощью модели очистки трещины, отка-

либрованной на промысловые данные по-

левого эксперимента в рамках опытно-про-

мышленных работ (ОПР) по ВНР, получено 

несколько частных результатов.

Пространство возможных сценариев хорошо 

аппроксимируется сеткой экспонент и покры-

вает область допустимых значений забойно-

го давления при ВНР.

Баланс конкурирующих эффектов меняется 

во времени и однозначно определяет опти-

мальный сценарий ВНР.

Выраженный контраст конкурирующих ги-

дромеханических и геомеханических эффек-

тов начинается с 5-го дня вывода на режим 

и продолжается до 20-го:

1. с 1-го по 5-й день выбор сценария ВНР су-

щественно не влияет на добычу;

2.  на 5-й день происходит резкое отклонение 

от базового в сторону агрессивного сцена-

рия ВНР;

3. с 5-го по 20-й день идет монотонное пере-

мещение оптимума в сторону плавных сце-

нариев;

4. на 15-й день после начала ВНР вклад 

реологических и геомеханических эф-

фектов в накопленную добычу в зависи-

мости от выбранного сценария варьирует-

ся в диапазоне от 2 до 31% и от 10 до 4 % 

соответственно. Пилотирование скважины 

в окрестности оптимального сценария ВНР 

по сравнению с базовым позволит увели-

чить накопленную добычу нефти не менее 

чем на 4,2 %.

Условные обозначения:
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Рис. 5. Положение оптимального сценария ВНР 

на сетке сценариев и его сглаженная производная во времени. 

Составлено автором

Fig. 5. Optimal fl owback scenario and smoothed 

derivative evolution over time. 

Prepared by author
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Рис. 6. Оптимальный сценарий ВНР на сетке сбросов давлений (×1,01 ×105 Па) 

во времени (дни). Составлено автором

Fig. 6. Optimal drawdown (×1.01 ×105 Pa) over time (days) 

on exponential sensitivity grid. 

Prepared by author
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Приложение 1. Входные данные для моделирования очистки трещины. Базовый сценарий. Составлено автором.

Appendix 1. Input data for fl owback simulations. Baseline case. Prepared by author

Группа параметров Величина Размерность Описание

Жидкость ГРП 1000 кг/м3 плотность

 0,0004 Па*с вязкость

 1 Па предел текучести

Нефть 879 кг/м3 плотность

 0,00138 Па*с вязкость

Вода 1000 кг/м3 плотность

 0,0004 Па*с вязкость

Граничные условия -0,001 м3/c приток к трещине

 3,55E+07 Па пластовое давление

 2,55E+07 Па забойное давление

 1,00E-05 Па поровое давление

 13,04285714 м высота пласта

Трещина 159,257143 м полудлина трещины

 13,04285714 м высота трещины

 4,036185714 мм раскрытие трещины

 0,8 мм минимальное раскрытие

 2 безразмерный режим притока: 1 — радиальный, 2 — линейный

Свойства трещины 2,80E-10 м2 проницаемость

 0,43 безразмерный пористость

 0,00051 м радиус проппанта

Геометрия пласта 200 м длина пласта

Свойства пласта 1,38E-15 м2 проницаемость

 0,17 безразмерный пористость

Начальные данные 1 безразмерный начальное насыщение трещины жидкостью ГРП

 0 безразмерный начальное насыщение трещины нефтью

 0 безразмерный начальное насыщение трещины водой

 0 безразмерный начальное насыщение трещины газом

 0 безразмерный начальное насыщение пласта жидкостью ГРП

 0,61 безразмерный начальная насыщенность пласта нефтью

 0 безразмерный начальная насыщенность пласта водой

 0 безразмерный начальная насыщенность пласта газом

Вычислительные параметры 100 безразмерный размер сетки трещины

 200 безразмерный размер сетки пласта

 29 дни кол-во дней расчета

 1 с максимальный шаг по времени

Сжимаемость 4,40E-10 1/Па сжимаемость жидкости ГРП

 1,00E-09 1/Па сжимаемость нефти

 4,40E-10 1/Па сжимаемость воды

Геомеханика 0,2525 безразмерный коэффициент Пуассона пласта

 0,22 безразмерный коэффициент Пуассона трещины

 16250000000 Па Модуль Юнга пласта

 41000000000 Па Модуль Юнга трещины

 -68158419,29 Па сигма_11

 45 град угол внутреннего трения трещины

 62,2 град угол внутреннего трения пласт

 0,25 безразмерный коэффициент трения в трещине

 0,25 безразмерный коэффициент трения в пласте

 36000 Па когезия

 -0,001 безразмерный дилатансия

Проппант (таблица) 2500 psi p1

 0,8 % c1

 5000 psi p2

 2 % c2
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ

В процессе вывода скважин на режим после 

гидроразрыва пласта большую роль играет 

динамика сброса забойного давления. В мо-

мент открытия и далее в процессе разрядки 

в скважине действует ряд геомеханических 

и гидромеханических эффектов. Так, при рез-

ком старте скважины возникает риск насту-

пления геомеханических рисков, но трещина 

очищается от остатков неразложившего-

ся геля ГПР, и, наоборот, при плавном ВНР 

уменьшается эффективная длина трещины, 

но сохраняется ее раскрытие.

Существующие подходы не позволяют коли-

чественно оценить вклад каждой из групп 

эффектов в добычу скважины с трещиной 

ГРП и выработать оптимальный сценарий 

ВНР, при котором максимизируется добыча 

и долгосрочная проводимость трещины.

В дополнение к опубликованному в работах 

[20, 22, 23] впервые предложена система ме-

трик для количественного анализа и оценки 

вклада двух конкурирующих групп эффек-

тов и поиска баланса между ними. На осно-

ве выработанной методики можно узнать 

оптимальное целевое значение забойного 

давления на скважине в каждый момент вре-

мени с начала вывода скважины на режим 

с точки зрения минимизации геомеханиче-

ских и гидромеханических рисков, входящих 

в систему уравнений (1)–(12).

Предложенный автором подход последо-

вательно реализован на модели очистки 

трещины ГРП для скважины, откалибро-

ванной на данные полевого эксперимен-

та в периметре добывающего предпри-

ятия «Газпромнефть-Хантоса» [20, 22, 23]. 

Подход может быть использован для выра-

ботки рекомендации к управляющим пара-

метрам работы скважины в период вывода 

на режим с целью максимизаци и накоплен-

ной добычи и сохранения долгосрочной про-

водимости трещин.
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Цель. Выявление основных ошибок при определении коэффициента вытеснения нефти водой и оценке 
относительных фазовых проницаемостей для нефти и воды в лабораторных условиях.

Метод. Анализ результатов лабораторных исследований по определению коэффициента вытеснения 
нефти водой и оценке относительных фазовых проницаемостей для нефти и воды в лабораторных 
условиях.

Результаты. Оценка коэффициента вытеснения нефти водой и относительных фазовых проницаемостей 
продуктивных пород для нефти и воды является обязательным этапом обоснования исходных 
данных для проектирования разработки месторождений нефти. В последнее время часто стали 
появляться результаты экспериментов, которые существенным образом отличаются от результатов 
опытов, проводившихся ранее в различных научно-исследовательских институтах Советского Союза, 
а позже и в России на протяжении нескольких десятилетий. Основная причина этих различий связана 
с нарушением основополагающих требований к проведению экспериментов по определению коэффициента 
вытеснения нефти водой, что приводит к ошибкам при оценке потенциала коллекторов при заводнении. 
Ошибки при расчете зависимостей относительных фазовых проницаемостей для пластовых жидкостей 
от водонасыщенности пористой среды часто связаны с непониманием физических основ процесса 
двухфазной фильтрации.

Заключение. В статье проведен анализ методов оценки параметров, используемых при расчете 
коэффициента вытеснения нефти водой, и показан весь спектр допускаемых ошибок при его определении. 
Даны рекомендации, позволяющие повысить объективность оценки основополагающих характеристик 
пластов коллекторов, используемых при обосновании прогноза добычи в условиях естественного 
или искусственного заводнения залежей нефти.

Ключевые слова: начальная и остаточная водонасыщенность, начальная и остаточная нефтенасыщенность, 
коэффициент вытеснения нефти, проницаемость, относительные фазовые проницаемости для нефти и воды
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COEFFICIENT OF DISPLACEMENT OF OIL BY WATER. 

THE MAIN MISTAKES IN ITS DEFINITION
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Purpose. Identifi cation of the main errors in determining the coeffi  cient of displacement of oil by water and 
estimating the relative phase permeability for oil and water in the laboratory.

Method. Analysis of the results of laboratory studies to determine the coeffi  cient of displacement of oil by water 
and the assessment of relative phase permeability for oil and water in laboratory conditions.

Results. Estimation of the oil displacement coeffi  cient by water and the relative phase permeability of 
productive rocks for oil and water is an obligatory step in substantiating the initial data for the design of oil 
fi eld development. Recently, very o? en began to appear the results of experiments that diff er signifi cantly 
from the results of experiments conducted earlier in various research institutes of the Soviet Union, and 
later in Russia for several decades. The main reason for these diff erences is related to the violation of the 
fundamental requirements for conducting experiments to determine the coeffi  cient of displacement of oil by 
water, which leads to errors in assessing the potential of reservoirs during fl ooding. Errors in the calculation 
of the dependencies of relative phase permeability for reservoir fl uids on the water saturation of the porous 
medium are o? en associated with a lack of understanding of the physical foundations of the two-phase 
fi ltration process.

Conclusion. The article analyzes the methods for estimating the parameters used in calculating the 
coeffi  cient of displacement of oil by water and shows the whole range of errors allowed in its determination. 
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Recommendations are given to increase the objectivity of the assessment of the fundamental characteristics of 
reservoir formations used in substantiating the forecast of production in conditions of natural or artifi cial fl ooding 
of oil deposits.

Keywords: initial and residual water saturation, initial and residual oil saturation, oil displacement coeffi  cient, 
permeability, relative phase permeability for oil and water
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ВВЕДЕНИЕ

Подавляющее большинство месторожде-

ний нефти разрабатывается либо в условиях 

реализации естественного упруговодона-

порного режима, либо искусственного под-

держания пластового давления при ор-

ганизации закачки воды в продуктивные 

пласты через нагнетательные скважины. 

При соблюдении определенных условий, 

не допускающих выделения из нефти рас-

творенного в ней газа, в пористой среде 

осуществляется двухфазная фильтрация 

пластовых жидкостей. При этом эффектив-

ность эксплуатации залежей нефти оцени-

вается коэффициентом нефтеизвлечения 

(КИН), учитывающим влияние геологиче-

ской неоднородности пластов и технологи-

ческих решений при формировании системы 

разработки месторождения. В экспертных 

оценках КИН в общем виде рассматривается 

как произведение коэффициентов вытес-

нения нефти и охвата процессом заводне-

ния (Кохв):

 КИН = Квыт × Кохв.

Из этих двух коэффициентов эксперимен-

тально определяется только коэффициент 

вытеснения нефти водой (Квыт), представляю-

щий собой отношение объема вытесненной 

нефти к ее начальному объему в пористой 

среде. Он позволяет оценить потенциал ис-

следуемого коллектора в условиях примене-

ния технологии разработки, связанной с за-

воднением продуктивных пластов. Поэтому 

к определению коэффициента вытеснения 

следует относиться с особым вниманием. Ко-

эффициент охвата зависит от технологиче-

ских решений и носит оценочный характер 

[13]. Известны попытки рассчитать его на ос-

нове ряда статистических характеристик, 

отражающих разные аспекты геологической 

неоднородности, но полученные результаты 

нельзя считать в достаточной степени объек-

тивными.

ОСНОВНЫЕ ТРЕБОВАНИЯ 
К ПРОВЕДЕНИЮ ИССЛЕДОВАНИЙ

В лабораторных условиях эффектив-

ность заводнения залежей нефти изучают 

на линейных моделях пласта, составлен-

ных из нескольких образцов горных пород, 

вырезанных в форме цилиндров из керна, 

как правило, параллельно напластованию. 

По результатам эксперимента определяют 

величину коэффициента вытеснения неф-

ти. Анализируя динамику накопления нефти 

и закачки воды, а также давления в процес-

се эксперимента, рассчитывают зависимо-

сти относительных фазовых проницаемостей 

для нефти и воды как функции водонасыщен-

ности [8, 15].

Методика проведения подобных экспери-

ментов с использованием образцов горных 

пород отрабатывалась с 60-х годов прошло-

го века. Результаты многолетних исследова-

ний, проводившихся в лабораториях физики 

пласта головного научно-исследователь-

ского института нефтяной промышленности 

СССР «ВНИИнефть» и ряда отраслевых инсти-

тутов («БашНИПИнефть», «ПермНИПИнефть», 

«СибНИИ НП», «СевКавНИПИнефть», «Укрги-

прониинефть», ЦНИЛ п/о «Укрнефть»), легли 

в основу отраслевого стандарта [10]. Он ре-

гламентирует правила проведения экспери-

ментов с целью получения воспроизводимых 

результатов, дающих объективную информа-

цию о потенциале коллекторов нефти при за-

воднении. Основными условиями получения 

корректных результатов при проведении 

экспериментов являются перепад давления 

на концах модели, скорость нагнетания воды, 

зависящая от фильтрационно-емкостных 

свойств пористых сред, и длина составной 

модели. Соотношение указанных характери-

стик определяется критериями подобия [15], 

соблюдение которых обязательно при прове-

дении экспериментов.

Интенсивное освоение месторождений 

нефти во всех нефтегазоносных провинциях 

России позволило накопить огромный объем 
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информации об эффективности вытеснения 

нефти водой из пластов различного генезиса, 

полученной в ходе экспериментов, прове-

денных в соответствии с требованиями ОСТ. 

Эта информация со временем явилась осно-

вой для получения обобщенных зависимо-

стей коэффициента вытеснения нефти водой 

от проницаемости пород, или от коэффици-

ента подвижности нефти (для регионов, где 

вязкость нефти изменяется в широком диа-

пазоне), а также коэффициента остаточной 

нефтенасыщенности от указанных параме-

тров (приемлемы для объектов разработки 

с близкой вязкостью нефти). Обобщенные за-

висимости используются для предваритель-

ной оценки потенциала коллекторов вновь 

вводимых в разработку объектов, для кото-

рых только планируется отбор керна и его 

всестороннее изучение, или объем исследо-

ваний не позволяет охарактеризовать в пол-

ной мере неоднородные по проницаемости 

пласты. Но сегодня они играют еще и роль 

неких эталонов, с которыми можно сравни-

вать результаты современных эксперимента-

торов.

Проблема экспериментальных исследова-

ний в области физики пласта резко обо-

значилась в последнее время. Она связана 

с коммерциализацией деятельности науч-

но-исследовательских центров и отдельных 

лабораторий, стремящихся к максимально-

му удешевлению своей продукции в услови-

ях конкуренции. Поэтому для сокращения 

времени исследований их часто проводят 

при высоких скоростях на коротких моделях, 

что является нарушением требований ОСТ 

39-195-86. Допускаются и другие нарушения 

требований отраслевого стандарта. Резуль-

таты таких экспериментов резко отлича-

ются от ранее полученных при соблюдении 

правил проведения подобных исследова-

ний и всегда в сторону занижения коэффи-

циента вытеснения. Иногда эксперименты 

не проводятся вовсе, а величина коэффи-

циента вытеснения нефти водой рассчиты-

вается с использованием значений коэф-

фициентов остаточной водонасыщенности, 

снятых с кривых капиллярного давления 

(часто без учета реальной высоты залежи), 

и величин коэффициента остаточной нефте-

насыщенности, измеренных на одиночных 

образцах. Некорректность подобных оценок 

очевидна (рис. 1).

Для анализа причин и последствий упомяну-

тых ошибок следует рассмотреть все элемен-

тарные составляющие, которые определяют 

конечный результат:

 Kвыт

Vн выт

Vн нач

1 – Kов – Kон

1 – Kов

Kн – Kон

Kн

 ,

Условные обозначения:

y = 0,033ln(x) + 0,782
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КТЭ (вытеснение минерал. водой)

КТЭ (вытеснение пресной водой)

СибНИИНП (вытеснение минерал. водой)

Коэффициент подвижности нефти, мкм/мПа   сх

Рис. 1. Зависимости коэффициента вытеснения нефти водой из карбонатных пород среднего карбона 

Сосновского месторождения от коэффициента подвижности нефти по данным ООО «Комплексная тематическая 

экспедиция» (Ижевск, 2005 г.) и ОАО «СибНИИНП» (Тюмень, 2010 г.). Составлено автором по материалам, 

использованным при подготовке ПТД на разработку месторождения

Fig. 1. Dependencies of the coeffi  cient of displacement of oil by water from carbonate rocks of the middle 

carboniferous of the Sosnovskoye fi eld on the coeffi  cient of oil mobility according to the data of LLC “Complex 

Thematic Expedition” (Izhevsk, 2005) and JSC “SibNIINP” (Tyumen, 2010). Compiled by the author based 

on the materials used in the preparation of the project document for the development of the fi eld
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где Квыт — коэффициент вытеснения нефти; 

Vн выт — объем вытесненной нефти; Vн нач — 

начальный объем нефти в модели пласта; 

Ков — коэффициент остаточной водонасы-

щенности; Кон — коэффициент остаточной 

нефтенасыщенности; Кн — коэффициент на-

чальной нефтенасыщенности.

Коэффициент начальной нефтенасыщен-

ности (Кн) — это отношение объема нефти 

к объему пор перед началом эксперимента. 

Он определяется как:

 Кн = 1 – Ков,

где Ков — коэффициент остаточной водо-

насыщенности, равный отношению объема 

остаточной воды к объему пор.

Считается, что если осадочные породы обла-

дают пористостью, то их поровое простран-

ство изначально было заполнено водой. 

Остаточная водонасыщенность в коллек-

торах нефти формируется за счет оттесне-

ния первичной воды из каналов фильтрации 

по мере накопления нефти в залежи. Оста-

точная вода сохраняется в самых тонких 

каналах, в которых она удерживается ка-

пиллярными силами, а также в виде пленок 

на гидрофильных участках поверхности. Чем 

больше высота залежи, тем значительнее 

величина капиллярного давления в верхних 

слоях и тем ниже величина коэффициента 

остаточной водонасыщенности при прочих 

равных условиях (имеются ввиду коллек-

торские характеристики и свойства поверх-

ности пористых сред). Здесь уместно отме-

тить, что иногда остаточную воду называют 

связанной, однако это не совсем правильно, 

поскольку «связанная» вода удерживается 

на поверхности каналов фильтрации сила-

ми молекулярного взаимодействия и входит 

в состав остаточной воды. Доля связанной 

воды в объеме остаточной может быть опре-

делена, например, методом ядерно-магнит-

ного резонанса [5], но для данной задачи ее 

количество не играет роли.

Первая и самая простая ошибка при оцен-

ке коэффициента вытеснения нефти водой 

возникает, когда величина начальной не-

фтенасыщенности принимается по результа-

там интерпретации материалов ГИС. Здесь 

необходимо понимать, что средняя (средне-

взвешенная по толщине) величина коэффи-

циента нефтенасыщенности, установленная 

в результате интерпретации материалов ГИС, 

отражает распределение пластовых жидко-

стей по высоте залежи и снижается по мере 

приближения к водонефтяному контакту 

(ВНК). В более или менее однородных пла-

стах большой толщины по изменению удель-

ного электрического сопротивления пород 

можно заметить, как меняется нефтенасы-

щенность в переходной зоне залежи. По мере 

приближения к ВНК при прочих равных 

условиях уменьшение нефтенасыщенности 

не приводит к увеличению остаточной водо-

насыщенности. Просто в объеме воды растет 

доля подвижной фазы и это наглядно демон-

стрируют зависимости относительных фазо-

вых проницаемостей от водонасыщенности. 

В итоге использование значения коэффи-

циента нефтенасыщенности по данным ГИС 

для расчета Квыт часто приводит к неверной 

оценке потенциала коллектора при реализа-

ции режима заводнения.

В качестве примера можно привести оцен-

ку Квыт для продуктивных пластов среднего 

и нижнего карбона Дубровинского место-

рождения, выполненную в рамках подго-

товки дополнения к технологической схеме 

разработки в 2017 г. Эксперименты по вы-

теснению нефти водой были проведены 

качественно на составных линейных моде-

лях длиной не менее 25 см. Но вот методи-

ка использования полученных результатов 

для обоснования Квыт вызывает вопросы.

Полученный объем информации позволяет 

рассчитать Квыт для всех продуктивных пла-

стов в зависимости от Кпр, но в связи с тем 

что вязкость нефти в экспериментах отлича-

ется от принятой при проектировании по ре-

зультатам исследования глубинных проб 

нефти, целесообразно использовать зависи-

мости Квыт = f(Кподв.нефти). Однако, несмотря 

на эту возможность, значения Квыт, приня-

тые для проектирования, были рассчитаны 

по формуле

 Kвыт

Kн гис
 – Kон

Kн гис
 
,

где Кн гис — коэффициент нефтенасыщенно-

сти по ГИС; Кон — среднее значение коэф-

фициента остаточной нефтенасыщенности 

по результатам лабораторных экспериментов, 

принятые для пластов каширского, верей-

ского и тульского горизонтов на уровне 0,329; 

0,321; 0,313 соответственно.

Такое решение необоснованно, учитывая, 

что величину Кон можно было рассчитать 

для принятых при проектировании сред-

них значений Кпр и при этом она несколько 

отличается от использованных при проек-

тировании значений Кон. В табл. 1 приведе-

но сравнение значений Квыт, рассчитанных 

по результатам опытов, с принятыми при про-

ектировании разработки Дубровинского ме-

сторождения данными. Ошибка в определе-

нии Квыт достигает 27 %.

Некорректность такой оценки Квыт обуслов-

лена тем, что Кн гис определен для условий 

реальной геологической неоднородности 
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СОКРАЩЕНИЕ ВРЕМЕНИ ОПРЕДЕЛЕНИЯ 
КОЭФФИЦИЕНТА ВЫТЕСНЕНИЯ НЕФТИ ВОДОЙ 
ПРИ ВЫСОКИХ СКОРОСТЯХ НА КОРОТКИХ МОДЕЛЯХ 
ПРИВОДИТ К ИСКАЖЕНИЮ РЕЗУЛЬТАТОВ.

объекта разработки и не отражает потенциал 

коллектора в отношении нефтенасыщенно-

сти, которая снижается по мере приближе-

ния к ВНК.

Для того чтобы избежать указанной ошиб-

ки, величину коэффициента начальной 

нефтенасыщенности следует определять, 

как Кн = 1 — Ков. Коэффициент остаточной 

водонасыщенности (Ков) рассчитывают по за-

висимости этого коэффициента от проницае-

мости пород, установленной по результатам 

экспериментов (капиллярометрия). Кроме 

зависимости Ков = f(Кпр) можно использовать 

зависимость Ков = f((Кпр/Кп)0,5), где (Кпр/Кп)0,5 — 

комплексный параметр, величина которого 

пропорциональна размерам каналов филь-

трации в пористой среде [7]. Эта зависимость, 

как правило, характеризуется более высоким 

коэффициентом корреляции, чем Ков = f(Кпр), 

что закономерно, поскольку объем остаточной 

воды в поровом пространстве в первую оче-

редь определяется капиллярными эффекта-

ми, а значит, размерами поровых каналов.

В процессе проведения экспериментов до-

пускаются ошибки другого рода. При подго-

товке составной модели пласта к опыту в об-

разцах, из которых она впоследствии должна 

быть собрана, формируют остаточную водона-

сыщенность. Отраслевой стандарт допускает 

моделирование остаточной водонасыщенно-

сти методом капиллярометрии или центри-

фугирования, но при этом необходимо иметь 

в виду, что при одном и том же объеме харак-

тер распределения остаточной воды в кана-

лах фильтрации будет различным.

При моделировании остаточной водонасы-

щенности с использованием капилляриме-

тров остаточная вода в каналах фильтра-

ции распределяется равномерно в объеме 

образца исключительно в зависимости 

от структуры порового пространства, т.е. так 

же, как в природе. Величина максимально-

го давления при моделировании остаточной 

водонасыщенности в капилляриметрах опре-

деляется особенностями геологического 

строения объектов разработки, в частности 

расстоянием от верхнего водонасыщенного 

пласта до наиболее высокой точки залежи. 

При этом важно отличать по-настоящему во-

донасыщенные пласты с условно водонасы-

щенными, характеризующимися нефтенасы-

щенностью ниже предельного значения (как 

правило, ниже 50 %), которые при подсчете 

запасов относят к водонасыщенным, хотя 

на самом деле содержат некоторое количе-

ство нефти, не позволяющее, однако, полу-

чить ее промышленный приток. Для условий 

большинства залежей нефти на территории 

Пермского Прикамья, Удмуртии, Татарии, 

Башкирии и других районов Волго-Ураль-

ской нефтегазоносной провинции для моде-

лирования остаточной водонасыщенности 

давление в капилляриметрах достаточно 

поддерживать на уровне 0,18–0,25 МПа.

При центрифугировании время и скорость 

вращения подбирается в зависимости 

от коллекторских характеристик исследу-

емых пород [14]. Остаточная вода при этом 

распределяется в образцах в зависимости 

от расстояния до центра вращения, т.е. не-

равномерно, хотя по объему ее количе-

ство может соответствовать результатам 

Таблица 1. Сравнение расчетных значений коэффициента вытеснения нефти водой

Table 1. Comparison of calculated values of the oil displacement coeffi  cient by water

Пласт

Принято при проектировании По результатам экспериментов

Отн. откл, %
Кпр, мкм2 μ, мПа×с Кнн гис, д.ед. Кон, д.ед. Квыт, д.ед. Кнн, д.ед. Кон, д.ед. Квыт

1, д.ед. Квыт
2, д.ед.

К1 0,051 13,3 0,68 0,329 0,516 0,724 0,312 0,568 0,568 -9,2

К2 0,003 13,3 0,75 0,329 0,561 0,655 0,291 0,556 0,559 1,0

К3 0,07 13,3 0,79 0,329 0,584 0,732 0,315 0,570 0,569 2,4

К4 0,04 18,6 0,66 0,329 0,502 0,718 0,311 0,567 0,566 -11,6

B-0 0,1956 21,3 0,74 0,321 0,566 0,716 0,282 0,606 0,595 -6,6

B-I 0,0207 21 0,65 0,321 0,506 0,511 0,234 0,541 0,544 -6,5

B-II 0,0766 17,2 0,67 0,321 0,521 0,630 0,261 0,586 0,579 -11,1

С-II 0,077 26,2 0,70 0,313 0,553 0,788 0,301 0,618 0,616 -10,5

C-IV 0,238 26,2 0,58 0,313 0,460 0,840 0,308 0,633 0,630 -27,3

Примечание: 1 — по формуле Kвыт

Kн
 – Kон

Kн

; 2 — по уравнениям зависимости Kвыт f
Kпр

μн

.
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капиллярометрии в пределах погрешности 

оценок. У внутреннего (относительно центра 

вращения) торца образца водонасыщенность 

минимальная, а у внешнего — максимальная, 

вплоть до 100 % за счет проявления «конце-

вого эффекта». Следует отметить, что эта осо-

бенность распределения остаточной воды 

в объеме образцов пород отражается на ве-

личине коэффициента вытеснения нефти, 

приводя к его увеличению [4]. Это происходит 

из-за вытеснения части избыточной подвиж-

ной воды при фильтрации керосина, а затем 

нефти в процессе подготовки модели к экс-

перименту. Результатом становится непроиз-

вольное и неконтролируемое увеличение на-

чальной нефтенасыщенности, что и является 

причиной роста Квыт, т.к. увеличенный объем 

вытесненной водой нефти соотносится с пер-

воначально измеренным меньшим объемом 

нефти в модели, сформированным перед ее 

сборкой. Поэтому для получения надежно-

го результата при определении коэффици-

ента вытеснения следует все же моделиро-

вать остаточную водонасыщенность методом 

капиллярометрии. В этом случае остается 

единственный критерий, связанный с опре-

делением максимального давления в капил-

ляриметрах. Его необходимо устанавливать 

исходя из геологического строения объекта 

исследований (высоты залежи).

Коэффициент остаточной нефтенасыщен-

ности (Кон) — это отношение объема остаточ-

ной нефти к объему порового пространства.

Величина Кон устанавливается двумя спо-

собами. Первый определяется условиями 

проведения экспериментов по вытеснению 

нефти водой (нестационарная фильтра-

ция). При этом для получения корректного 

результата необходимо строго соблюдать 

требования соответствующего отраслевого 

стандарта, учитывающие критерии подобия 

при проведении эксперимента. Метод неста-

ционарной фильтрации отражает естествен-

ный процесс движения несмешивающихся 

жидкостей в пористой среде при осущест-

влении разработки залежей нефти в условиях 

заводнения, то есть, замещения нефти водой.

Второй способ связан с проведением экспе-

риментов по определению фазовых проница-

емостей для нефти и воды в условиях ста-

ционарной фильтрации жидкостей, которые 

подаются на вход модели в определенных 

соотношениях. Измерение фазовых прони-

цаемостей осуществляется при условии ра-

венства соотношения объемов фаз на входе 

и выходе из модели и стабилизации перепа-

да давлений на концах модели. Проведение 

этих экспериментов также должно осущест-

вляться в строгом соответствии с отраслевым 

стандартом [11].

Как уже отмечалось выше, результаты подоб-

ных исследований сильно зависят от каче-

ства подготовки линейных моделей пластов 

и от условий проведения экспериментов. 

Первая составляющая предполагает фор-

мирование в пористой среде начальной 

водо- и нефтенасыщенности, соответству-

ющей природной для изучаемого объекта. 

При этом важно обеспечить отсутствие газо-

вой фазы (воздуха) в модели пласта, которая 

искажает процесс двухфазной фильтрации, 

увеличивает разницу между абсолютной 

проницаемостью пористой среды и фазовой 

проницаемостью для нефти при остаточной 

водонасыщенности.

Вторая составляющая, обеспечивающая 

качество эксперимента, связана с условия-

ми его проведения, и в первую очередь это 

относится к размерам модели пласта, ско-

рости нагнетания воды и перепаду давле-

ния на концах модели. Эти характеристики 

определяются критериями подобия [15], со-

блюдение которых обязательно при прове-

дении экспериментов по вытеснению нефти 

водой. В тщательно подготовленных моделях 

результаты опытов, проведенных в соответ-

ствии с требованиями отраслевого стандар-

та, при их повторении с целью проверки ре-

зультата всегда воспроизводятся в пределах 

допустимой регламентом погрешности. Если 

этого не происходит, необходимо проведение 

дополнительных экспериментов.

Рассматривая аспекты, связанные с условия-

ми проведения испытаний, можно понять не-

которые причины недостижения оптимальной 

величины коэффициента вытеснения нефти 

водой, характеризующей потенциал кол-

лектора. В первую очередь следует обратить 

внимание на размеры моделей, на которых 

проводятся эксперименты. До последнего 

времени исследователи использовали кер-

нодержатели, позволяющие сформировать 

составные модели длиной до 45–50 см. Объем 

пор в таких моделях пластов достигал 50 см3 

и более. Сейчас исследования часто прово-

дят на коротких моделях (9–15 см), состоящих 

из трех-пяти цилиндрических образцов.

Чтобы понять, какую роль в получении каче-

ственного результата играет объем пор моде-

ли, необходимо иметь в виду, что критерием 

завершения эксперимента является прекра-

щение поступления нефти в ловушку, точ-

ность измерения составляет 0,05–0,1 см3. Это 

значит, что если экспериментатор не наблю-

дает изменений в объеме вытесненной неф-

ти на завершающей стадии эксперимента, 

тот завершается. Но чем меньше объем пор, 

тем медленнее накапливаются эти послед-

ние доли вытесненного объема нефти и тем 

большее (относительно объема пор) коли-
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чество воды надо прокачать через модель 

пласта, чтобы убедиться, что вытеснение 

нефти прекратилось. На практике же получа-

ется наоборот. Чем короче модель и меньше 

объем пор, тем быстрее завершается экспе-

римент, потому что прироста объема нефти 

в ловушке экспериментатор не регистрирует. 

Поэтому в описании экспериментов на корот-

ких моделях, результаты которых показаны 

на рис. 1, объем нагнетаемой воды составлял 

в общей сложности 5–7 объемов пор, тогда 

как на длинных моделях, используемых ра-

нее, объем воды достигал 15–48 Vпор. Из них 

только на завершающей стадии процесса 

объем нагнетания составлял от 1 до 7 Vпор, 

увеличиваясь по мере уменьшения объема 

пор модели.

Другой важнейшей характеристикой, ока-

зывающей влияние на качество результата 

при оценке коэффициента вытеснения нефти 

(или коэффициента остаточной нефтена-

сыщенности), является скорость нагнета-

ния воды. Исследования влияния скорости 

нагнетания на эффективность вытеснения 

нефти свидетельствуют о том, что существу-

ют оптимальные условия, при которых можно 

оценить истинный потенциал коллекторов 

изучаемого объекта. При скоростях меньше 

или больше оптимальных происходит зани-

жение коэффициента вытеснения нефти во-

дой и завышение коэффициента остаточной 

нефтенасыщенности [6, 12]. Относительное 

занижение коэффициента вытеснения нефти 

может достигать 20 % и более.

Таким же образом, скорость нагнетания 

воды влияет и на относительную проницае-

мость для нефти. Проведение эксперимен-

тов при неоптимальных скоростях нагнета-

ния и на коротких моделях приводит к тому, 

что фазовые проницаемости для нефти могут 

отличаться в 8–10 раз и более. На рис. 2 при-

ведены зависимости относительных фазо-

вых проницаемостей от водонасыщенности 

известняков верейского горизонта одного 

из месторождений Удмуртской Республики, 

полученные разными методами. Основные ха-

рактеристики моделей приведены в табл. 2.

Недовытеснение нефти из короткой моде-

ли приводит к завышению коэффициента 

остаточной нефтенасыщенности. В данном 

примере абсолютная ошибка составила 0,137, 

или 42 % относительно коэффициента оста-

точной нефтенасыщенности, определенно-

го на длинной составной линейной модели. 

Соответственно, коэффициент вытеснения 

нефти водой ниже на 0,186 (32 % отн.).
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Рис. 2. Относительные фазовые проницаемости по результатам нестационарной (а) и стационарной (b) 

фильтрации нефти и воды. Составлено автором по материалам, использованным при подготовке ПТД 

на разработку месторождения

Fig. 2. Relative phase permeability according to the results of non-stationary (a) and stationary (b) 

fi ltration of oil and water. Compiled by the author based on the materials used in the preparation 

of pdd for the development of the fi eld

Таблица 2. Характеристика моделей карбонатных пластов верейского горизонта

Table 2. Characteristics of models of carbonate strata of the vereya horizon

Метод вытеснения
Кпрн, 
мкм2

Вязкость 
нефти, мПа×с

Длина, см
Объем пор, 

см3
Объем закачки/ 

Объем пор
Ков, д.ед.

Квыт, 
д.ед.

Кон, 
д.ед.

Нестационарное 0,097 18 22,7 25,4 10,3 0,209 0,588 0,326

Стационарное 0,105 19 9,0 11,3 3,0 0,226 0,402 0,463
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Зависимости относительных фазовых про-

ницаемостей для нефти и воды от водонасы-

щенности используются при моделировании 

разработки залежей нефти в условиях водо-

напорного и упруговодонапорного режима. 

При проведении лабораторных эксперимен-

тов по определению относительных фазовых 

проницаемостей важно воспроизвести про-

цесс, происходящий в природных условиях. 

Подготовленная для эксперимента модель 

должна соответствовать начальному состо-

янию залежи нефти до начала разработки, 

то есть содержать начальную нефте- и во-

донасыщенность, при этом проницаемость 

по нефти при начальной водонасыщенности 

является базовой для последующего рас-

чета относительных фазовых проницаемо-

стей. То есть при начальной водонасыщенно-

сти относительная фазовая проницаемость 

для нефти равна 1. Это состояние пористой 

среды соответствует природным условиям 

перед началом добычи нефти из продуктив-

ного пласта, если его поровое пространство 

заполнено остаточной водой и нефтью, яв-

ляющейся единственной подвижной фазой 

в начальный момент времени. Нормирован-

ная относительная проницаемость для нефти 

при начальной нормированной водонасы-

щенности, равной 0, также равна 1 (рис. 3).

При использовании в процессе гидроди-

намического моделирования эксперимен-

тально полученных значений ОФП некото-

рые исследователи искусственно занижают 

величину относительной фазовой проница-

емости при начальной нефтенасыщенности 

(при остаточной водонасыщенности) ино-

гда в два раза, опираясь на корреляционную 

зависимость Кпрн(Кпрг). Это делают исходя 

из предпосылки, что проницаемость ячеек 

в модели объекта разработки определяет-

ся через коэффициент пористости по зави-

симости Кпрг(Кп), получаемой по результатам 

лабораторного исследования керна, а прони-

цаемость пород по нефти, как правило, ниже 

проницаемости по газу, так как измеряется 

в разных условиях. Однако, если использовать 

зависимости Кпр гди(Кп гис), которые практи-

чески не отличаются от зависимостей Кпрг(Кп) 

(рис. 4), эта предпосылка теряет актуальность. 

Кроме того, если измерять проницаемость 

пород по газу и по жидкости при одинаковых 

градиентах давления и гидрообжима, ре-

зультаты совпадают в пределах погрешности 

определения параметра в лабораторных ус-

ловиях. Это было экспериментально доказано 

в 60-х года прошлого века [2, 3]. По мере роста 

градиента давления до определенной вели-

чины сначала всегда наблюдается снижение 

проницаемости, которая затем постепенно 

стабилизируется. Снижение проницаемости 

при увеличении градиента давления мо-

жет превышать 40–50 % и во многом зависит 

от строения порового пространства изучае-

мых пород. К тому же следует иметь в виду, 

что косвенная оценка коэффициента прони-

цаемости любым известным способом всегда 

выполняется с погрешностью не менее чем 
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Рис. 3. Зависимости относительных фазовых проницаемостей от водонасыщенности в реальных (а) 

и нормированных (b) координатах. Составлено автором по материалам собственных исследований

Fig. 3. Dependencies of relative phase permeability on water saturation in real (a) and normalized (b) 

coordinates. Compiled by the author based on the materials of his own research
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подтверждается и следующими аргумента-

ми. При моделировании объекта разработ-

ки проницаемость в модели распределяется 

в зависимости от пористости в соответствии 

с зависимостью Кпр(Кп), полученной чаще все-

го в лабораторных условиях или по резуль-

татам расчета проницаемости по данным 

ГДИ в интервалах, с известной пористостью 

по ГИС.

Широкий диапазон изменения проницаемо-

сти пород при одинаковой пористости позво-

ляет модифицировать исходную зависимость 

при адаптации фильтрационной модели 

(ФМ) по истории разработки, если не удается 

получить расчетную продуктивность сква-

жин, близкую к реальной. Обычно это делает-

ся путем введения в исходную зависимость 

множителя, который может быть как больше, 

так и меньше единицы (хотя есть и другие 

технологии подбора проницаемости ячеек 

ФМ в межскважинном пространстве [1, 9]). 

Если преобразование исходной зависимости 

Кпр(Кп), полученной в лабораторных условиях 

или по данным ГДИ и ГИС, позволяет вос-

произвести в модели объекта разработки 

историю добычи жидкости, тогда очевидно, 

что такая зависимость адекватно отражает 

состояние пористой среды и характер дви-

жения в ней пластовых жидкостей. Иногда 

никакого преобразования исходной зависи-

мости не требуется и тенденция изменения 

проницаемости в зависимости от пористости, 

полученная по результатам лабораторных 

исследований, удовлетворяет поставленной 

задаче — воспроизведению истории разра-

ботки залежи нефти.

Соответственно, независимо от выбора ва-

рианта расчета, процесс адаптации модели 

не меняется и результат получается практи-

чески одинаковым, что является еще одним 

аргументом в пользу отсутствия необходимо-

сти ввода поправок в ОФП.

Кроме того, сравнивая результаты оценки 

коэффициента проницаемости различными 

методами при обосновании средней про-

ницаемости объекта разработки в процессе 

подготовки проектного документа, поправка 

в значение Кпр, определенное по керну, даже 

если оно существенным образом отличается 

от проницаемости по результатам ГДИ сква-

жин, не вводится. Критерием выбора являет-

ся соответствие принимаемого для проекти-

рования значения проницаемости пластов их 

фактической продуктивности, позволяющего 

воспроизвести историю разработки.

В этой связи можно привести результа-

ты оценки проницаемости при подготов-

ке проектных документов на разработку 
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месторождений нефти на территории Удмур-

тии и Пермского Прикамья в период 2017–

2021 гг. (табл. 3).

Несмотря на то что для отдельных объектов 

разница в величине средней проницаемо-

сти по керну и ГДИ может достигать двух 

порядков, средние значения по двум пред-

ставительным выборкам оказываются сопо-

ставимы. Более того, логарифмически нор-

мальные распределения проницаемостей 

пластов по данным керна и ГДИ практиче-

ски идентичны (рис. 5). Все это свидетель-

ствует о случайности различия проницаемо-

сти по керну и ГДИ для каждого отдельно 

взятого объекта, обусловленного малым 

объемом информации (непредставитель-

ностью выборки), по которой принимаются 

решения относительно величины проница-

емости продуктивных пластов при проекти-

ровании.

То есть если выборка не представитель-

на, что бывает достаточно часто, то реше-

ние о принятии при проектировании той 

или иной величины коэффициента проница-

емости в определенной степени субъектив-

но. Для повышения объективности оценки 

средней проницаемости коллекторов поро-

вого типа имеет смысл использовать весь 

комплекс информации о фильтрационных ха-

рактеристиках пород, включающий опреде-

ления по керну и ГДИ. Критерием правильно-

сти принятого для проектирования среднего 

значения проницаемости пластов является 

возможность воспроизведения при модели-

ровании истории работы отдельных скважин 

и объекта в целом.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Все описанные выше ошибки, которые допу-

скаются при подготовке, проведении экс-

периментов и обосновании ключевых ха-

рактеристик пористых сред, используемых 

для расчета прогнозных показателей раз-

работки залежей нефти в условиях водона-

порного режима, приводят к существенно-

му искажению представлений о потенциале 

коллекторов, слагающих продуктивные пла-

сты. Для корректной и обоснованной оценки 

основных параметров необходимо строгое 

соблюдение требований государственных 

и отраслевых стандартов, регламентирующих 

проведение лабораторных исследований. 

Для качественной оценки потенциала объ-

екта разработки при заводнении необходимо 

проводить серийные полноценные экспери-

менты, а не единичные ускоренные опыты. 

Кроме того, не следует необоснованно при-

менять корреляционные зависимости между 

параметрами, полученные в несопоставимых 

условиях.
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Таблица 3. Сопоставление проницаемости объектов разработки месторождений 

Удмуртии и Пермского Прикамья по керну и гидродинамическим 

исследованиям скважин

Table 3. Comparison of permeability of development sites of the Udmurtia 

and Perm Kama fi elds by core and hydrodynamic studies of wells

Литология 
пород

Количество 
объектов

Кпр(керн), 103 мкм2 Кпр(ГДИ), 103 мкм2

диапазон среднее диапазон среднее

Терригенные 42 7–3714 655 11–2009 449

Карбонатные 99 2–1342 140 8–913 168

Рис. 5. Логарифмически нормальные распределения коэффициента проницаемости 

по керну и данным гидродинамических исследований скважин для объектов 

разработки в терригенных и карбонатных коллекторах. 

Составлено автором по материалам собственных исследований

Fig. 5. Logarithmically normal distributions of the permeability coeffi  cient 

by core and hydrodynamic      studies of wells for development sites 

in terrigenous and carbonate reservoirs. Compiled by the author 

based on the materials of his own research
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Введение. Разработка нефтяных оторочек сопровождается различными осложнениями, такими 
как высокий газовый фактор и образование конусов подошвенной воды. В связи с этим при их разработке 
используются различные экраны и устройства контроля притока. Достижение безгазового режима 
за счет малой депрессии чаще всего невозможно с экономической точки зрения. Кроме того, разработка 
нефтяной оторочки, которая находится в слабосцементированном коллекторе, часто сопровождается 
неконтролируемым выносом механических примесей в скважину.

Цель. В данной работе предложена модель для оценки эффективности использования гравийного фильтра 
с целью контроля притока и ограничения выноса песка в скважину. Использование гравийной набивки 
в случае разработки слабосцементированного коллектора с тонкой оторочкой может решить сразу две 
проблемы: вынос механических примесей и предотвращение преждевременного прорыва газа в скважину. 
Однако такое решение имеет весьма ограниченную область применения:
• выравнивание профиля притока должно приводить к увеличению накопленной добычи;
• необходимое распределение проницаемости гравийной набивки должно быть достижимо;
• механические и фильтрационно-емкостные свойства пласта должны принимать определенные значения, 

чтобы засорение проходило в соответствующих частях скважины.
Построенная модель позволяет оценить все эти факторы.

Материалы и методы. В первую очередь была оценена дополнительная добыча за счет выравнивания 
притока. Это было сделано с помощью трехмерного гидродинамического моделирования с варьированием 
профиля притока к скважине. Далее был проведен расчет проницаемости гравийной набивки, необходимой 
для такого профиля притока. Воспользовавшись интегрированной моделью выноса песка пласт–
фильтр, была рассчитана вероятность достижения данного распределения в реальной скважине. Расчет 
интегрированной модели состоит из оценки разрушения призабойной зоны пласта и фильтрации флюида 
с механическими примесями через фильтр. На этой основе были произведены расчеты применимости 
данной технологии.

Результаты. В ходе работы была проведена оценка снижения проницаемости гравийного фильтра 
из-за наличия механических примесей во флюиде, рассчитана динамика скин-фактора на фильтре. 
На основе полученных данных проанализировано влияние гравийного фильтра на накопленную добычу, 
продемонстрирован положительный экономический эффект от применения данной технологии.

Заключение. Таким образом, в работе продемонстрирован новый подход для выравнивания профиля 
притока в горизонтальных скважинах при помощи гравийных фильтров, предложена комплексная модель 
для оценки его эффективности.
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Background. The exploration of oil rims is accompanied by problems such as high gas factor and water cone 
formation. Due to considered problems screens and diff erent methods of infl ow control are used. Well exploration 
in the gas-free regime using fi ne pressure drop is ineff ective in relation with economical parameters. In addition, 
there is a sand production problem in weakly-consolidated reservoirs.

Aim. In the present work the gravel pack is considered as method of infl ow and sand control. Application of 
gravel pack during exploration of weakly-consolidated oil fi elds make in impact of two problems: sand production 
and premature gas breakthrough in well. However, this solution has the reduced scope of application:
• infl ow control has to led to increase in oil rate;
• necessary permeability distribution of gravel pack must be obtainable;
• mechanical and porosity — permeability properties of reservoir must obtain certain values in order to maintain 

the colmatation in suitable well segments.
Proposed model allows to estimate all mentioned factors.

Materials and methods. The estimation of additional oil recovery was realized using 3D hydrodynamical 
modelling considering infl ow profi le modifi cation. Necessary value of permeability was calculated for proposed 
infl ow profi le. The probability of gravel packs permeability was estimated on the base of coupled reservoir-fi lter 
integrated model of sand production processes. Integrated model calculating includes failure of near-wellbore 
zone and suspension fi ltration through gravel pack. On the basis of this model the applicability of current 
technology is estimated.

Results. The calculation of permeability decrease of gravel pack due to solid particles presence in fl uid and 
the dynamics of skin-factor are presented. The analysis of gravel fi lter impact on cumulative production is also 
derived. The implementation of current technology refers to economic benefi ts.

Conclusions. Thus, the new approach of infl ow control in horizontal wells, comprehensive mathematical model 
eff ectiveness estimation are demonstrated in the current work.
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ВВЕДЕНИЕ

Современное состояние нефтегазовой отрас-

ли таково, что компании вынуждены разра-

батывать месторождениями с трудноизвле-

каемыми запасами (ТРиЗ). Неоднородность 

фильтрационно-емкостных характеристик 

по стволу скважины приводит к неравно-

мерной выработке запасов, а следовательно, 

к таким нежелательным эффектам, как стре-

мительно увеличивающаяся обводненность 

продукции и преждевременный прорыв газа 

из газовой шапки.

Обустройство любого месторождения 

предполагает соблюдение технологиче-

ских ограничений по давлению в линиях. 

На нефтяных месторождениях Западной 

Сибири, в особенности на нефтегазоконден-

сатных месторождениях Крайнего Севера, 

с высокой долей газа в продукции за счет 

подтягивания газа из газовой шапки резко 

повышается буферное давление в скважине. 

Газовый фактор при этом может достигать 

значений от 2000 до 5000 м3/т, при этом про-

исходит переход от добычи нефти к добыче 

газа [4].

Существует множество решений, которые 

могут быть использованы для ограничения 

притока газа: увеличение глубины погруже-

ния насоса, применение сепараторов различ-

ной конструкции, монтаж на приеме насоса 

диспергирующих устройств. Также для сква-

жин с горизонтальным заканчиванием суще-

ствуют различные системы контроля. Выде-

ляются две группы таких систем:

• активные системы контроля ICV (infl ow 

control values), которые состоят из регули-

руемых на поверхности забойных штуце-

ров, управляющих работой каждого сег-

мента на протяжении всей эксплуатации 

горизонтальной скважины;

• автономные системы контроля ICD (infl ow 

control device), которые предполагают уста-

новку устройств, обеспечивающих допол-

нительное сопротивление потоку флюида 

(винтовые канала, штуцеры), на некоторых 

участках горизонтального ствола скважи-

ны на все время работы.

Однако одновременно с необходимостью 

выравнивания профиля притока на место-

рождениях с газовой шапкой разработка 

коллекторов, сложенных слабосцементи-

рованными породами (песчаник, мергель), 

сопровождается проблемой выноса песка 

в скважину [2]. Существует множество реше-

ний, которые позволяют ограничивать долю 

песка в добываемом флюиде, тем самым пре-

дотвращая изнашивание рабочих органов 

центробежных насосов и преждевремен-

ное пересыпание забоя скважины. Среди 
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технологий защиты скважинного оборудова-

ния от пескопроявления выделяются следую-

щие группы [3]:

• крепление призабойной зоны специаль-

ными химическими составами;

• использование износостойких, не подвер-

гающихся коррозии материалов в компо-

новке УЭЦН;

• установка различных забойных фильтров 

(каркасно-проволочные фильтры, сетчатые 

фильтры, гравийные набивки).

Гравийные набивки — наиболее эффек-

тивный фильтр механических примесей 

из пласта. За счет своей сложной поровой 

структуры с учетом подбора оптимально-

го диаметра гранул такой фильтр способен 

отфильтровывать широкий спектр механи-

ческих частиц. В случае неравномерного 

засорения вдоль ствола скважины за счет 

дополнительного сопротивления гравийные 

фильтры могут служить устройством вырав-

нивания притока при разработке нефтяных 

оторочек.

В статье рассмотрена модель гравийной на-

бивки, на основе которой можно последова-

тельно оценить дополнительное сопротив-

ление потоку флюида (скин-фактор фильтра), 

необходимое для достижения экономически 

обоснованного эффекта, связанного с увели-

чением накопленной добычи нефти.

ПОСТАНОВКА ЗАДАЧИ 
МОДЕЛИРОВАНИЯ ГРАВИЙНОЙ 
НАБИВКИ

ПРОВЕРКА ГИПОТЕЗЫ

К исследованию была построена простая ги-

дродинамическая модель (ГДМ) размерами 

2400 × 1800 × 12 м с газовой шапкой и аквифе-

ром. Пласт вскрывает одна скважина с дли-

ной горизонтального участка 600 м. Вскрытие 

осуществляется тремя интервалами по 120 м 

каждый. На одном интервале присутствует 

высокопроницаемая зона для моделирова-

ния неоднородности пласта по фильтраци-

онно-емкостным свойствам. Расчеты про-

водились с использованием программного 

обеспечения для гидродинамического моде-

лирования Eclipse.

Основные параметры гидродинамической 

модели представлены в табл. 1.

Учет фильтрационного сопротивления за счет 

наличия гравийной набивки выполнен с по-

мощью варьирования значения скин-фак-

тора. Основная задача при моделировании 

прорыва газовой шапки — определение 

критического значения газового фактора, 

при котором скважину необходимо останав-

ливать для проведения необходимых ОТМ. 

На основе анализа показателей разработки 

в качестве критерия остановки принято зна-

чение газового фактора в 2000 м3/т [4]. По ре-

зультатам многовариантных расчетов были 

построены профили значениях скин-факто-

ра S = 1, 8, 15, 30. В ходе анализа результа-

тов ГДМ получено оптимальное значение 

скин-фактора (S = 15), при котором достига-

ется максимум по накопленной добыче нефти 

(рис. 1).

РАСЧЕТ ЗАСОРЕНИЯ ГРАВИЙНОЙ 

НАБИВКИ

Основные предположения, на которых бази-

руется модель засорения гравийной набив-

ки, изложены в [1, 5]. Расчет концентрации 

частиц, выносимых в скважину в область 

фильтра, происходит на основе модели упру-

гопластических деформаций. В качестве ис-

ходных данных для моделирования процес-

са выноса механических примесей, принят 

набор данных из статьи [1].

Для моделирования кольматации фильтра 

используется одномерная модель фильтра-

ции флюида с механическими примесями. 

Рассматриваемая в модели многокомпонент-

ная суспензия содержит частицы различных 

диаметров. В полидисперсном распределе-

нии частиц по размерам (S-кривая), как по-

казано в [5], выделяется несколько реперных 

размеров, связанных геометрическими соот-

ношениями. Частицы с реперным размером 

ПРИРОСТ NPV ПРИ ИСПОЛЬЗОВАНИИ ГРАВИЙНОГО 
ФИЛЬТРА НА ГОРИЗОНТАЛЬНОЙ СКВАЖИНЕ 
ПРИ РАЗРАБОТКЕ СЛАБОСЦЕМЕНТИРОВАННОГО 
КОЛЛЕКТОРА СОСТАВИЛ 56,61 МЛН РУБ.

Таблица 1. Параметры гидродинамической модели

Table 1. Parameters of hydrodynamic model

№ п.п Параметр Значение

1 Глубина залегания, м 2500

2 Наличие ВНК Есть

3 Наличие газовой шапки Есть

4 Нефтенасыщенная толщина, м 8

5 Пористость, % 20

6 Проницаемость, мД 4

7 Начальное пластовое давление, атм 235

8 Высота интервала перфораций, м 1

9 Плотность нефти, кг/м3 945

10 Плотность воды, кг/м3 1010
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вместе с несущим флюидом рассматриваются 

как отдельные фазы суспензии, для каждой 

из которых записываются законы сохранения 

масс:

   (1)

  (2)

  (3)

где ρf — плотность несущего флюида (в дан-

ной работе будет рассматриваться нефть), 

σi — объемная доля застрявших твердых ча-

стиц типа di, ci — объемная доля подвижных 

частиц типа di в потоке, φf — объемная доля 

поровых каналов, доступная для протека-

ния флюида, φf — объемная доля поровых 

каналов, в которых могут двигаться частицы 

диаметра меньше либо равного di, ρs — плот-

ность частиц, vf и vs — скорость флюида и ча-

стиц соответственно.

Начальные и граничные условия отража-

ют отсутствие захваченных и взвешенных 

частиц в начальный момент времени и не-

застревание частиц на границе порово-

го пространства, соответственно. Началь-

ная концентрация механических примесей 

во флюиде рассчитывается как разница 

в накопленной доле песка между реперными 

размерами в S-кривой распределения.

В качестве иллюстрации решения задачи за-

сорения гравийной набивки далее приведен 
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Рис. 1. Показатели добычи скважины при различных значениях скин-фактора (Пашкин В.Д.)

Fig. 1. Well production indicators at diff erent values of the skin factor (Vsevolod D. Pashkin)

Таблица 2. Отношение пористости засоренной гравийной набивки к начальной пористости 

в зависимости от начальной проницаемости гравийной набивки и проницаемости пласта, 

поделенной на значение скин-фактора

Table 2. The ratio of the porosity of the clogged gravel pack to the initial porosity, 

depending on the initial permeability of the gravel pack and the permeability of the formation 

divided by the value of the skin factor

kGP 

kr /S
10 20 50 100 200 300

0,05 0,297522 0,255652 0,209205 0,179763 0,154465 0,141351

0,1 0,346251 0,297522 0,243469 0,209205 0,179763 0,164501

0,2 0,40296 0,346251 0,283344 0,243469 0,209205 0,191443

0,5 0,492423 0,423123 0,346251 0,297522 0,255652 0,233947

1 0,573072 0,492423 0,40296 0,346251 0,297522 0,272262

1,5 0,62624 0,538109 0,440345 0,378375 0,325126 0,297522

2 0,666929 0,573072 0,468956 0,40296 0,346251 0,316854
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пример расчета согласно уравнениям (1)–(3) 

при следующих параметрах задачи: вну-

тренний радиус гравийной набивки (ГН) 

rin = 0,057 м, который соответствует радиусу 

хвостовика; внешний радиус ГН rout = 0,125 м, 

соответствующий радиусу бура; проницае-

мость пласта kr = 0,4 – 16 Д; проницаемость 

незасоренной ГН kGP = 10 – 300 Д; скин-фак-

тор S = 10. Результаты представлены в табл. 2.

При значениях φ/φ0, превышающих 0,35, 

можно полагать, что применение гравийных 

набивок при данных геологических условиях 

и конструкции скважины технически воз-

можно.

АДАПТАЦИЯ МОДЕЛИ НА ФАКТИЧЕСКОЙ 
ГИДРОДИНАМИЧЕСКОЙ МОДЕЛИ

Валидация модели гравийного фильтра 

как средства контроля притока произведе-

на посредством серии расчетов на секторе 

гидродинамической модели (рис. 2) одного 

из месторождений Западной Сибири. Осред-

ненные характеристики сектора представле-

ны в табл. 3.

Относительные фазовые проницаемости (RPP) 

для нефти и газа и для нефти и воды, которые 

использовались в гидродинамической моде-

ли, были получены в ходе лабораторных иссле-

дований, проведенных на собственном керне.

В гидродинамической модели подключены 

82 добывающие скважин и 37 нагнетатель-

ных. Для целевых расчетов выбрано 8 сква-

жин с растущим газовым фактором. В базо-

вом прогнозе для скважины XXXX-3 получено 

превышение критического уровня газового 

фактора (рис. 3).

ОЦЕНКА ЭКОНОМИЧЕСКОЙ 
ЭФФЕКТИВНОСТИ

Для анализа эффективности применения 

гравийных набивок были проведены расче-

ты следующих показателей: NPV — чистая 

Пористость
доля

0,42

0,35

0,27

0,20

0,13

Таблица 3. Параметры гидродинамической модели 

месторождения

Table 3. Parameters of hydrodynamical model 

of reservoir

№ п.п. Параметр Значение

1 Пористость, % 31

2 Поровый объем, млн м3 1328 

3 Количество ячеек Х–Y–Z 224–164–164

4 Размеры ячеек X–Y–Z, м 50–50–0,7

5 Запасы нефти, млн т 106 

6 Проницаемость, Д 3,2 

Рис. 2. Сектор гидродинамической модели. Куб пористости (Никулин К.А.)

Fig. 2. The sector of the hydrodynamic model. The porosity cube (Kirill A. Nikulin)
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приведенная стоимость, Rev(t) — выручка 

от продаж углеводородов за период времени 

t, J — накопленная дисконтированная добы-

ча нефти согласно формулам (4)–(6).

   (4)

  (5)

 , (6)

где FCF(t) — свободный денежный поток 

за период времени t, DR — ставка дисконти-

рования, pi — средневзвешенная цена за тон-

ну нефти в i-м месяце, Qi — добыча нефти 

в i-м месяце, Qt — добыча нефти за период 

времени t.
Оборудование для контроля притока можно 

считать эффективным, если его применение 

позволяет увеличить накопленную добычу 

нефти за период работы скважины и таким 

образом, обеспечивает получение прибыли, 

окупающей затраты, связанные с установ-

кой и эксплуатацией гравийного фильтра. 

Прогноз строился на 5 лет для скважины, 

оборудованной гравийной набивкой. Кри-

терий остановки скважины — достижение 

газового фактора в 2000 м3/т. Стоимость 

установки гравийного фильтра для горизон-

тальной скважины принята равной 70 млн 

руб. Основные макроэкономические пара-

метры приведены в табл. 4, результаты — 

в табл. 5 (CF+ — положительный денежный 
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Рис. 3. Динамика дебита нефти и газового фактор при различных значениях скин-фактора (Пашкин В. Д.)

Fig. 3. Dynamics of oil production and gas oil ratio at diff erent values of the skin factor (Vsevolod D. Pashkin)

Таблица 4. Макроэкономические параметры

Table 4. Macroeconomic parameters

Экономический параметр Значение

Ставка дисконтирования, % 14

Средневзвешенная цена за тонну нефти, руб. 16 150

Ставка НДПИ, руб./т 9968

Таблица 5. Расчет чистого дисконтированного дохода для скважин 

с гравийной набивкой и без гравийной набивки

Table 5. Calculation of net present value for wells with gravel packing 

and without gravel packing

NPV скважины с гравийной набивкой

Год
Добыча 
нефти, т

CF+, 
млн руб.

CF-, 
млн руб.

FCF, 
млн руб.

DCF, 
млн руб.

NPV, 
млн руб.

0 0 0 70 -70 -70 -70

1 28 199,34 174,32 0 174,32 152,91 82,91

2 17 527,36 108,35 0 108,35 83,37 166,28

3 13 115,29 81,07 0 81,07 54,71 220,99

4 13 112,95 81,06 0 81,06 47,99 268,98

5 11 567,16 71,50 0 71.50 37,13 306,11

NPV скважины без гравийной набивки

0 0 0 0 0 0 0

1 28 199 174,32 0 174,32 152,91 152,91

2 17 813 110,12 0 110,12 96,59 249,5

Прирост NPV от применения гравийной набивки, млн руб. 56,61



58

поток, CF- — отрицательный денежный поток, 

FCF — свободный денежный поток, DCF — 

дисконтированный денежный поток, NPV — 

чистая приведенная стоимость).

ОБСУЖДЕНИЕ РЕЗУЛЬТАТОВ

При моделировании предложенного метода 

получились следующие результаты:

• отключение скважин в базовом вариан-

те разработки произошло на 36 месяцев 

раньше по сравнению с вариантом, где 

предусмотрена эксплуатация скважин 

с гравийным фильтром;

• несмотря на снижение добычи нефти 

в первое время после запуска, накоплен-

ная добычи нефти увеличилась на 37,5 тыс. 

тонн;

• это привело к увеличению NPV отдельной 

скважины на 56,61 млн руб.

При ценах гравийной набивки не выше 

70 млн рублей подобные решения могут быть 

оправданы при определенных геолого-меха-

нических условиях. В то же время необходи-

ма наработка обширной базы многовариант-

ных расчетов, связанных с моделированием 

прорыва газовой шапки. Для предупрежде-

ния выхода из эксплуатации скважины из-за 

прорыва газа необходимо анализировать 

также случаи роста газового фактора вплоть 

до критических значений в 5000 м3/т и выше.

В данный момент предложенная модель 

позволяет учитывать статический скин-фак-

тор, который соответствует ситуации ста-

билизировавшегося выноса песка после 

вывода скважины на режим. Стоит отметить, 

что получен диапазон значений скин-фак-

тора, который отвечает поставленной цели 

увеличения накопленной добычи. Большой 

интерес представляют расчеты гравийной 

набивки с динамически изменяющимся 

скин-фактором.

ВЫВОДЫ

• Представленная в работе методи-

ка использования гравийного фильтра 

как средство контроля притока показала 

свою дееспособность. Результат исследо-

вания гидродинамической модели пока-

зал, что применение гравийной набивки 

при разработке нефтяных оторочек может 

привести к увеличению накопленной до-

бычи нефти.

• Многовариантные расчеты задачи засоре-

ния гравийной набивки позволили опре-

делить необходимый диапазон значений 

скин-фактора на фильтре, а также геоло-

гические условия, при которых метод вы-

равнивания профиля притока гравийными 

набивками применим.

• Предложена экономическая оценка при-

менения технологии. Был получен следу-

ющий результат: прирост чистого дис-

контированного дохода NPV составил 

56,61 млн руб.
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Изучаемым объектом является нефтегазовое месторождение в Западной Сибири, основной продуктивный 
пласт представлен тремя пачками, существенно различающимися по своим свойствам. При сравнительно 
близких значениях пористости пород по всему разрезу существенно более проницаемые части пласта 
находятся в верхней его части, а средняя и нижняя пачки, выделенные в рамках дополнительных 
петрофизических исследований, характеризуются крайне низкими значениями проницаемости.

На анализируемом месторождении разрабатываемая залежь полностью разбурена как вертикальными, 
так и горизонтальными скважинами. В подавляющем большинстве скважин выполнен гидроразрыв, 
организована длительно функционирующая система поддержания пластового давления. Разработка 
ведется более тридцати лет и месторождение находится на стадии падающей добычи.

Цель. Целью проведенных работ являлось повышение добычи за счет проведения эффективных геолого-
технических мероприятий (ГТМ), как дорогостоящих — уплотняющее бурение и зарезка боковых 
горизонтальных стволов, так и сравнительно недорогих — вывод из бездействия, стимуляции и ремонтные 
работы.

Материалы и методы. Для подготовки рекомендаций по проведению эффективных ГТМ необходимо было 
выполнить полный анализ истории разработки, на основе которого выявить наиболее перспективные 
районы для проведения дополнительных односкважинных и межскважинных исследований. Кроме того, 
провести адаптацию геолого-гидродинамической модели по результатам межскважинных и промыслово-
геофизических исследований, что позволяет составить план геолого-технических мероприятий, 
локализовать остаточные запасы и заложить в проект разработки бурение боковых стволов, направленных 
на добычу углеводородов из зон остаточных запасов, и поднять добычу на зрелом месторождении.

Результаты. Результатом проведенных работ стал мультисценарный проект разработки зрелого 
месторождения на базе первичного анализа исторических данных месторождения, анализа 
межскважинных исследований (ИКГ — импульсно-кодовое гидропрослушивание, МРТ — 
мультискважинное ретроспективное тестирование), а также калибровки действующей гидродинамической 
модели на полученные сведения о межскважинном пространстве.

Выводы. Мультисценарный проект разработки данного месторождения позволил выбрать экономически 
оптимальную стратегию дальнейших шагов по исследованиям и мероприятиям, направленных 
на повышения нефтедобычи.

Ключевые слова: зрелые месторождения, увеличение добычи, поддержание пластового давления, 
импульсно-кодовое гидропрослушивание, локализация остаточных запасов

Конфликт интересов: авторы заявляют об отсутствии конфликта интересов.

Благодарности: авторы благодарны руководству и инженерам компаний «Газпром нефть», 
«Газпромнефть НТЦ», «Газпромнефть-Ноябрьскнефтегаз» и ООО «Софойл» за внесенный вклад в проведение 
анализа, написание данной статьи и предоставление возможности поделиться результатами работы.

Для цитирования: Попов А.Ю., Жданов И.А., Пахомов Е.С., Асланян А.М., Гуляев Д.Н., Кричевский В.М., 
Фарахова Р.Р., Гарнышев М.Ю., Гусс Р.В., Старостин И.В., Кузнецов М.А., Ибряев Н.П., Гайнутдинова Л.И. 
Внедрение интегрированной технологии межскважинных исследований для локализации запасов 
на зрелом месторождении. PROНЕФТЬ. Профессионально о нефти. 2022;7(1):60-71. 
https://doi.org/10.51890/2587-7399-2022-7-1-60-71

Статья поступила в редакцию 08.10.2021
Принята к публикации 22.12.2021
Опубликована 30.03.2022

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



61
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The studied object is an oil and gas field in Western Siberia, the main productive formation is represented 
by three units, with significantly differing properties. Despite rock porosity is relatively even throughout 
the section, significantly more permeable parts of the formation are located in its upper part, and the 
middle and lower units identified by additional petrophysical studies are characterized by extremely low 
permeability values.

At the analyzed fi eld, the developed reservoir is already drilled by both vertical and horizontal wells. Hydraulic 
fracturing performed in the vast majority of wells, and formation pressure maintenance system was organized 
a long time ago. Development has been going on for over thirty years and the fi eld is at the stage of declining 
production.

Aim. The goal of the work carried out was to increase production by eff ective production enhancement 
operations, both expensive — infi ll drilling and sidetracking, and relatively inexpensive — wells reactivation, 
s timulation and workovers.

Materials and methods. To prepare recommendations for conducting eff ective production enhancement 
operations, it was necessary to achieve such objectives as conducting a full analysis of the development history, 
based on which the most promising areas for additional single-well and cross-well studies were identifi ed. In 
addition, the adaptation of the 3D geological and dynamic models was carried out based on the fi ndings of cross-
well and single well tests, which made it possible to localize residual reserves and include in the development 
project drilling of sidetracks and other production enhancement operations aimed at extracting hydrocarbons, 
which will allow increase production at a mature fi eld.

Results. The result is a multi-scenario development planning (MSDP) for the brown fi eld based on a primary 
analysis of the fi eld historical data, analysis of cross-well researches (PCT — pulse-code interference testing, 
MRT — multi-well retrospective testing), as well as calibration of the existing dynamic model into according 
obtained information about the cross-well space.

Conclusion. The MSDP for this fi eld made it possible to choose an economically optimal strategy for further 
steps in research and activities (workovers, new drilling) aimed at increasing oil production. In addition, based on 
the results of the PCT, it was possible to localize the zone of residual reserves.

Keywords: brown fi elds, production enhancement, reservoir pressure maintenance, reservoir connectivity, pulse-
code pressure testing, reserves localization
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ВВЕДЕНИЕ

Представленная статья описывает резуль-

таты проекта по локализации остаточных 

извлекаемых запасов, общей оценки и до-

разработки одного из блоков достаточно 

крупного нефтяного месторождения, вклю-

чающего более 1000 скважин. Будучи 30 лет 

в эксплуатации, на данный момент место-

рождение находится на поздней стадии раз-

работки.

Изучаемое месторождение расположе-

но в Западной Сибири. Оно было открыто 

в 1968 году и изначально числилось как га-

зовое. Позже, спустя 10 лет, была установле-

на промышленная нефтеносность в юрских 
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и нижнемелов ых отложениях. Официально 

месторождение было введено в разработ-

ку в 1986 г. При создании технологического 

проекта разработки месторождения экс-

пертами проводилась детализация и анализ 

геологического строения пласта R1 основ-

ной залежи. При планировании программы 

геолого-технологических мероприятий (ГТМ) 

имеющаяся залежь была разбита на участ-

ки размером в 1 км2, по каждому из которых 

были построены геолого-статистические 

разрезы (ГСР). При оценке ГСР обнаружено 

наиболее характерное для данного участка 

двучленное строение пласта R1.

Характеристика выделенных типов разреза 

представлена ниже.

• Порода-коллектор характеризует-

ся как монолитная с толщиной более 

1,5–2,0 м и с низким коэффициентом рас-

члененности (до 2). Коэффициент пес-

чанистости при этом равен 0,6, а прони-

цаемость в своем максимуме достигает 

десятые доли мкм2. Текстура породы-кол-

лектора массивная, гидродинамически 

связанная.

• Чередующиеся породы-коллекторы пред-

ставлены эффективными толщинами про-

пластков от 0,9 до 1,1 м. Пропластки имеют 

высокую расчлененность (более 4–5), ко-

эффициент песчанистости равный 0,6 и ко-

эффициент проницаемости в тысячные 

и первые сотые доли мкм2. Текстуру че-

редующихся пропластков можно назвать 

тонкослоистой, по качественной характе-

ристике породы относятся к прерывистым 

коллекторам.

Задачу разработки усложняет неоднородная 

структура запасов по разрезу, низкая прони-

цаемость, множественные ГРП и авто-ГРП 

на добывающем фонде скважин. Эти факто-

ры наряду с большим количеством заколон-

ных перетоков практически по всему фонду 

вызвали неоднородность выработки углево-

дородов по всей площади месторождения 

и, соответственно, отставание темпов добы-

чи. Последующая оценка текущего состоя-

ния запасов и планирование доразработки 

нефтегазового месторождения стала затруд-

нительной.

На этом этапе разработки возможности 

для капитальных вложений весьма ограни-

чены, и дальнейшая эксплуатация объекта 

должна опираться на точечные мероприятия 

с высокой экономической эффективностью. 

Все вышеупомянутые причины застави-

ли прибегнуть к более глубоким и сложным 

методам исследования скважин, анализа 

запасов и проектирования доразработки, 

что и привело к инициации данного исследо-

вания.

ЦЕЛИ И ЗАДАЧИ

Основной целью проекта является локали-

зация и оценка структуры остаточных запа-

сов углеводородов, создание рентабельной 

экономической стратегии по их извлечению 

и доразработке месторождения.

Для эффективного достижения основной 

цели использовался процесс управления раз-

работкой, состоящий из следующих задач:

• выбор перспективного блока (порядка 

60 скважин) на основе верхнеуровневой 

оценки состояния запасов;

• формирование плана исследований сква-

жин (ГДИС/ПГИС);

• проведение исследований скважин и по-

следующая их интерпретация;

• калибровка петрофизической модели 

на результаты исследований; ГДИС/ПГИС 

и переинтерпретация полученных данных 

открытого ствола;

• калибровка геолого-гидродинамической 

модели (ГГДМ) с новыми данными РИГИС 

и сопоставление с результатами исследо-

ваний ГДИС/ПГИС;

• создание цифрового двойника место-

рождения с учетом экономических осо-

бенностей проекта;

• планирование оптимальных ГТМ, основан-

ное на комплексном анализе всех данных.

ОПИСАНИЕ РАБОЧЕГО ПРОЦЕССА 
УПРАВЛЕНИЯ РАЗРАБОТКОЙ

Рабочий процесс управления разработкой со-

стоит из следующих этапов:

• первичный анализ промысловых дан-

ных и истории разработки по методике 

PRIME-анализа;

• специализированный анализ промысло-

вых данных и истории разработки по мето-

дике MRT (при наличии материалов забой-

ной телеметрии);

• промысловые исследования скважин, ос-

нованные как на стандартных ГДИС/ПГИС, 

так и на основе специализированных ис-

следований, таких как мультирежимные 

ПГИС по методике PROLOG и исследова-

ний межскважинных интервалов по мето-

дике PCT;

• консолидация результатов исследований 

скважин в пьезодинамическую модель по 

методике XPM;

• калибровка геологической модели на ос-

нове модели XPM, данных добычи и гео-

физических исследований насыщенности 

пластов;

• калибровка гидродинамической моде-

ли на основе модели XPM, данных добычи 
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и геофизических исследований насыщен-

ности пластов;

• построение цифрового двойника на осно-

ве ПО PolyPlan;

• настройка цифрового помощника PolyFlood;

• формирование оптимальной экономиче-

ской стратегии выработки оставшихся за-

пасов по методике MSDP.

Ниже приведено краткое описание каждой 

из составных частей, которые используются 

в рабочем процессе управления разработкой.

PRIME-анализ — это процесс, построенный 

на верхнеуровневых метриках оценки эф-

фективности разработки на основе данных 

истории разработки. PRIME-анализ выявляет 

области месторождения и отдельные сква-

жины, отстающие от плановых показателей 

добычи и/или давления из-за слабой связно-

сти с пластом или иных нарушений целостно-

сти конструкций скважин [6, 9, 15].

MRT (мультискважинное ретроспективное 

тестирование) — процесс основан на совмест-

ном анализе корреляции исторических запи-

сей дебитов и забойного давления скважин. 

Определяет гидропроводности пласта, меж-

скважинную связность, позволяет получить 

восстановленную историю пластового давле-

ния и продуктивности скважин [3, 4, 7, 8].

PCT (импульсно-кодовое гидропрослушива-

ние) — процесс основан на записи реакции 

забойного давления на последовательность 

специальным образом варьирующихся де-

битов, применяется на работающем фонде 

без потерь добычи [2, 5]. PCT оценивает меж-

скважинную проницаемость и эффективную 

работающую толщину пласта [8, 10–14].

PROLOG — метод основан на комбинации 

многорежимной глубинной расходометрии 

и деконволюции давления. Позволяет из про-

филей притока и записей давления на неста-

ционарных режимах оценить пластовое дав-

ление и продуктивность по каждому пласту. 

В данном проекте применялся расширен-

ный комплекс ПГИС на основе спектральной 

шумометрия и высокоточной термометрии, 

и численного моделирования термограмм.

ХРМ — интеграция данных ГДИС/ПГИС 

в численную пьезодинамическую модель 

пласта. С его помощью проводится оценка 

ключевых параметров пластопересечений 

и пластов.

GFM — процесс основан на построении чис-

ленной 3D геолого-гидродинамической 

модели, принимающий на входе XPM-отка-

либрованную модель. Адаптирует седимен-

тологическую и литофациальную модели 

к истории добычи и геофизическим исследо-

ваниям профиля насыщенности пластов.

MSDP — процесс, основанный на поиске 

наилучших вариантов разработки за счет по-

строения цифрового двойника месторожде-

ния с учетом экономики актива и с привлече-

нием цифрового помощника PolyFlood.

РЕЗУЛЬТАТЫ

По окончании всех рабочего процесса управ-

ления разработкой на выбранном объекте 

можно перечислить следующие результаты.

• Проведен верхнеуровневый анализ 

по оценке потенциала месторождения 

и выбран наиболее перспективный блок 

по технологии PRIME

По результатам детализированного анализа 

данных, в том числе и внесистемной инфор-

мации, было принято решение сконцентри-

ровать дальнейшие изыскания на блоке B18. 

Данный блок актива выделяется наличием 

большого количества остаточных углево-

дородов, пониженными коэффициентами 

выработки и фондом скважин, подходящим 

для потенциального ремонта и ЗБГС [1].

Далее были определены этапы разработ-

ки. На рис. 1 приведена история выработ-

ки по КИН в блоке B18. График показывает, 

что прогнозный КИН, рассчитанный по мето-

дике Арпс, при текущем плане разработки 

составит всего около 0,22, в то время как про-

ектный КИН по блоку равен 0,417.

• Произведено уточнение петрофизиче-

ской модели пород

Обновленная геолого-петрофизическая мо-

дель выделяет три пачки пластов: верхняя А, 

средняя B и нижняя C. Эти пачки пластов раз-

делены глинистыми перемычками, также об-

наружены пять литофаций (L1, L2, L3, L4 и L5), 

распределенные в пачках. Стоит отметить, 

что с глубиной размер зерен кварца, связан-

ный с ним индекс FZI и пластовые ФЕС ухуд-

шаются достаточно ощутимо. Можно сказать, 

что лучшие коэффициенты проницаемости 

и пористости у пачки A, худшие — у пачки C. 

Однако пачка C наименее изучена, не име-

ется достаточного количества качествен-

ных данных керна, пачка C мало вовлечена 

в разработку. Все эти факторы привели к тому, 

что пачка С была исключена из ближайших 

планов мероприятий по доразработке и была 

рекомендована к дальнейшему изучению.

• Построены новые типовые разрезы с исто-

рическим профилем добычи/закачки 

MSDP @ ПРОЦЕСС, ОСНОВАННЫЙ НА ПОИСКЕ 
НАИЛУЧШИХ ВАРИАНТОВ РАЗРАБОТКИ 
ЗА СЧЁТ ПОСТРОЕНИЯ ЦИФРОВОГО ДВОЙНИКА 
МЕСТОРОЖДЕНИЯ С УЧЕТОМ ЭКОНОМИКИ АКТИВА.
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по итогам первичной ревизии по паспорт-

ным данным скважин (рис. 2)

• Проанализированы результаты импуль-

сно-кодового гидропрослушивания 

для дальнейшего уточнения петрофи-

зических свойств пород вокруг скважин 

в межскважинном пространстве (PCT), 

уточнена проницаемость в калибровоч-

ных ячейках

На момент начала проекта по объекту дан-

ные ГДИС были в основном представлены 

КВД с очень низкой информативностью, за-

писанные в условиях низкой проницаемости. 

Эти данные послужили для оценки продук-

тивности скважин, вовлеченных в PRIME-ана-

лиз. Всего было проведено 5 исследований 

PCT, из которых 2 ячейки — калибровочные 

и 3 ячейки — сканирующие. Исследования 

проводились с помощью кварцевых мано-

метров zPas-10M (производитель ООО «Зет-

скан») (Руководство пользователя zPas-10M, 

2021) высокого разрешения (<10 Па), что по-

зволяет регистрировать микроскопические 

отклики давления на скважинах-ресиве-

рах, характерные для далеко стоящих друг 

от друга скважин в условиях низкой прони-

цаемости.

На рис. 3 приведен пример исходных про-

мысловых данных по итогам исследования 

PCT для ячейки с нагнетательной скважиной 

(генератор) *139 и окружающих ее добываю-

щих скважин (ресиверов) *157, *158.

Для дальнейшей интерпретации методом 

импульсно-кодовой декомпозиции, результа-

ты представляются в виде кросс-скважинных 

переходных характеристик (КПХ) по анало-

гии с тем, как это делается в MRT.

• Построена модель проницаемости по ре-

грессии индикатора зоны фильтрации 

FZI на пористость и глинистость

Полученная петрофизическая регрессия FZI 

далее корректировалась на результаты меж-

скважинного гидропрослушивания (PCT) 

для учета вклада макроскопических неодно-

родностей, которые не подхватываются кер-

новыми данными.

Условные обозначения:
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Независимое подтверждение обновленной 

модели интерпретации ГИС ОС дает повод 

для дальнейшего перестроения микромо-

делей обводненности, которое подтвержда-

ет гипотезу PRIME-анализа о том, что тренд 

обводненности по некоторым из скважин 

с низкой обводненностью на самом деле 

лежит в зоне нормального дипольного за-

воднения, а не в зоне неравномерной выра-

ботки.

• Произведена реаллокация непродук-

тивной добычи и закачки воды
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По итогам PRIME-анализа, MRT, специали-

зированных исследований скважин (PCT, 

PROLOG) и новых РИГИС была произведена 

оценка непродуктивной закачки и добычи 

воды по каждой скважине (рис. 4).

В целом по блоку общая доля нецелевой за-

качки составляет порядка 85 %, а нецелевой 

добычи — 30 %.

Следует отметить, что с течением времени 

основным объектом эксплуатации стали вы-

шележащие и нижележащие водоносные 

горизонты, что и дало ложное представление 

о поддержке пластового давления и эффек-

тивности ППД.

Необходимо отметить, что в большинстве 

добывающих скважин были проведены вы-

сокотоннажные ГРП, а подавляющее боль-

шинство нагнетательных скважин работа-

ет в режиме авто-ГРП. Это является одной 

из причин большого количества нецелевой 

добычи/закачки в пласте R1. Другой причи-

ной стало развитие заколонной циркуляции, 

вызванной разрушением заколонного цемен-

та под многолетним воздействием агрессив-

ных режимов эксплуатации как добывающих, 

так и нагнетательных скважин [1].

• Построена новая геолого-гидродина-

мическая модель пласта R1 и выше-/

нижележащих водоносных горизонтов 

на блоке B18

На основе новой петрофизической модели 

и уточненных данных по профилю добычи 

и закачки по всем скважинам блока была по-

строена новая геолого-гидродинамическая 

модель с опорой на данные по пластовому 

давлению в нефтеносных объектах, получен-

ных по итогам PRIME-анализа и PROLOG.

По результатам моделирования просматри-

вается сильно неоднородная выработка за-

пасов по площади и разрезу, что значительно 

усложняет процесс доразработки остав-

шихся запасов и требует очень аккуратного 

выбора локаций для уплотняющего бурения 

и тонкой настройки режимов работы сква-

жин для поддержания равномерного фронта 

вытеснения.

Результаты бурения транзитных скважин 

подтвердили значения параметров пластов, 

спрогнозированные перекалиброванной гео-

лого-гидродинамической моделью.

РЕКОМЕНДАЦИИ И ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Результаты MSDP в совокупности с данными 

цифрового помощника PolyFlood позволяют 

определить стратегию разработки выбранно-

го актива и план первоочередных меропри-

ятий.

СТРАТЕГИЯ ДОРАЗРАБОТКИ БЛОКА B18

Выбранная стратегия основана на отказе 

от высокорискованных ГРП и замене по-

добных мероприятий на бурение боковых 

горизонтальных стволов (ЗБГС) в зоны вы-

сокой концентрации остаточных запасов 

Условные обозначения:
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углеводородов. Для поддержания давления 

в зонах отбора предлагается постепенный 

ввод в разработку ЗБГС парами «нагнета-

тельная-добывающая». В дальнейшем пред-

полагается вывод простаивающих скважин 

из нерабочего состояния в зонах остаточных 

запасов для того, чтобы уменьшить непро-

дуктивную закачку, но оставаться выше дав-

ления раскрытия трещины авто-ГРП.

ПЛАН МЕРОПРИЯТИЙ ПО ДОРАЗРАБОТКЕ 

БЛОКА B18

Основные технико-экономические показате-

ли по проектным ЗБГС наилучшего варианта 

разработки представлены в табл. 1.

Основная внесистемная информация, которая 

не используется в расчетах цифрового двой-

ника и цифрового консультанта, состоит из:

• рисков по оценке состояния запасов;

• логистики движения бригад КРС в данном 

регионе;

• состояния поверхностной инфраструктуры.

Ниже представлена карта мероприятий 

по наилучшему варианту разработки актива 

(рис. 5).
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Таблица 1. Основные технико-экономические показатели по проектным ЗБГС

Table 1. The main technical and economic indicators

Скважина

NPV, 
млн руб.

PI Q, тыс. т
NPV, 

млн руб.
PI Q, тыс. т

Пачка A Пачка B

*12-2 161 3,3 123,971 46 1,6 59,112

*32-2 46 1,6 40,229 54 1,8 50,902

*412-2 258 4,6 168,305 283 5,0 194,577

*38-2 80 2,1 73,069 171 3,4 114,119

Рис. 5. Карта мероприятий по лучшему варианту разработки. Составлено авторами

Fig. 5. Map for the best development scenario. Compiled by the authors
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По итогам MSDP можно рекомендовать про-

ведение дополнительного изучения пачки 

С в связи с ее возможной экономически рен-

табельной эксплуатацией. Рекомендуется 

горизонтальное бурение с малотоннажным 

многостадийным ГРП. На данный момент 

причиной недостаточной разработки пачки 

С можно назвать неопределенность в оценке 

ее ФЕС.

Описание данного проекта дает представ-

ление обо всех сложностях и масштабных 

изысканиях рабочего процесса управления 

разработкой. Вовлечение мультидисципли-

нарной группы размером в 10 человек и сред-

ний срок работ в 12 месяцев делает подобные 

проекты редко реализуемыми на практике. 

Подобные программы целесообразно при-

менять к наиболее важным и высокориско-

вым активам. Однако отдельные сервисы, 

такие как PRIME, MRT и PCT автоматизирова-

ны и используются индивидуально на менее 

масштабных проектах.

Иные процедуры управления разработкой 

также совершенствуются, наблюдается про-

гресс в создании цифровых помощников 

с элементами искусственного интеллекта (в 

составе модуля PRIME и PolyFlood). Все это, 

несомненно, позволит внедрить в практику 

нефтяной инженерии более совершенные 

методы проектирования выработки запасов 

с максимальной экономической эффектив-

ностью.
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Введение. Одна из основных технологий заканчивания при промышленной добычи нефти из баженовской 
свиты — бурение скважин с протяженным горизонтальным стволом (ГС) и многостадийным 
гидроразрывом пласта (МГРП). При добыче нефти из сверхнизкопроницаемых пластов скважинами 
с протяженным ГС и МГРП дебиты за первый год падают на 70–80 %, процесс дренирования проходит 
в нестационарном режиме на протяжении всего срока работы скважины. Это приводит к появлению 
осложнений как при работе на режиме фонтанирования, так и при эксплуатации механизированным 
способом.

Целью данной работы является описание и моделирование реальных осложнений в скважинах 
баженовской свиты с протяженным ГС и МГРП, а также разработка методов борьбы с этими осложнениями..

Материалы и методы. В данной статье комплексно использованы промысловые данные о работе скважин 
с ГС и МГРП на баженовскую свиту, а также инструменты по численному моделированию нестационарных 
течений флюида в скважинах.

Результаты. По результатам проведенного анализа промысловых данных и численного моделирования 
продемонстрированы осложнения, которые могут возникать при эксплуатации скважин с протяженным ГС 
и многостадийными ГРП в условиях разработки ТРИЗ. В связи с быстрым падением дебитов, уменьшением 
обводненности и ростом газового фактора со временем в стволе скважины вероятны образование 
пробкового режима течения и прекращение выноса более тяжелой фазы в связи с низкими скоростями 
потока. При создании высоких депрессий в начальный период работы скважины возможен вынос проппанта 
в горизонтальный ствол и уменьшение эффективного сечения скважины, вследствие чего увеличивается 
перепад давления по стволу скважины и снижается депрессия на пласт. Другие осложнения связаны 
с последствиями и технологиями ГРП. Данные эффекты показаны как на основе промысловых данных, 
так и при численном моделировании процессов течения в скважине в специализированных программных 
продуктах.

Выводы. В статье на основе численного моделирования и анализа опыта эксплуатации предлагаются 
корректирующие мероприятия для борьбы с осложнениями, показаны реальные примеры применения 
данных рекомендаций на промысле. При выводе скважин на режим, а также работе на режиме 
фонтанирования необходим постоянный контроль параметров работы скважин, а также проведение 
численного моделирование для предотвращения осложнений.
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Introduction. One of the main technologies for Bazhenov oil formation development is drilling wells with an 
extended horizontal wellbore and multi-stage hydraulic fracturing. Oil production rates in such wells for the fi rst 
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year drop by 70-80 % for ultra-low-permeability formations. The drainage process takes place in an unsteady 
mode throughout the entire life of the well. This leads to the emergence of complications both when operating in 
the fl owing mode and with artifi cial li? .

The aim of this work is to describing and modeling real complications in wells with extended horizontal wells and 
multi-stage hydraulic fracturing, operating on the Bazhenov formation, as well as possible methods of dealing with 
these complications.

Materials and methods. This article comprehensively is used fi eld data on well operation with horizontal wells 
and multi-stage hydraulic fracturing in the Bazhenov formation, as well as tools for computational modeling of 
transient multiphase fl uid fl ow in wells.

Results. The complications that can arise during the operation of wells with extended horizontal wells and multi-
stage hydraulic fracturing in the conditions of for ultra-low-permeability formations development have been 
demonstrated based on the result of the technological experiment. A plug fl ow may form in the wellbore due to 
a rapid drop in production rates, a decrease in water cut and an increase in the gas-oil ratio over time, as well as 
due to the inability to carry out a heavier phase due to low fl ow rates in the wellbore. Proppant can be carried into 
the horizontal wellbore at high drawdowns in the initial period of well operation and reduce the eff ective section 
of the well, as a result of which the pressure drop along the wellbore increases and the drawdown decreases. 
Other complications are associated with the consequences and technologies of hydraulic fracturing. These eff ects 
are shown both on the basis of production data and in the numerical modeling of fl owin the well in specialized 
so? ware products.

Conclusion. On the basis of numerical modeling and analysis of operating experience, corrective measures are 
proposed to deal with complications, and real examples of the application of these recommendations in the fi eld 
are shown. At processes of drawdown management and next operation in the fl owing mode it is necessary to 
constantly monitor the parameters of well operation and use simulation to exclude complications.

Keywords: well operation, Bazhenov formation, transient fl ow, shale oil
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ВВЕДЕНИЕ

Промышленная добыча нефти из баженов-

ской свиты возможна только при бурении 

скважин с протяженным горизонтальным 

стволом (ГС) и проведении многостадийного 

гидроразрыва пласта (МГРП) [1, 2]. На сего-

дня в России длина ГС в скважинах, добыва-

ющих нефть из баженовской свиты, достигает 

1500–2000 м [2, 3], в то время как в между-

народной практике длина ГС для добычи 

нефти из сланцевых месторождений до-

стигает 3000–4000 м [4]. Для проведения 

МГРП используется технология «Pump Down 

Perforator» (PDP): в ГС спускается и цемен-

тируется хвостовик, далее через равные 

расстояния (30–50 м), от окончания ГС («но-

сок») к началу ГС («пятка») последовательно 

проводится перфорация и ГРП по стадиям 

с целью создания разветвленной системы 

трещин в баженовской свите. При этом ра-

нее проведенные стадии ГРП изолируются 

специальными пакер-пробками (нераство-

римые глухие, растворимые глухие, нерас-

творимые проходные с посадочным седлом 

для растворимого шара или растворимые 

проходные с посадочным седлом для раство-

римого шара) [5]. Таким образом, приток флю-

ида в скважину осуществляется вдоль всего 

ГС, дебит жидкости монотонно нарастает 

от «носка» к «пятке» и является максималь-

ным у последней стадии ГРП. Количество 

стадий ГРП на данный момент достигает 24–

30 (общее число перфорационных кластеров 

порядка 100) на скважину в России. В мире 

количество стадий ГРП на одну скважину до-

ходит до 50 [6].

При проведении ГРП одним из важных па-

раметров является скорость закачки жид-

кости ГРП в пласт. Для увеличения скоро-

сти закачки и снижения потерь на трение 

в скважине используются насосно-компрес-

сорные трубы (НКТ) и хвостовики внешним 

диаметром от 114 до 140 мм при скоростях 

закачки жидкости ГРП до 16 м3/мин. [7, 8]. 

В качестве уплотняющего элемента между 

НКТ и хвостовиком, минимизирующего риск 

утечек жидкости ГРП в затрубное простран-

ство, используется стингер [8]. Вследствие 

этого, в процессе проведения ГРП флюид 

течет от устья до забоя по условно постоян-

ному диаметру поперечного сечения ствола 

скважины.

После проведения МГРП давление в тре-

щинах ГРП и в пласте рядом с трещинами 

значительно превышает начальное пласто-

вое давление, соответственно в скважине, 

заполненной водой, на устье наблюдается 
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избыточное давление порядка 100–150 бар 

[9]. Данный факт существенным образом 

ограничивает проведение внутрискважин-

ных работ, требующих глушения (смена НКТ, 

перевод на ЭЦН и т.д.). С учетом высокого 

избыточного давления проведение подоб-

ных работ потребует использования тяжелых 

растворов глушения, что является нежела-

тельным, так как может снизить проводи-

мость трещин, ухудшить свойства призабой-

ной зоны пласта и снизить продуктивность 

скважины. Поэтому чаще всего в начальный 

период эксплуатации скважину отрабатыва-

ют на режиме фонтанирования, желательно 

до снижения пластового давления в области 

дренирования ниже или на уровне гидро-

статического [9], чтобы иметь возможность 

заглушить скважину на технической воде 

плотностью 1,01–1,07 г/см3. Возможность от-

работки скважины на режиме фонтанирова-

ния зависит от свойств коллектора и флюида: 

чем выше газосодержание пластовой нефти 

и проводимость пласта, тем больше вероят-

ность успешной отработки скважины до сни-

жения пластового давления ниже гидроста-

тического на режиме фонтанирования.

При вводе в работу скважин с ГС и МГРП ба-

женовской свиты на режиме фонтанирования 

стартовые дебиты могут доходить до 150–

200 м3/сут, но в течение первых 6–12 мес па-

дают до 50–70 м3/сут и ниже в связи со сни-

жением избыточного пластового давления, 

а также частичной деградацией трещин ГРП. 

В течение всего периода работы темп сниже-

ния дебитов хорошо описывается кривыми 

Арпса (рис. 1) [10, 11]. Скорость потока даже 

в первые сутки работы скважины не превы-

шает 0,5 м/с, а спустя месяц падает до 0,2 м/с. 

Скважины являются низкодебитными, вслед-

ствие этого затруднен вынос тяжелой фазы 

(воды) и твердых частиц (проппант и частицы 

породы), которые могли остаться в скважине 

после МГРП или выноситься из дыр перфора-

ции при работе скважин [12–14]. Это приводит 

к созданию пробок в горизонтальном ство-

ле скважины и, как следствие, к появлению 

существенных гидравлических сопротивле-

ний на пути движения пластовых флюидов 

по скважине, что может быть причиной суще-

ственного снижения наблюдаемой продук-

тивности скважины и замеряемых дебитов 

при постоянном или снижающемся устьевом 

давлении [15, 16].

После прекращения фонтанирования 

или по факту приближения пластового дав-

ления в прискважинной зоне к гидроста-

тическому, скважины переводятся на ме-

ханизированный способ добычи или в них 

меняется НКТ на меньший диаметр. Учитывая 

особенности работы скважин баженовской 

свиты, отсутствие стабильного режима экс-

плуатации и широкий диапазон по деби-

там, выделяется несколько перспективных 

методов мех. добычи: в первую очередь это 

использование газлифта, ЭЦН с широкой 

рабочей зоной, или объемного насоса с по-

гружным приводом (ПЛЭН) [17, 18]. На дан-

ный момент из-за низких дебитов и большой 

глубины пласта (2300–3000 м) для подъема 

продукции на поверхность используются 

УЭЦН (установка электроприводного центро-

бежного насоса), которые работают в режиме 

периодического кратковременного вклю-

чения (ПКВ), что, с одной стороны, отчасти 

решает проблему транспортировки флюида 

с достаточно глубокого горизонта с большим 
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Рис. 1. Зависимость продуктивности скважины с ГС и МГРП баженовской свиты от времени за первые 10 лет 

работы. По оси ординат выведен дебит скважины q(t), нормированный на стартовый дебит qi; b и Di — параметры. 

Составлено авторами

Fig. 1. Production decline curve of Bazhenov formation well with HW and MHF for fi rst ten years. The ordinate 

shows well fl ow rate q(t), normalized to starting fl ow rate qi. Di and b — parameters. Made by the authors



75

объемным содержанием газа, но, с другой 

стороны, вносит существенную нестабиль-

ность в работу скважины и приводит к более 

скорому выходу из строя ЭЦН [19].

Отдельной важной проблемой является про-

гнозирование работы подобных скважин. 

Большинство симуляторов имеют возмож-

ность расчета только стационарного режи-

ма работы, в то время как для низкодебит-

ных скважин с ГС и МГРП, эксплуатирующих 

баженовскую свиту, на первый план выходит 

именно моделирование нестационарных ре-

жимов течения для прогнозирования обра-

зования осложнений в скважинах и выбора 

оптимальных режимов работы [20, 21]. Одним 

из немногих коммерческих симуляторов, 

позволяющих проводить расчеты нестацио-

нарного многофазного (3 и более фаз) тече-

ния в скважинах, является ПО OLGA, разрабо-

танное на результатах стендовых испытаний 

за 30 лет [22]. Данный программный продукт 

позволяет проводить расчеты в скважинах 

с протяженным ГС и МГРП, учитывать на-

личие в потоке газа, нефти, воды, а также 

эмульсии и твердых частиц проппанта, моде-

лировать скважинное оборудование (шту-

церы, клапаны, пакеры, насосное оборудова-

ние, сепараторы и т.д.) и моделировать пласт 

на основе нескольких распространенных 

моделей течения [23].

Целью данной статьи является описание 

промыслового опыта работы низкодебитных 

скважин с протяженным ГС и МГРП, особен-

ностей работы и осложнений по скважинам, 

а также моделирование различных режимов 

работы таких скважин в ПО OLGA, выбор оп-

тимальных параметров скважины и анализ 

чувствительности характеристик флюида 

и параметров скважины к режиму течения 

в ней.

МАТЕМАТИЧЕСКОЕ МОДЕЛИРОВАНИЕ 
НЕСТАЦИОНАРНОГО ТЕЧЕНИЯ 
В СКВАЖИНАХ С ГС И МГРП

Для создания гидродинамических моделей 

нестационарного течения в скважинах с ГС 

и МГРП в данной работе использовался си-

мулятор OLGA. При создании математической 

модели скважины в нем используются следу-

ющие исходные данные:

• инклинометрия и конструкция скважины;

• диаметр и глубина спуска НКТ, диаметры 

штуцеров на устье (на выкидной линии 

НКТ и выкидной линии затрубного про-

странства), наличие пакеров, клапанов-от-

секателей в скважине, а также положение 

датчиков измерения температуры и дав-

ления по стволу скважины;

• PVT-модель пластового флюида (в форма-

те таблиц (*.tab) зависимости свойств фаз 

от температуры и давления или пара-

метров корреляционных зависимостей, 

встроенных в ПО OLGA);

• модель пласта для каждой стадии ГРП 

и свойств пласта в выбранной модели при-

тока;

• граничные условия на устье скважины 

в НКТ и затрубном пространстве, а также 

начальное состояние скважины.

Перед началом моделирования реальных 

скважин был проведен анализ чувствитель-

ности на синтетических моделях с целью 

оценки степени влияния изменения харак-

тера многофазного потока в горизонтальном 

и вертикальном участках скважины на режи-

мы течения в этих интервалах.

На первом этапе проверялись гипотезы 

о блокировании части сечения скважины 

водой, газом и проппантом при сложной тра-

ектории горизонтального участка. Для мо-

дели горизонтального ствола оценивался 

перепад давления, который может возни-

кать в скважине при формировании пробки 

воды, газа или проппанта. В профиле гори-

зонтального ствола были заложены перепа-

ды по высоте в 1 м на 100 м длины как вверх, 

так и вниз по вертикали. Длина горизонталь-

ного ствола равнялась 1000 м. Расчет про-

водился для диапазонов по дебитам жид-

кости от 10 до 250 м3/сут, газовому фактору 

(ГФ) от 100 до 5000 м3/м3, обводненности 

от 20 до 50 % и для внутренних диаметров ГС 

от 100 до 125 мм.

По результатам сравнения перепадов дав-

ления на горизонтальном участке без из-

менения высоты и со сложным профилем, 

перепады давления на пробке воды/газа 

пропорциональны накопленному набо-

ру высоты в траектории горизонтального 

участка, а также разнице плотностей воды 

и нефти на восходящем и нисходящем 

участках. Пробки воды образуются на восхо-

дящих участках траектории, пробки газа — 

на нисходящих. В зависимости от дебита, 

обводненности и ГФ, перепад давления 

на участке в 100 м с перепадом высоты в 1 м 

колеблется в диапазоне от 0 до 0,2 бара. 

При этом максимальный перепад достига-

ется при минимальных дебитах и высоких 

обводненностях. Изменение ГФ практически 

ПЛАВНЫЙ ВНР НА СКВАЖИНАХ С ГОРИЗОНТАЛЬНЫМ 
СТВОЛОМ И МНОГОСТАДИЙНЫМ ГРП ПРЕДОТВРАЩАЕТ 
ДЕГРАДАЦИЮ ТРЕЩИН ГРП В УСЛОВИЯХ 
БАЖЕНОВСКОЙ СВИТЫ.
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не влияет на величину перепада. Наличие 

мех. примесей (проппанта) в скважине по-

вышает неустойчивость потока (появляются 

пульсации по дебитам). Кроме того, пере-

пад на пробке проппанта значительно выше 

(в 5–10 раз), чем перепад на пробках воды 

и газа. Наличие проппанта в скважине влия-

ет сильнее на восходящем участке траекто-

рии, с ростом дебитов это влияние снижается.

На втором этапе модел ирования оценива-

лось воздействие вертикального участка 

скважины на режим течения. При этом расче-

ты проводились для двух участков горизон-

тального ствола, аналогично первому этапу, 

только к ним добавлялся вертикальный уча-

сток длиной 2500 м с плавным набором высо-

ты у ГС (аналогично профилю реальной сква-

жины с ГС баженовской свиты). При низких 

дебитах по скважине наблюдается неустой-

чивый режим работы, связанный с периоди-

ческим выносом пробок воды в зоне перехо-

да между горизонтальным и вертикальным 

участками, при дебитах ниже 20 м3/сут 

в стволе скважины накапливается значи-

тельное количество воды, что может снижать 

депрессию на пласт и, соответственно, — де-

биты. Вертикальный участок влияет на рас-

пределение фазового состояния вдоль трубы, 

но не влияет на распределение давления 

вдоль ГС. При этом оценка неустойчивости 

по критерию снижения забойного давления 

при увеличении дебитов подтверждается.

На рис. 2 показаны зоны неустойчивого ре-

жима работы при ГФ 100 м3/м3 и обводненно-

сти 20 %. При увеличении газового фактора 

зона нестабильности уменьшается при тех 

же дебитах по жидкости. Кроме того, увели-

чение диаметра НКТ и хвостовика приводят 

к увеличению нестабильности потока, а так-

же подтверждается критерий стабильности 

режима по анализу зависимости забойного 

давления от изменения дебита.

Для моделирования процессов в реаль-

ных скважинах на баженовскую свиту с ГС 

и МГРП были взяты несколько типовых сква-

жин месторождения. Данные по инклиноме-

трии и конструкции в модели соответствуют 

фактическим данным по бурению и компо-

новке скважины. PVT-модель пластовой 

нефти создавалась и адаптировалась на ре-

зультаты лабораторных исследований пред-

ставительных глубинных проб в ПО PVTsim. 

Для адаптации PVT-модели использовались 

методики, подробно описанные в [24, 25].

Основные PVT-свойства пластовой неф-

ти следующие: плотность сепарированной 

нефти — 821 кг/м3, плотность растворенно-

го газа — 1,132 кг/м3 при газосодержании 

151 м3/м3, вязкость пластовой нефти рав-

на 0,36 мПа*с, давление насыщения 17 МПа, 

плотность пластовой нефти 710 кг/м3, ко-

эффициент сжимаемости 25·10-1 1/МПа, 

объемный коэффициент пластовой нефти 

1,374 м3/ст. м3. Начальное пластовое давле-

ние до проведения МГРП равняется 23,4 МПа, 

пластовая температура 110 °С.

В качестве модели притока в ПО OLGA была 

использована линейная модель. Параме-

Рис. 2. Зона неустойчивого режима работы для скважины с протяженным горизонтальным стволом при ГФ 100 м3/м3 

и обводненности 20 %. Составлено авторами

Fig. 2. Zone of unstable well operation mode with GOR — 100 m3/m3 and water cut — 20%. Made by the authors
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тры модели: коэффициент продуктивности 

и пластовое давление на весь период ра-

боты скважины были получены по резуль-

татам интерпретации гидродинамических 

исследований, выполненных на численной 

модели в ПО Kappa Topaze [26, 27]. Исполь-

зовалась типовая методика интерпретации 

для низкопроницаемых коллекторов, осно-

ванная на методологии RTA (Rate Transient 

Analysis) [28, 29]. Согласно данной методоло-

гии, в анализе используются не только дан-

ные КВД (кривая восстановления давления), 

полученные при остановке скважины, а весь 

период работы скважины, что существенно 

расширяет возможности диагностирования 

ключевых режимов течения и дает более ка-

чественную адаптацию на реальные данные 

(история работы, а также производная нор-

мированного давления на билогарифмиче-

ском графике).

В качестве начального условия скважина 

моделировалась как заполненная водой, 

давление на забое равнялось пластовому 

давлению после ГРП. В качестве гранич-

ных условий указывалось давление в линии, 

а также распределение температуры с глу-

биной. Приток по стадиям ГРП был распре-

делен равномерно. Дальнейшее моделиро-

вание режимов работы реальных скважин 

в ПО OLGA в данной работе будет разнесено 

по главам в зависимости от решаемых задач 

и этапов работы скважины.

ПОДГОТОВКА СКВАЖИНЫ К ЗАПУСКУ 
ПОСЛЕ ПРОВЕДЕНИЯ МГРП

После проведения МГРП скважина запол-

нена технической водой, избыточное давле-

ние на устье составляет 100–150 бар в зави-

симости от свойств пласта и дизайна ГРП. 

В ГС находятся пробки между стадиями ГРП, 

которые могут быть нерастворимыми глухи-

ми (композитными), растворимыми глухими; 

нерастворимыми проходными с посадочным 

седлом для растворимого шара или раство-

римыми проходными с посадочным сед-

лом для растворимого шара. Нераствори-

мые пробки нуждаются во фрезеровании 

для получения полнопроходного хвостовика. 

Используемые растворимые пробки после 

растворения оставляют в стволе скважины 

нерастворимые элементы, твердосплавные 

остатки, которые тоже нуждаются в удале-

нии из ствола. Кроме того, в ГС после МГРП 

находится проппант [13, 14]. Вследствие 

сложного профиля ГС, возможного неполно-

го растворения пробок и шаров ГРП, а также 

наличия проппанта в горизонтальном стволе 

велика вероятность создания дополнитель-

ных сопротивлений течению флюида в стволе 

скважины и, соответственно, уменьшение 

депрессии на первых стадиях ГРП в «носке» 

при вводе скважины в эксплуатацию.

На практике при установке в скважину 

при МГРП растворимых пробок ГРП сква-

жины с МГРП (с растворимыми пробками 

или с нерастворимыми пробками с седлами 

под растворимый шар) запускаются в экс-

плуатацию сразу после проведения ГРП, 

без фрезерования пробок и удаления про-

дуктов растворения пробок и растворимых 

шаров в горизонтальном стволе на гибкой 

НКТ (ГНКТ), а также без промывки скважи-

ны водой для выноса мехпримесей из ГС, 

т.е. в скважине не проводится нормализа-

ция забоя. Скважину запускают на короткий 

период времени (4–10 часов) без штуцера 

(проходное отверстие 32 мм) для создания 

большей депрессии на пласт и, предполо-

жительно, — выноса твердых частиц из ГС 

и призабойной зоны (остатки пробок ГРП, 

проппанта, породы). После этого скважи-

ну переводят на штуцер 4–8 мм в коллектор 

для отработки на режиме фонтанирования. 

При таком подходе в подготовке скважины 

к запуску и отработке в начальный период 

нет ревизии состояния ГС с помощью ГНКТ, 

следовательно, отсутствуют данные о числе 

вовлеченных в работу стадий ГРП. Норма-

лизация забоя по таким скважинам может 

осуществляться через несколько месяцев 

работы скважины для проведения ПГИ, 

перед спуском ЭЦН или с целью проверки со-

стояния ГС.

Альтернативный подход [30, 31] при подго-

товке скважины к запуску состоит в проведе-

нии обязательной нормализации ГС, а также 

смены устьевой арматуры для возможности 

оперативного изменения режима работы 

скважины. При таком подходе перед запу-

ском скважины в работу необходимо на ГНКТ 

провести фрезерование ГС с промывкой 

водой и работой шламоуловителя с целью 

очистки ГС от остатков пробок ГРП, проп-

панта и продуктов распада сшитого геля 

кусочков породы, оставшихся в ГС после про-

ведения ГРП. Далее необходимо в фонтан-

ной арматуре предусмотреть обвязку устья 

скважины оборудованием с двумя парал-

лельными выкидными линиями со штуцера-

ми штуцерными камерами для оперативного 

перевода скважины с одной линии на другую 

в случае, если один из штуцеров забьет-

ся мех. примесями/гидратами/парафинами 

при освоении скважины, а также для плавно-

го изменения режима работы скважины. В та-

ком случае появляется возможность ревизии 

оценки загрязнения состояния ГС перед за-

пуском скважины.
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По результатам накопленного опыта по вво-

ду в эксплуатацию скважин с ГС и МГРП 

на баженовскую свиту был выполнен срав-

нительный анализ режимов работы скважин 

для каждого из двух описанных подходов 

к запуску скважин. Для ряда скважин очист-

ка ГС и нормализация забоя проводилась 

не перед вводом скважин в эксплуатацию, 

а через некоторый период работы (1–6 меся-

цев) на режиме фонтанирования. Для одной 

из скважин нормализация забоя проводи-

лась через 10 месяцев после ввода в эксплу-

атацию. На основе этих данных был прове-

ден анализ стартовых дебитов по скважинам 

до и после нормализации забоя. Результаты 

анализа представлены в табл. 1. Существен-

ное отличие стартовых дебитов и дебитов 

перед нормализацией связано с быстрым па-

дением добычи по скважинам (рис. 1).

Как видно из табл. 1, после нормализации за-

боя дебиты по скважинам выросли в несколь-

ко раз из-за того, что после ГРП при вводе 

скважины в работу ГС был забит мехприме-

сями и проппантом, депрессия не доходила 

до всех стадий ГРП и дебит был значительно 

ниже потенциально возможного. Длина ГС 

для выбранных скважин выше 1000 м, коли-

чество стадий ГРП больше 15. После нор-

мализации забоя режим работы скважины 

становится более стабильным; так, напри-

мер, скважины №4 и 5 при запуске в работу 

на режиме фонтанирования до нормализа-

ции не работали, после нормализации забоя 

скважины вышли на стабильный приток.

По скважинам №1 и 2 нормализация забоя 

проводилась через 100–170 рабочих дней. 

При этом дебит после нормализации по неф-

ти равен или превышает стартовые значе-

ния. На рис. 3 показан режим работы сква-

жины №2. Нормализация забоя проводилась 

Таблица 1. Изменение дебита жидкости и нефти по скважинам до и после 

нормализации забоя (диаметры штуцера до и после нормализации забоя 

идентичны)

Table 1. Liquid and oil fl ow rates diff erence before and a� er bottomhole 

cleaning of Bazhenov formation wells with HW and MHF
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Рис. 3. Режим работы скв. №2 до и после нормализации забоя. Составлено авторами

Fig. 3. Well 2 operation history before and a� er bottomhole cleaning. Made by the authors
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в апреле 2020 г., привела к значительному 

повышению дебита нефти (c 20 до 140 т/сут), 

а также к увеличению стабильности режи-

ма работы. После нормализации выросли 

не только дебиты, но и забойные давления 

(по замерам глубинным манометром) в связи 

с привлечением в работу большего количе-

ства стадий ГРП и выравнивания распреде-

ления давлений вдоль всего ГС. Отдельно 

стоит отметить скв. №8: до нормализации 

скважина работала на ЭЦН, после нормали-

зации перешла на стабильную работу в ре-

жиме фонтанирования.

По анализу результатов работы скважин ме-

сторождения, для которых была проведена 

нормализация забоя во время эксплуатации 

(всего 12 скважин), для 8 отмечается значи-

тельный эффект. Таким образом, для низко-

дебитных скважин с ГС и МГРП рекоменду-

ется перед вводом в эксплуатацию проводит 

нормализацию забоя, а в обвязке устья пред-

усматривать две параллельные линии со 

штуцерами для плавного перевода скважи-

ны из одной линии в другую.

Также представляет интерес анализ режи-

мов работы скважин, для которых норма-

лизация ГС не выполнялась. Для 4 скважин 

из 8 наблюдался вынос пробок воды/проп-

панта/остатка пробок ГРП, который суще-

ственно влиял на режим работы. Для выноса 

пробок скважину на 4–6 часов переводили 

на работу без штуцера, т.е. меняли проходное 

сечение с 6 до 32 мм. Это приводило к крат-

ковременному резкому увеличению депрес-

сии на пласт и увеличению скорости потока 

в ГС. Перед проведением такой операции 

в одной из скважин был спущен глубинный 

манометр, на котором удалось зафиксировать 

вынос жидкостной пробки и оценить пере-

пад давления в ГС до/после ее выноса. Фак-

тические данные приведены на рис. 4.

Как видно из графиков на рис. 4, глубин-

ный манометр до выноса пробки показы-

вал значение давления около 90 бар (ма-

нометр находится на 300 м выше «пятки»), 

дебит жидкости был около 20 м3/сут. Исходя 

из предположения о наличии пробки жидко-

сти и мехпримесей в ГС, давление за пробкой 

в стимулированном интервале было значи-

тельно выше, на уровне 180–210 бар, т.е. на-

личие пробки (вода и, возможно, проппант) 

создавало значительные гидравлические 

сопротивления в зоне перфорации, что су-

щественным образом влияло на продуктив-

ность скважины. После увеличения диаметра 

штуцера давление резко снизилось по всему 

Рис. 4. Изменение давление на забое и дебита скважины при выносе пробки. Составлено авторами

Fig. 4. Bottomhole pressure and fl ow rates changes at plug fl owing out. Made by the authors
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стволу скважины, что видно на графике дав-

ления на манометре (до 60 бар), это привело 

к расширению газа в скважине, в том чис-

ле в ГС, и заставило сдвинуться жидкость 

и пробку в ГС. После того, как пробка про-

шла манометр, давление на нем выросло 

до 150 бар, что уже соответствует эффектив-

ному забойному давлению в скважине после 

выноса пробки. Дебит при этом вырос с 20 

до 80 м3/сут (соответственно, ранее эффек-

тивное забойное давление было выше 150–

180 бар). Перепад давления на пробке, таким 

образом, составлял минимум 50–60 бар. 

Дальнейшее снижение забойного давления 

на рис. 4 связано с выходом на установив-

шийся режим скважины и, возможно, частич-

но — с накоплением жидкости (воды) в гори-

зонтальном стволе.

Для других трех скважин наблюдалась по-

хожая ситуация (по данным АГЗУ и устье-

вых манометров): при отработке скважины 

без штуцера резко увеличивалось устьевое 

и забойное давления и дебит по скважине. 

Изменение забойного давления (пересчи-

танного с устья) и дебитов при отработке 

без штуцера показаны в табл. 2.

Для проверки гипотезы о процессе форми-

рования и выноса пробки из ГС в ПО OLGA 

на примере скв. №9 было проведено моде-

лирование процесса выноса проппантной 

пробки из ГС. Для этого в модели в первый 

период времени работы скважины был смо-

делирован процесс выноса проппанта по ста-

диям ГРП. Через некоторое время вынос 

частиц в скважину заканчивается. При этом 

в горизонтальном участке скважины в зоне 

понижения образуется неподвижный слой 

проппанта, на котором появляется перепад 

давлений. Перепад давлений растет с те-

чением времени, пока не достигает крити-

ческого значения, перекрывая практически 

весь ствол. Далее потоком пробка выносится 

на поверхность за счет высокого давления 

в стволе перед проппантной пробкой. Пере-

пад давления на пробке в математической 

модели достигал значений порядка 50 бар, 

при этом изменение дебита после выноса 

пробки составило около 50 м3/сут.

Для мониторинга образования пробок в ГС 

скважины и своевременной борьбы с ними 

необходима установка в ГС распределенной 

системы датчиков давления. В таком случае 

при образовании перепада давлений меж-

ду датчиками можно было бы сделать вы-

вод об образовании пробки и принять меры 

по ее ликвидации (очистка с ГНКТ, отработка 

без штуцера и т.д.) стабилизировав тем са-

мым режим работы скважины и повысив ее 

продуктивность.

ВЫВОД СКВАЖИН НА РЕЖИМ �ВНР�

Согласно проведенным теоретическим и про-

мысловым исследованиям [31–35], для сква-

жин с ГРП в условиях ТРИЗ для снижения 

деградации трещин ГРП необходимо плавно 

увеличивать депрессию на пласт. Создание 

резкой депрессии на пласт (высокий гра-

диент депрессии) сразу после ГРП, когда 

в трещинах сохраняется высокое давление 

и процесс их обжатия под воздействием 

горизонтальных напряжений в породе на за-

вершен, приводит к тому, что за счет эффек-

тов по вдавливанию проппанта в стенки тре-

щины, уменьшению ширины закрепленной 

трещины, выламыванию породы внутрь тре-

щины, сжатию проппантной пачки с эффекта-

ми компакции, крошению проппанта и коль-

матации призабойной области трещины, 

а также выносу проппанта в скважину, сни-

жается проводимость трещин. Теоретические 

обоснования для данных эффектов, а также 

численные расчеты показаны в [30, 32]. Дан-

ный эффект влияет на накопленную добычу 

по скважине как в краткосрочной перспекти-

ве, так и на общую накопленную добычу. Со-

гласно проведенным исследованиям на ме-

сторождении Vaca Muerta депрессия на пласт 

должна увеличиваться со временем плавно 

с градиентом увеличения депрессии не пре-

вышающем критические значения. В рабо-

тах [33, 34] получены значения критических 

градиентов для месторождения Vaca Muerta 

[33, 34]. Для баженовской свиты обоснование 

и получение таких критических градиентов 

увеличения депрессии на основе промысло-

вых исследований и математических расче-

тов планируется при проведении полевого 

эксперимента по ВНР на месторождени-

ях баженовской свиты [30–32]. Кроме того, 

при высоком газосодержании и давлении на-

сыщения пластовой нефти агрессивный ВНР 

(создание резкой депрессии на пласт) приве-

дет к более раннему началу разгазирования 

пластовой нефти в коллекторе и, следова-

тельно, к снижению проводимости по нефти 

в коллекторе и трещинах ГРП.

Таблица 2. Изменение режима работы после выноса пробки по скважинам

Table 2. Well operation mode changing a� er plug removal

№ скв

Количество 
дней в работе 

до выноса 
пробки

Дебит жидкости, м3/сут Забойное давление, бар

до выноса 
пробки

псле выноса 
пробки

до выноса 
пробки

после выноса 
пробки

9 98 20 80 90 140

10 113 35 75 185 185

11 47 25 105 168 200

12 35 35 108 178 203
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На данный момент вследствие проведенных 

теоретических обоснований при ВНР сква-

жин баженовской свиты с ГС и МГРП исполь-

зуется так называемый плавный ВНР, когда 

депрессия на пласт создается постепенно 

и средний градиент депрессии не превышает 

0,1–0,15 бара/час. Контроль ВНР осуществля-

ется за счет подбора режима работы скважин 

на режиме фонтанирования с помощью шту-

цирования. При подготовке к вводу в эксплу-

атацию согласно разработанным рекоменда-

циям необходимо проведение нормализации 

ГС, а избыточное давление на устье состав-

ляет порядка 100–150 бар, скважину можно 

запускать на штуцерах диаметром 2–6 мм 

в зависимости от свойств пластового флюида, 

длины ГС, дизайна ГРП и свойств пласта (т.е. 

от предполагаемых стартовых дебитов и ГФ). 

При высоком газосодержании пластовой 

нефти (выше 200 м3/м3) запуск на штуцере ди-

аметром ниже 4 мм осложнен гидратообра-

зованием из-за создания низких температур 

на штуцере за счет эффекта Джоуля — 

Томпсона. Поэтому для предотвращения 

гидратообразования необходимо устанав-

ливать установки с добавлением ингибитора 

(желательно метанола) в поток перед штуце-

ром или предусмотреть нагреватели. Также 

для контроля за температурой потока до и по-

сле штуцера необходимо устанавливать дат-

чики температуры, это позволит заранее спро-

гнозировать образование гидратов.

Для плавного увеличения депрессии 

на пласт необходимо выбрать соответствую-

щую программу увеличения диаметра шту-

цера. По опыту работы на месторождении 

Vaca Muerta [34, 35] и месторождении баже-

новской свиты Ханты-Мансийского автоном-

ного округа диаметр штуцера увеличивает-

ся от 2–4 до 8–12 мм в течение 1–3 месяцев 

работы. При таком ВНР максимальный дебит 

нефти по скважине достигается через 1–3 ме-

сяца работы, после чего начинает падать со 

временем согласно рис. 1. План ВНР необ-

ходимо подбирать для каждой скважины 

отдельно согласно свойствам пласта, пла-

стового флюида, дизайну ГРП и параме-

трам скважины. Пример вывода на режим 

для скважины баженовской свиты показан 

на рис. 5 (скв. №13). Как видно из графика, 

диаметр штуцера увеличивался со временем 

с 5 до 10 мм, максимальный дебит по нефти 

получен через три месяца работы скважины 

на штуцере 10 мм. Далее идет снижение де-

бита и через 7 месяцев скважина переведена 

на мех. добычу после снижения пластового 

давления ниже гидростатического.

Согласно выполненному анализу режима 

работы скважин, для которых использовался 

плавный ВНР, в начальный период времени 

при высокой энергетике пласта режим те-

чения стабильный с минимальными флук-

туациями по давлению и дебитам на устье 

и забое. В скважине затрубное пространство 

Рис. 5. Пример выхода на режим скважины №13 с ГС и МГРП баженовской свиты. Составлено авторами

Fig. 5. Well 13 drawdown management and operation history. Made by the authors
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перекрыто стингером, внутренний диаметр 

НКТ равен внутреннему диаметру хвосто-

вика. При замерах многофазной установкой 

в начальный период работы скважины, деби-

ты по нефти, воде и газу в течение суток ко-

леблются не более, чем на 5–10 %. Колебания 

давлений на устье находятся в диапазоне 

1–2 бар, на забое амплитуда колебания дав-

ления еще ниже и составляет 0,1–0,2 бара.

Для оптимизации программы ВНР было вы-

полнено сценарное моделирование раз-

личных вариантов ВНР в ПО OLGA с целью 

обоснования «оптимального» ВНР. «Опти-

мальность» понимается при этом в терминах 

обеспечения стабильности режима работы 

скважины, минимальной деградации трещин 

ГРП и вывода скважины на максимальные 

дебиты для обеспечения требуемых показа-

телей добычи. Моделирование «идеально-

го» ВНР для скважины №13 (режим работы 

показан на рис. 5) в ПО OLGA было прове-

дено таким образом, чтобы средний гради-

ент падения забойного давления при ВНР 

не превышал 0,15 бара/час (согласно «Опти-

мальному» ВНР в [33]), при этом режим рабо-

ты скважины был бы стабильным максималь-

но возможный срок. Как отмечалось ранее, 

для задания граничных условий на перфора-

ции в ПО OLGA использовалась линейная мо-

дель притока, описываемая коэффициентом 

продуктивности по жидкости и величиной 

пластового давления, а также соотношением 

фаз (ГФ и обводненность). Для расчета дан-

ных параметров использовалась численная 

модель в ПО Kappa Topaze, полученная по ре-

зультатам интерпретации ГДИ и адаптации 

на реальные данные. По результатам адап-

тации удалось добиться хорошего качества 

как по показателям накопленной добычи, так 

и по производной давления (контроль по за-

бойному давлению). В результате были полу-

чены оценки ФЕС пласта (абс. проницаемость 

≈ 0,003 мД) а также схемы вскрытия (среднюю 

закрепленную проводящую полудлину тре-

щины ГРП и количество трещин ГРП). Кроме 

того, удалось настроить изменение ГФ со 

временем (увеличивался от 150 до 900 м3/м3).

Важно отметить, что использовать истори-

ческую динамику коэффициента продуктив-

ности и пластового давления при сценарном 

моделировании невозможно, поскольку ме-

няются режимы работы скважины и смодели-

рованная история работы может существен-

но отличаться от фактической. В связи с этим 

были выбраны элементарные шаги по време-

ни от 1 до 14 суток (в зависимости от стабиль-

ности режима работы скважин), в течение 

которых итеративно уточнялись параметры 

пласта для ПО OLGA и забойного давления 

для расчета в ПО Kappa Topaze с контролем 

сбивки рассчитываемых показателей добычи 

в обоих симуляторах за выбранный проме-

жуток времени по одному синхронизирован-

ному набору исходных данных для расчета. 

Таким образом, удалось выполнить сцепку 

численной гидродинамической модели в ПО 

Kappa и модели нестационарного потока 

в стволе скважины в ПО OLGA.

В ПО Kappa уточнялись значения коэффици-

ента продуктивности и пластового давления 

и передавались в ПО OLGA для повторного 

расчета режима работы скважины и уточне-

ния динамики забойного давления и де-

битов. Далее на этот же период в ПО Kappa 

проводился повторный расчет по уточненным 

забойным давлениям и для контроля выпол-

нялось сравнение показателей добычи, рас-

считанных в обоих симуляторах. Приемлемым 

при этом принималось расхождение не более 

10 %. Для ускорения расчетов и упрощения 

процедуры обмена данными для каждого пе-

риода снимались значения на начало и конец 

периода, а в промежутке линейным образом 

интерполировались. Результаты моделирова-

ния показаны на рис. 6.

Как видно из рис. 6, режим работы скважины 

является стабильным только в первые 35–40 

дней, далее появляются флуктуации по дав-

лению и дебитам, амплитуда которых уси-

ливается со снижением пластового и забой-

ного давлений. Накопленная добыча нефти 

за 60 суток при «оптимальном» ВНР состави-

ла 3600 м3 (2970 т), а при работе на штуцере 

5 мм на промысле (рис. 5) — 3120 м3 (2570 т). 

Через 60 дней по скважине № 13 начал расти 

ГФ, что частично стабилизировало течение, 

позволило снизить забойное давление и от-

работать скважину в течение 215 дней.

РАБОТА СКВАЖИН НА РЕЖИМЕ 
ФОНТАНИРОВАНИЯ

Через 6–9 месяцев работы скважины (в зави-

симости от плана ВНР), после снижения пла-

стового давления ниже гидростатического, 

дебиты по скважине уменьшаются, и скважи-

на переходит в нестабильный, пробковый ре-

жим работы. На рис. 7 показан режим работы 

скважины №13 через 190 дней. В этот момент 

на скважине была размещена многофазная 

установка для замера дебитов.

Как видно из рис. 7, амплитуда измене-

ния давления перед штуцером за 3 недели 

увеличивается с 3 до 10 бар, расходы жид-

кости изменяются на 30–50 %. Это говорит 

о нестабильном режиме работы скважины, 

постоянном выносе пробок воды, в таком 

режиме скважина не может проработать 

долгий период из-за постоянного снижения 
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коэффициента продуктивности, забойного 

и пластового давления. На рис. 7 показано, 

что давление на устье перед штуцером со-

ставляет порядка 11–15 бар и близко к давле-

нию в линии. Скважина №13 прекратила ста-

бильное фонтанирование через 225 дней.

В ПО OLGA модель скважины №13 была 

адаптирована на реальные значения дебитов 

и давлений по скважине (рис. 7 на 190 дней) 

и использовалась для подбора параме-

тров скважины таким образом, чтобы про-

длить работу на режиме фонтанирования, 
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увеличить дебиты по скважине и стабилизи-

ровать режим работы. При настройке на фак-

тический режим работы, в ПО OLGA отме-

чался пробковый режим работы скважины. 

В результате подбора оптимального режима 

в математической модели изменялся диа-

метр штуцера, диаметр НКТ и глубина спуска 

НКТ (остальные параметры модели не изме-

нялись). Наиболее оптимальный режим был 

выбран при спуске НКТ меньшего диаметра 

(73 мм) в самую низку по глубине точку ГС, 

при этом диаметр штуцера не изменялся. 

Снижение давления на воронке НКТ создало 

дополнительную депрессию и увеличило ско-

рости потока в интервале перекрытия стиму-

лированных интервалов трубой НКТ.

По результатам моделирования в ПО OLGA 

уменьшение диаметра НКТ и спуск в ниж-

нюю точку ГС позволяет увеличить накоплен-

ную добычу нефти по скважине в 1,2–1,5 раза 

в краткосрочной перспективе, а также ста-

билизировать забойное давление. Стоит 

отметить, что при моделировании диаметра 

НКТ меньше диаметра хвостовика и наличии 

связи с затрубным пространством, необхо-

димо включать функцию моделирования 

затрубного пространства в ПО OLGA, т.к. это 

влияет на режим течения в скважине. Допол-

нительно необходимо отметить, что скважи-

ны при нестабильном режиме работы в кон-

це периода фонтанирования необходимо 

переводить на штуцер меньшего диаметра, 

что позволит стабилизировать режим работы 

и увеличить добычу по скважине.

Для 4 реальных скважин были проведены 

расчеты и произведена смена НКТ с 114 мм 

на 73 мм на промысле. При этом для 3 сква-

жин из 4 НКТ спускали в горизонтальный 

ствол в нижнюю точку по абсолютной от-

метке. Для всех 4 скважин после смены НКТ 

наблюдалось кратковременное увеличение 

дебитов и стабилизация режима работы. Из-

менение динамики дебитов, ГФ и забойного 

давления после смены НКТ для скважины 

№2 показано на рис. 3. Смена НКТ для этой 

скважины была проведена в марте 2021 г. 

Как видно из рис. 3, дебит нефти и забойное 

давление по скважине оказались выше по-

сле смены НКТ, что подтверждается расчета-

ми течения в ПО OLGA.

Таким образом, после снижения пластового 

давления ниже гидростатического низкоде-

битные скважины с ГС и МГРП необязательно 

сразу переводить на механизированную до-

бычу, возможно продлить режим стабильной 

работы на режиме фонтанирования с помо-

щью смены НКТ и спуска НКТ в ГС. Отдельно 

стоит отметить, что для освоения скважи-

ны после глушения необходимо проводить 

азотирование с помощью ГНКТ или ком-

прессирование скважины через затрубное 

пространство с использованием пусковых 

клапанов в НКТ. Оптимальную глубину разме-

щение пусковых клапанов можно рассчитать 

с помощью ПО OLGA при известных свойствах 

пласта.

РАБОТА СКВАЖИН С ЭЦН

Для перевода скважин с ГС и МГРП на меха-

низированный способ добычи необходимо 

произвести глушение скважины или исполь-

зовать специальное внутрискважинное обо-

рудование (пакеры-отсекатели, продакшн 

пакеры и т.д.) [36, 37]. Глушение скважин тя-

желым раствором (при пластовом давлении 

выше гидростатического) приводит к сниже-

нию проводимости в трещинах и коллекторе. 

Так как после МГРП на всех скважинах дав-

ление в пласте превышает начальное пла-

стовое на 100–150 бар, то обойтись без глу-

шения тяжелым раствором для перевода 

скважины на ЭЦН перед вводом в эксплу-

атацию не получится. По результатам про-

веденного анализа скважин баженовской 

свиты, для 5 из 10 скважин, в которых глу-

шение проводили раствором с плотностью 

1180 кг/м3 и выше в первые полгода рабо-

ты наблюдалось значительное снижение 

продуктивности: по скв. №14 дебит жидко-

сти снизился на 55 м3/сут (с 88 до 33 м3/сут), 

по скв. №15 — на 21 м3/сут (с 66 до 45 м3/сут), 

по скв. №16 — на 9 м3/сут (с 33 до 24 м3/сут), 

по скв. 17 — на 15 м3/сут (с 60 до 45 м3/сут), 

по скв. №18 — на 3 м3/сут (с 11 до 8 м3/сут). 

Таким образом, предпочтительным сценари-

ем является отработка скважины на режиме 

фонтанирования в течение того периода вре-

мени, пока пластовое давление не спустится 

ниже гидростатического, а далее допустимо 

глушение технической водой для перевода 

скважины на мехдобычу.

На текущий момент основным видом мех. 

добычи при эксплуатации низкодебитных 

скважин с ГС и МГРП, работающих на ба-

женовскую свиту, является ЭЦН в режиме 

периодического кратковременного включе-

ния (ПКВ). Так как дебит в скважине практи-

чески постоянно снижается (после проведе-

ния ВНР), режим ПКВ изменяется с течением 

времени и подбирается под текущие параме-

тры скважины. При этом режим работы в ПКВ 

обычно подбирается таким образом, чтобы 

общий период ПКВ был равен 30–60 минутам. 

В этом случае в скважине постоянно наблю-

дается нестационарный режим течения. Ре-

жим работы скважины с ЭЦН с номинальным 

дебитом 80 м3/сут в ПКВ показан на рис. 8. 

При таком режиме ЭЦН 6 мин. находится 
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в работе, 24 мин. в остановке и т.д., давление 

на входе насоса колеблется на 3–5 бар.

Одним из возможных методов стабилиза-

ции режима работы низкодебитных скважин 

является использование малодебитных ЭЦН, 

которые могут использоваться в постоянном 

режиме или в режиме ПКВ с большим пери-

одом работы и таким образом стабилизиро-

вать дебит по жидкости и газу. На рис. 9 по-

казан режим ЭЦН с номинальным дебитом 

20 м3/сут, работающим в режиме ПКВ 12×18 

(12 минут работает, 18 минут остановлен).

Данные рекомендации по смене высокоде-

битных ЭЦН на малодебитные были выпол-

нены для 3 скважин, по результатам анализа 

для 2 скважин из 3 смена ЭЦН положитель-

но сказалась на работу и увеличила дебиты 

по жидкости и нефти. При переводе на ма-

лодебитный ЭЦН дебит жидкости по од-

ной из скважин увеличился с 5 до 12 м3/сут, 

при этом глубина спуска ЭЦН не изменялась, 

и режим сохранялся постоянным в течение 

4 месяцев работы. По другой скважине си-

туация похожа, дебит жидкости увеличился 

с 13 до 18 м3/сут и держится стабильным в те-

чение полугода работы. Согласно проведен-

ным ранее исследованиям по перспективным 

методам мех. добычи на скважинах баже-

новской свиты с ГС и МГРП [17, 36, 37], одним 

из основных развивающихся методов будет 
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Рис. 8. Нестабильный режим работы скважины с ЭЦН в ПКВ (6×24). Составлено авторами

Fig. 8. Unstable well operation mode with ESP in PSA mode (6×24). Made by the authors

Рис. 9. Режим работы скважины с малодебитным ЭЦН в ПКВ (12×18). Составлено авторами

Fig. 9. Well operation mode with low-rate ESP in PSA mode (12×18). Made by the authors
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использование ЭЦН с расширенной рабочей 

зоной, позволяющим в постоянном режиме 

работать при различных дебитах на сква-

жинах.

В ПО OLGA были созданы модели скважин 

с ЭЦН для прогнозирования и оптимизации 

режимов течения в скважинах. Для кор-

ректного моделирования работы ЭЦН в ПКВ 

в ПО OLGA необходимо проводить сложную 

настройку модели, которой будет посвящена 

отдельная статья.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

При планировании режима работы скважин 

с ГС и МГРП, вскрывающих баженовскую сви-

ту, необходимо учитывать ряд особенностей 

при подготовке ко вводу в эксплуатацию, 

при выводе на режим и дальнейшей эксплу-

атации скважины. В первую очередь необ-

ходимо учитывать возможные негативные 

последствия, связанные с осложнениями, 

локализующимися в горизонтальном стволе 

по причине низких скоростей потока ГС.

При подготовке к началу эксплуатации одним 

из важных факторов является нормализация 

забоя скважины, а также смена фонтанной 

арматуры и установка необходимых дат-

чиков измерения давления и температуры 

как на устье, так и в стволе скважины. Соглас-

но проведенному анализу имеющейся про-

мысловой информации и результатов модели-

рования в ПО OLGA для мониторинга режима 

работы скважины и своевременной иденти-

фикации процесса образования пробок в ГС 

необходима установка системы распреде-

ленных датчиков давления в ГС, установка 

датчиков давления и температуры до и после 

штуцера на устье, в затрубном пространстве, 

даже при условии его изоляции пакером.

При вводе скважины в работу необходимо 

проводить плавный ВНР для предотвра-

щения деградации трещин ГРП. Для этого 

требуется осуществлять запуск скважины 

на штуцерах малого диаметра и далее по-

степенно увеличивать депрессию на пласт 

сменой диаметра штуцера. Для прогнозиро-

вания ВНР необходимо проводить моделиро-

вание нестационарного течения для подбора 

оптимальных параметров работы скважины.

После снижения пластового давления ниже 

гидростатического имеет смысл замена НКТ 

и глубины ее спуска для стабилизации рабо-

ты скважины и увеличения времени отработ-

ки скважины на режиме фонтанирования. 

Перевод на ЭЦН допускается осуществлять 

после прекращения стабильного фонтаниро-

вания и снижения среднего пластового дав-

ления в области дренирования ниже гидро-

статического. При этом режим работы на ЭЦН 

необходимо подбирать с учетом особенностей 

нестабильного режима течения в скважине 

с использование современных симуляторов.

Данные рекомендации согласно анализу 

фактического опыта их применения, позволя-

ют существенным образом повысить показа-

тели накопленной добычи скважин.

СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ

АГЗУ — Автоматическая групповая замерная 

установка;

ВНР — выход на режим;

ГНКТ — гибкая насосно-компрессорная 

труба;

ГРП — гидроразрыв пласта;

ГС — горизонтальный ствол;

ГФ — газовый фактор;

КВД — кривая восстановления давления;

НКТ — насосно-компрессорная труба;

МГРП — многостадийный гидроразрыв 

пласта;

ПКВ — периодическое кратковременное 

включение;

ПО — программное обеспечение;

ТРИЗ — трудноизвлекаемые запасы;

ЭЦН — электроприводной центробежный 

насос.
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 ПРИМЕНЕНИЕ ТЕХНОЛОГИИ 
ВНУТРИПЛАСТОВОЙ ВОДОИЗОЛЯЦИИ 
В КАРБОНАТНЫХ КОЛЛЕКТОРАХ 
НЕФТЯНОГО МЕСТОРОЖДЕНИЯ
А.М. Шагиахметов¹,*, Д.Е. Осадчий¹,², С.С. Ющенко¹
¹Санкт-Петербургский Горный университет, РФ, Санкт-Петербург
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Эффективная разработка нефтяных залежей, приуроченных к карбонатным отложениям, в которых 
повышенное значение имеют трещины, является актуальной задачей в настоящее время. Неравномерное 
и быстрое обводнение скважинной продукции — один из факторов, осложняющих процесс разработки 
карбонатных пластов.

Цель. С целью повышения эффективности разработки карбонатной залежи нефтяного месторождения 
Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции было обосновано применение технологии внутрипластовой 
водоизоляции. При этом определение вероятных причин обводнения скважинной продукции являлось 
одной из основных задач работы.

Материалы и методы. Для борьбы с обводненностью была проанализирована геолого-физическая 
характеристика и история разработки рассматриваемой залежи на предмет возможных источников 
обводнения. Для анализа выбрана аналитическая методика, предложенная К.С. Ченом, в основе которой 
лежат результаты численного исследования динамики притока воды при опережающем прорыве 
закачиваемой воды или формировании конусов подошвенной воды.

Результаты. На основе анализа динамики изменения водонефтяного фактора и его производной 
по времени в билогарифмических координатах, а также зависимости обводненности от объема закаченной 
через нагнетательную скважину воды, были выявлены основные причины обводнения. Выполнен обзор 
технологий внутрипластовой водоизоляции, которые применяются на месторождениях с рассматриваемым 
типом коллектора. Составлены матрицы применимости технологий внутрипластовой водоизоляции 
и гелеобразующих составов с учетом основных геолого-физических условий и промысловых параметров, 
выбрана технология ограничения водопритока и выбран водоизоляционный состав.

Заключение. Применение аналитических методик выявления причин ускоренной обводненности 
скважинной продукции является весьма перспективным ввиду отсутствия необходимости проведения 
дополнительных исследований на скважинах и привлечения техники.

Ключевые слова: карбонатный коллектор, обводненность, фильтрация, внутрипластовая водоизоляция, 
селективный водоизоляционный состав, гелеобразующий состав
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APPLICATION OF IN�SITU WATER SHUT�OFF TECHNOLOGY IN CARBONATE OIL RESERVOIRS

Artem M. Shagiakhmetov¹,*, Dmitry E. Osadchiy¹,², Svetlana S. Yushchenko¹
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Background. The effi  cient development of oil deposits confi ned to carbonate deposits which are substantially 
aff ected by cracks is a current challenge. Uneven and rapid water cut of well production is considered as one of 
the factors which makes the process of development of carbon deposits more complicated.

Aim. In purpose to optimize an effi  ciency of the development of the carbonate deposit of the oil fi eld of the 
Timano-Pechora oil and gas province, the application of in-situ water shut-off  technology is substantiated. At the 
same time, determining the probable causes of watering of well products is one of the main parts of the work.

Material and methods. To lower watering, the geological and physical characteristics and the history of the 
development of the deposit under consideration are analyzed for possible sources of watering. For the analysis, 
the analytical methodology proposed by K.S. Chen was chosen, which is based on the results of a numerical study 
of the dynamics of water infl ow during an advanced breakthrough of injected water or the formation of water cone.

Results. Based on the analysis of the dynamics of the water-oil factor change and its time derivative in 
bilogarithmic coordinates, as well as the dependence of watering on the volume of water pumped through the 
injection well, the main causes of watering are revealed. A literature-patent overview of intrafl ast water insulation 
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technologies that are used in fi elds with the type of reservoir under consideration has been carried out. Matrices 
of applicability of water shut-off  technologies and gel-forming compositions are compiled considering the main 
geological and physical conditions and fi eld parameters, water fl ow limitation technology and water-insulating 
composition are selected.

Conclusions. An application of analytical methods for identifying the causes of accelerated watering of the 
production of the well is very promising due to the lack of the need to conduct additional studies at wells and 
attract equipment.

Keywords: carbonate reservoir, water cut, fi ltration, in-situ water shut-off , selective water shut-off  composition, gel-
forming composition
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ВВЕДЕНИЕ

На разработку карбонатных коллекторов 

в настоящее время обращается все большее 

внимание. К карбонатным коллекторам отно-

сят более 40 % мировых запасов нефти, с ними 

связано около 60 % мировой добычи нефти.

Всестороннее изучение геологического 

строения коллекторов, содержащих в своей 

структуре как матричную, так и трещинную 

часть, позволяет сделать выводы, что на-

личие развитой трещиноватости оказыва-

ет значительное влияние на процесс филь-

трации жидкости в пласте, а также влияет 

на динамику продуктивности добывающих 

скважин. Но в то же время особенности гео-

логического строения таких месторождений 

приводят ко многим осложнениям при про-

ектировании разработки и непосредствен-

ной добыче флюида.

Одним из факторов, осложняющих процесс 

выработки запасов нефти, является неравно-

мерное и быстрое обводнение извлекаемого 

флюида [4, 16].

ЦЕЛЬ

Для повышения эффективности разработки 

карбонатной залежи нефтяного месторожде-

ния Тимано-Печорской нефтегазоносной 

провинции было рассмотрено применение 

технологии внутрипластовой водоизоляции. 

Для этого была выполнена литературно-па-

тентная обработка материалов и составлены 

матрицы применимости технологии внутри-

пластовой водоизоляции и гелеобразующего 

состава на основании геолого-физических 

условий и промысловых параметров. Так-

же было выполнено определение вероятных 

причин обводнения скважинной продукции 

на основе аналитических методов.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

МЕТОДЫ ДИАГНОСТИКИ ПРИЧИН 

ОБВОДНЕНИЯ

В качестве причин ускоренного обводне-

ния разрабатываемого объекта можно вы-

делить прорывы пластовых и нагнетаемых 

вод по высокопроницаемым пропласткам 

и системе трещин. Эксплуатация отдель-

ных скважин и залежи в целом также мо-

жет осложняться наличием подошвенной 

воды, которая конусообразно подтягивается 

к призабойной зоне и поступает в скважину, 

что приводит к преждевременному обводне-

нию и, как следствие, к уменьшению нефте-

отдачи.

Существующий комплекс мероприятий, на-

правленных на идентификацию причин по-

вышенной добычи воды, условно разделяют 

на две большие группы: промыслово-геофи-

зические (ПГИ) и промыслово-аналитические 

методы.

ПГИ являются наиболее эффективными, 

но в то же время и наиболее дорогостоящи-

ми [11]. Среди достоинств отмечают высокую 

информативность и относительную точность 

результатов. Недостатками являются допол-

нительные затраты, связанные с непосред-

ственным выполнением работ, использова-

нием оборудования, специализированного 

программного обеспечения, и убытки, свя-

занные с остановкой скважины на время про-

ведения работ.

Аналитические методы, основанные на ана-

лизе и сопоставлении геолого-физических, 

сейсмических и промысловых данных, яв-

ляются более простыми и не требуют зна-

чительных капитальных и операционных 

затрат, являются довольно перспективными 

с инженерной точки зрения. Однако важно 

отметить, что абсолютно точно определить 

причины прорыва воды по аналитическим 
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методикам невозможно. Нужно комплексно 

рассматривать всю имеющуюся информацию.

В данной работе была выбрана методика 

анализа по графикам К.С. Чена, в основе ко-

торой лежат результаты численного иссле-

дования динамики притока нефти и воды 

при опережающем прорыве закачиваемой 

воды или формировании конусов подошвен-

ной воды [11, 15]. Методика заключается 

в анализе динамики изменения водонефтя-

ного фактора и его производной по времени 

в билогарифмических координатах [15]. Пере-

ход к билогарифмическим координатам объ-

ясняется удобством интерпретации данных 

по динамике добычи.

В работе [15] К.С. Чен объединил основные 

причины обводнения в 3 группы: конусообра-

зование, трещиноватость и система каналов 

с высокой проницаемостью в пласте и приток 

воды по причинам, связанным с условиями 

призабойной зоны пласта. В качестве ис-

ходных данных достаточно иметь историю 

добычи: дебиты по жидкости и нефти. Автор 

работы [15] отметил, что динамика ВНФ и его 

производная по времени имеют свою харак-

терную форму для разных источников об-

воднения продукции.

АНАЛИЗ ОСНОВНЫХ ХАРАКТЕРИСТИК 

ОБЪЕКТА ИССЛЕДОВАНИЯ

Для анализа была выбрана карбонатная за-

лежь нефтяного месторождения Тимано-Пе-

чорской НГП. Залежь массивная, сводовая, 

имеет сложную конфигурацию, присутствуют 

тектонические структуры. Нижнепермская 

карбонатная залежь представлена коллекто-

рами различного типа, однако преобладает 

поровый тип с развитым порово-трещинным 

и трещинным типами.

Для адекватного описания строения залежи 

необходимо изучать всю имеющуюся инфор-

мацию в комплексе, выявлять зависимости 

между сейсмическими данными о залежи 

в районе скважин и результатами ГДИС, со-

поставлять эти данные с характером работы 

скважин.

На участке проводилось гидропрослуши-

вание от нагнетательной скважины № 1006 

в трех направлениях: к скважинам №13G, 

1002 и 1001. При интерпретации результа-

тов гидропрослушивания от возмущающей 

скважины № 1006 к добывающей реагиру-

ющей скважине №13G величина проницае-

мости составила 80,6·10-3 мкм². В сочетании 

с данными сейсмических исследований вы-

сокая проницаемость подтверждает нали-

чие сети каналов и трещин в данном направ-

лении.

Также полученные замеры реакции между 

скважинами №1006 и 1001 показали их вы-

сокую сообщаемость (проницаемость соста-

вила 43,7·10-3 мкм²). В то же время результаты 

интерпретации исследования, проведенного 

от той же возмущающей скважины в направ-

лении скважины №1002, показали отсутствие 

реакции. Указанные данные предположи-

тельно свидетельствует об отсутствии высо-

копроводимых зон на этом участке.

На основе эксперимента можно сделать вы-

вод о резкой фильтрационной неоднородно-

сти пласта-коллектора. Также можно отме-

тить, что это отмечалось на этапе бурения 

скважин в самом начале разработки, когда 

рядом работающие добывающие скважины 

показывали заметную разницу в темпах отбо-

ра жидкости.

Согласно приведенным данным можно с вы-

сокой вероятностью предположить, что ниж-

непермские отложения представляют собой 

систему «матрица + трещина».

В начале разработки обводненность в целом 

по месторождению имела низкое значение. 

Однако после проведения оптимизации на-

блюдался значительный рост обводненности 

добываемой продукции (рис. 1).

Характер обводнения на рассматривае-

мом месторождении различен. Существуют 

как скважины, имеющие продолжительный 

период безводной добычи, так и быстро об-

воднившиеся скважины, которые соглас-

но комплексному анализу распределения 

трещиноватости в коллекторе вскрывают 

зоны с интенсивным распределением систем 

каналов и трещин, в связи с чем необходимо 

выполнять анализ причин обводнения.

АНАЛИЗ ХАРАКТЕРИСТИК СКВАЖИН 

НА ПРЕДМЕТ ВОЗМОЖНЫХ ИСТОЧНИКОВ 

ОБВОДНЕНИЯ

Были рассмотрены характеристики скважин, 

расположенных на участке с нагнетатель-

ной скважиной №1006, на предмет вероятных 

источников обводнения. В работе приведен 

пример анализа по горизонтальной добы-

вающей скважине №13G. На рис. 2 отражена 

динамика изменения дебитов и обводнен-

ности по скважине. На рис. 3 приводится гра-

фик динамики добычи нефти и воды в двой-

ных логарифмических координатах. Переход 

к билогарифмическим координатам осу-

ществлен ввиду удобства и наглядности ин-

терпретации данных по динамикам добычи 

нефти и воды. Такая шкала удобна для ото-

бражения широкого диапазона значений 

изображаемых величин.

На основании этого графика можно при-

близительно оценить возможные причины 

обводнения. Индикатором прорыва воды мо-

жет служить одновременное изменение угла 

наклона кривых добычи. В горизонтальной 
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Условные обозначения:
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Рис. 1. Характеристика работы эксплуатационного фонда скважин 

рассматриваемого месторождения [13]

Fig. 1. Description of the operation of the operating wells 

of the fi eld under consideration [13]
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Fig. 2. Change of the main fi eld parameters 

for the well №13G [13]

Рис. 3. Кривые добычи нефти и воды в двойных 

логарифмических координатах по скважине 13G [13]

Fig. 3. Oil and water production curves in double logarithmic 

coordinates for the well №13G [13]
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добывающей скважине №13G дебит нефти 

падает, добыча воды растет, обводненность, 

соответственно, увеличивается. Предполо-

жительно, в скважине произошел прорыв 

воды по трещинному каналу. В 2011 г. выпол-

нена смена ЭЦН, что привело к небольшому 

падению обводненности и росту дебита жид-

кости за счет роста добычи нефти в целом. 

Техническая причина обводненности — не-

герметичность ЭК — исключается, поскольку 

имеются результаты периодически выполня-

емых промыслово-геофизических исследо-

ваний, по которым нарушения герметичности 

эксплуатационной колонны в данной сква-

жине не выявлены.

На рис. 4 представлена зависимость об-

водненности горизонтальной скважи-

ны (ГС) №13G от объема закаченной воды 

через нагнетательную скважину №1006. 

По мере закачки воды обводненность изме-

няется незначительно, т.к. обводнение проис-

ходит не столько за счет нагнетаемой воды, 

сколько за счет прорывов пластовых вод, 

а также, возможно, подъема конуса подо-

швенной воды. Еще одной вероятной причи-

ной может быть довольно удаленное распо-

ложение этой скважины от нагнетательной 

(2600 м).

На рис. 5 представлены диагностические 

графики динамики водонефтяного отноше-

ния и его производной. По данным графикам 

на основании работы К.С. Чена [15] постепен-

ное увеличение производной накопленного 

ВНФ с последующей стабилизацией может 

свидетельствовать о прорыве воды через вы-

сокопроницаемые трещинные каналы. Рас-

положение около этой скважины развитой 

системы трещин и каналов подтверждается 

на основании сопоставления данных по сейс-

мическим атрибутам и результатам гидро-

прослушивания.

Таким образом, анализируя все вышесказан-

ное, следует отметить, что скважина №13G 

была введена в эксплуатацию сразу с об-

водненностью в 7,4 %. В данной скважине 

наблюдается падение добычи нефти ввиду 

наличия трещиноватости в непосредствен-

ной близости от скважины. Обводнение 

в основном происходит за счет пластовых, 

а не нагнетаемых вод.

В целом основной причиной обводнения 

скважинной продукции скважин, вскрываю-

щих рассматриваемую залежь, является про-

рыв пластовых и нагнетаемых вод по системе 

высокопроницаемых трещин и каналов.

Для снижения обводнения скважин рассма-

триваемого объекта предлагается приме-

нять технологию внутрипластовой закачки 

водоизоляционных составов [4, 12, 15, 16, 19].

АНАЛИЗ ОСНОВНЫХ ТЕХНОЛОГИЙ 

ОГРАНИЧЕНИЯ ВОДОПРИТОКА

Применяемые методы в зависимости от меха-

низма изоляции и используемого материала 

делят на неселективные и селективные. Не-

селективные методы в данной работе не рас-

сматривались подробно ввиду значительных 

недостатков их применения — низкой прони-

кающей способности и неизбирательности, 

что может вызвать снижение проницаемости 

нефтенасыщенных продуктивных интервалов.

В основе селективных методов лежит ис-

пользование селективных свойств самих 

изоляционных реагентов, технологии про-

ведения работ и характера насыщенности 

породы.

Рис. 4. Зависимость обводненности ГС №13G от объема закаченной 

воды через нагнетательную скважину №1006 [15]

Fig. 4. Dependence of water cut of well №13G on volume 

of injected water through injection well №1006 [15]

Рис. 5. Диагностические графики в билогарифмических 

координатах по скважине №13G [15]

Fig. 5. Diagnostic graphs in biologarithmic coordinates 

for the well № 13G [15]
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Закачиваются селективные материалы во всю 

перфорированную часть пласта. При этом 

происходит увеличение фильтрационно-

го сопротивления в водонасыщенной части 

пласта, но не происходит значительной за-

купорки той части пласта, которая насыщена 

нефтью. Поэтому преимуществом является 

избирательность воздействия и отсутствие 

необходимости выделения нефте- и водона-

сыщенных интервалов пласта. Также в этом 

случае не требуется проведение дополни-

тельной перфорации ствола скважины.

Известно большое количество селективных 

водоизоляционных составов. В ходе лите-

ратурно-патентной обработки были рассмо-

трены эмульсионные [9], нефтеотмывающие, 

термотропные [8], силикатно-щелочные, по-

лимер-дисперсные [2, 5] и полимерные геле-

образующие составы [2, 3, 6, 10, 14, 16, 20].

Среди требований, предъявляемых к со-

ставам для водоизоляции, можно выде-

лить селективность, регулируемость сроков 

гелеобразования, высокую адгезию к по-

верхности породы пласта, механическую 

прочность и устойчивость к повышенным 

температурам.

В результате анализа материалов по основ-

ным технологиям ограничения водопритока 

был сделан вывод, что в условиях рассматри-

ваемого типа коллектора (неоднородного 

карбонатного трещинно-порового) на осно-

вании критериев применимости наиболее 

практичным и эффективным является приме-

нение полимерных гелеобразующих селек-

тивных составов ввиду их высокой селектив-

ности (табл. 1).

Помимо высокой селективности гелеобразу-

ющих композиций в сравнении с иными со-

ставами для водоизоляции можно отметить, 

что применение гелевых систем позволяет 

достичь наилучшего результата в услови-

ях высокой трещиноватости и при нали-

чии разломов. Это обусловлено недоста-

точностью данных об объеме трещинного 

пространства и разломов и, как следствие, 

отсутствием возможности определить точ-

ное количество необходимого материала 

для изоляции.

Также необходимо выбрать, на чем будет ос-

нован полимерный гелеобразующий состав 

и какие компоненты должны в него входить. 

Технология базируется на использовании 

сшивающихся композиций полимер-сши-

вателя, которые проникают в пласт на зна-

чительные расстояния [18, 19]. В качестве 

сшивателей используют ацетат хрома, хром-

калиевые квасцы, бихромат калия и др.

Физически при закачке в скважину проис-

ходит сшивание макромолекул полиакрил-

амида (ПАА) реагентом-сшивателем, из вяз-

Таблица 1. Матрица применимости технологий внутрипластовой водоизоляции с учетом основных ГФУ 

и промысловых параметров. Составлено авторами

Table 1. Matrix of applicability of water shut-off  technologies taking into account the main geological, 

physical and fi eld parameters. Compiled by the authors

ГФУ 
ПРИМЕНЕНИЯ

ТЕХНОЛОГИИ ВНУТРИПЛАСТОВОЙ ВОДОИЗОЛЯЦИИ
ПАРАМЕТРЫ 

РАССМАТРИВАЕМОЙ 
ЗАЛЕЖИЭмульсионные Полимерные

Полимер-
дисперсно-

волокнистые
Термотропные

Силикатно-
щелочные

Нефтеотмывающие

Тип коллектора
Терригенный, 
карбонатный, 
полимиктовый

Терригенный, 
карбонатный, 
полимиктовый

Терригенный, 
карбонатный, 
полимиктовый

Терригенный, 
полимиктовый

Терригенный, 
карбонатный

Терригенный, карбонатный Карбонатный

Средняя 
обводненность

доб. продукции, 
%

40–98 40–99 70–98 40–95 40–97 0–90

По скважинам:
№1002 — 45,7
№1001 — 87,2
№13G — 74,9

№11GГ — 82,6
По залежи в целом:

59,1

Пластовая 
температура, °С

40–80 40–100 15–100 >70 20–100 До 90 37

Минерализация 
пластовой воды, 

г/л
Не регламен. <230 <50 Не регламен.

Пресная
(<1 г/л)

<50 18,3–164 

Проницаемость,
·10- 2 мкм2 5–100 3–500 5–600 2–1000 5–100 1–150

по керну: 0,601
по ГДИ: 5,38

Скв. №1002: 15,13–90,16
Скв. №11: до 379,6

  Параметр рассматриваемой залежи соответствует ГФУ применения технологии

  Параметр рассматриваемой залежи не соответствует ГФУ применения технологии
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кого раствора образуется гелеобразная 

масса, обладающая улучшенными реологи-

ческими свойствами, термической стабиль-

ностью, состав становится более стойким 

по отношению ко всем видам деструкции. 

Однако образованный гель имеет про-

странственную структуру, которая обрати-

мо разрушается при сильных механических 

и тепловых воздействиях. Гели имеют малую 

подвижность, обладают упругостью и эла-

стичностью [1].

Применяются составы на разных основах:

• на основе ПАА различного строения, мо-

лекулярной массы и степени гидролиза: 

к ним относят вязкоупругие составы (ВУС), 

сшитые полимерные системы (СПС) [16], 

а также ВУС и СПС с добавлением по-

верхностно-активных веществ (ПАВ), 

гелеобразующие составы (ГОС) [18], по-

лимер-гелевые системы (ПГС) и ПГС с до-

бавлением ПАВ;

• на основе карбоксиметилцеллюлозы 

(КМЦ) [7, 14, 20];

• на основе поливинилового спирта 

(ПВС) [10];

• на основе гидролизованного полиакрило-

нитрила (ГИПАН) [2];

• водонабухающие полимеры: ПГС «Ритин», 

«Темпоскрин» [6].

В ходе литературно-патентной обработки 

была составлена матрица применимости раз-

ных полимерных гелеобразующих составов 

для водоизоляции (табл. 2).

На основании выделенных критериев — ге-

олого-физических условий применения 

компонентов (табл. 2) — был выбран состав 

на основе карбоксиметилцеллюлозы (КМЦ).

Пластовая температура рассматриваемого 

объекта составляет 37 °С, что является отно-

сительно невысоким значением. Также важ-

ным ограничением рассматриваемого место-

рождения является высокая минерализация 

пластовой воды. Поэтому в данных услови-

ях находят применение составы на основе 

карбоксильного полимера (КМЦ), поскольку 

они способны сохранять свои свойства в ус-

ловиях высокой минерализации [14].

Гель образуется из вязкого раствора в про-

цессе сшивания макромолекул полиме-

ра посредством реагента-сшивателя. 

Таблица 2. Матрица применимости гелеобразующих составов для внутрипластовой водоизоляции 

с учетом основных ГФУ и промысловых параметров. Составлено авторами

Table 2. Matrix of applicability gel-forming compositions for water shut-off  taking 

into account the main geological, physical and fi eld parameters. Compiled by the authors

ГФУ 
ПРИМЕНЕНИЯ 

ПОЛИМЕРНЫЕ СОСТАВЫ
ПАРАМЕТРЫ 

РАССМАТРИВАЕМОЙ 
ЗАЛЕЖИГОС «МЕТКА», 

ГОС «РОМКА»
ВУС

ПГС на 
основе ПАА

ПГС «РИТИН»
ПГС 

«Темпоскрин»
На основе 

КМЦ
ГИПАН

На основе 
ПВС

Тип коллектора
Терригенный, 
полимиктовый

Терригенный, карбонатный Терригенный Карбонатный

Вид коллектора Поровый, порово-трещиноватый Поровый, порово-трещиноватый, трещинный
Поровый, порово-

трещиноватый
Поровый, порово-

трещиноватый, трещинный

Средняя 
обводненность 

доб. продукции, 
%

40–95 60–90 50–90 75–98 40–99 40–95 40–90 50-90

По скважинам:
№1002 — 45,7
№1001 — 87,2
№13G — 74,9

№11GГ — 82,6
По залежи в целом:

59,1

Песчанистость, 
доли ед.

Не реглам. 0,3–1,0 0,3–0,7 Не реглам. Не реглам. Не реглам

I пачка — 0,65
II пачка — 0,66
III пачка — 0,16

Пласт в целом — 0,20

Пластовая 
температура, °С

70–100 40–75 до 100 до 90 до 160 До 70 20–120 37

Вязкость нефти 
в пластовых 

условиях, мПа·с
до 20 Не реглам. >10 Не реглам. Не реглам. 7,22

Минерализация 
пластовой воды, 

г/л
Не регламентируется <25 < 230 Пресная Не реглам. >25 >50 18,3-164

  Параметр рассматриваемой залежи соответствует ГФУ применения технологии

  Параметр рассматриваемой залежи не соответствует ГФУ применения технологии
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Образующаяся гелеобразная масса обладает 

улучшенными реологическими свойствами, 

более высокой устойчивостью к температу-

рам, вследствие чего состав менее подвер-

жен различным видам деструкции. В каче-

стве сшивателя предложен ацетат хрома (III) 

Cr(CH3COО)3. Он является популярным сши-

вающим реагентом, достоинствами которого 

является низкая стоимость, недефицитность 

и меньшее воздействие на экологию.

Кроме того, для повышения прочности, спо-

собности препятствовать разрушению с те-

чением времени и в качестве катализатора 

при затвердевании предлагается примене-

ние сульфата меди [14].

Для восстановления проницаемости нефте-

насыщенной части в качестве деструктора 

можно использовать раствор гидроксида 

натрия.

Благодаря использованию рассматриваемой 

технологии внутрипластовой водоизоляции 

станет возможным повышение коэффициента 

извлечения нефти за счет увеличения коэффи-

циента охвата пласта заводнением. Изоляция 

водопритоков достигается вследствие регу-

лирования потоков в пласте путем создания 

гидроизолирующих экранов и барьеров бла-

годаря закачке в пласт различных составов.

РЕЗУЛЬТАТЫ

Проведен анализ существующих технологий 

и методов ограничения водопритока в кар-

бонатных коллекторах. В результате изучения 

теоретического материала можно сделать 

вывод, что применение селективных реаген-

тов является наиболее практичным.

Рассмотрены особенности геологического 

строения нефтяного месторождения Тима-

но-Печорской НГП. На основе анализа состо-

яния разработки месторождения, а именно 

данных об обводненности скважин, а так-

же построения диагностических графиков 

по методике К.С. Чена сделаны выводы об ос-

новных причинах быстрого обводнения — 

подтягивание пластовой воды из нижней 

водонасыщенной части пласта, а также на-

личие системы естественных трещин.

В ходе литературно-патентной обработки 

материала по технологиям внутрипластовой 

водоизоляции и при составлении матрицы 

применимости составов для конкретных гео-

лого-физических условий выявлено, что наи-

более перспективным для рассматриваемого 

месторождения является применение селек-

тивных методов для внутрипластовой изоля-

ции. На основании критериев применимости 

выбран полимерный гелеобразующий состав 

ввиду его высокой селективности.

Для ограничения водопритока выбран се-

лективный состав, в котором в качестве поли-

мера применяется карбоксиметилцеллюлоза 

(КМЦ), сшивателем является ацетат хрома 

(III), катализатором — сульфат меди (медный 

купорос), деструктором — раствор гидрокси-

да натрия.

Учитывая, что к водоизоляционным компози-

циям предъявляют множество требований, 

важно отметить, что составы на основе КМЦ 

отвечают большинству из них.

Применение рассматриваемой технологии 

внутрипластовой водоизоляции позволит 

достигнуть повышения нефтеотдачи бла-

годаря увеличению коэффициента охвата, 

снижения проницаемости трещин и каналов, 

и дополнительной добычи за счет вовлече-

ния в разработку ранее неохваченных за-

воднением недренируемых участков, а также 

снижения эксплуатационных затрат, связан-

ных с попутно добываемой водой.
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ОПЫТ ИСПОЛЬЗОВАНИЯ 
СИМУЛЯТОРОВ ПРИ ИНТЕРПРЕТАЦИИ 
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М.Ф. Закиров1, Р.Ф. Шарафутдинов1, Р.К. Яруллин1
1Башкирский государственный университет, РФ, Уфа
2ООО НПФ «ГеоТЭК», РФ, Уфа

Электронный адрес: ramaz@bsunet.ru

Введение. В статье описаны математические модели термогидродинамических процессов в пластах 
и стволе скважины для однофазных и многофазных потоков, составляющие вычислительное ядро 
температурных симуляторов. Представлено видение специалистов кафедры геофизики БашГУ подходов 
к количественной интерпретации температурных измерений в скважинах, опыт разработки температурных 
симуляторов и их применения при интерпретации.

Цель. Обсудить математические модели однофазных и многофазных симуляторов для описания 
термогидродинамических процессов в пластах и стволе скважины, примеры количественной интерпретации 
термических исследований при освоении и эксплуатации добывающих и нагнетательных скважин 
с использованием симуляторов.

Материалы и методы. Вычислительное ядро симуляторов включает модели: для расчета 
температурного поля в скважине и пластах с учетом конвекции, теплопроводности и баротермического 
эффекта; для расчета поля давления и скоростей фаз. Определение количественных параметров, 
характеризующих прискважинную зону пласта и профили притока (приемистости), основано 
на сравнении измеренных данных давления и температуры со смоделированными на симуляторе, 
и минимизации невязки.

Результаты. На примерах исследований при освоении скважин компрессором, фонтанных скважин 
с изменением режима отбора и нагнетательных скважин продемонстрирована возможность 
использования температурных симуляторов при количественной интерпретации с целью построения 
профиля притока (приемистости) определения параметров неоднородности в прискважинной зоне 
пласта.

Заключение. Температурные симуляторы можно использовать в практике традиционных ПГИ 
в добывающих и нагнетательных скважинах для планирования термических исследований, для проверки 
рабочих гипотез и валидации интерпретации, для определения параметров прискважинной зоны пластов 
и индивидуальных дебитов в многопластовой скважине, в том числе для определения дебитов заколонных 
перетоков. Для достижения максимальной информативности данные должны быть получены с помощью 
заранее разработанной методики проведения ПГИ.

Ключевые слова: термометрия, симулятор, математические модели, практические примеры 
моделирования, количественная интерпретация
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Introduction. The article describes mathematical models of thermohydrodynamic processes in reservoirs and 
wellbore for single-phase and multiphase fl ows that make up the computing core of temperature simulators. 
The vision of specialists of the Geophysics Department of Bashkir State University of approaches to the 
quantitative interpretation of temperature measurements in wells, experience in the development of temperature 
simulators and their application in interpretation are presented.

Objective. To discuss mathematical models of single-phase and multiphase simulators for describing 
thermohydrodynamic processes in reservoirs and wellbore, examples of quantitative interpretation of thermal 
studies during the development and operation of production and injection wells using simulators.

Materials and methods. The computational core of the simulators includes models: for calculating the 
temperature fi eld in the borehole and reservoirs, taking into account convection, thermal conductivity and 
barothermal eff ect; for calculating the pressure fi eld and phase velocities. Determination of quantitative 
parameters characterizing the near-wellbore formation zone and infl ow (injectivity) profi les is based on 
comparing the measured data on pressure and temperature changes with those simulated on the simulator and 
minimizing the discrepancy.

Results. On the examples of studies during well testing, studies of fl owing wells with a change in the production 
mode, injection wells, the possibility of using temperature simulators for quantitative interpretation in order to 
build an infl ow (injectivity) profi le to determine the parameters of heterogeneity in the near-wellbore zone of the 
reservoir was demonstrated.

Conclusions. Temperature simulators can be used in the practice of traditional production logging in production 
and injection wells to design thermal studies, to test working hypotheses and validate interpretation, to determine 
the parameters of the near-wellbore zone of reservoirs and individual fl ow rates in a multilayer well, including to 
determine the fl ow rates of behind-the-casing fl ows. To achieve maximum information content, the data should 
be obtained using a pre-developed methodology for conducting PLT.
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ВВЕДЕНИЕ

Скважинная термометрия является одним 

из эффективных методов промыслово-гео-

физических исследований скважин при их 

освоении и эксплуатации. В последние годы 

в мире существенно вырос интерес к вопро-

сам количественной интерпретации темпера-

турных измерений в скважинах, подробный 

обзор этих исследований есть в работах [4, 8]. 

Основное внимание при этом уделяется ре-

шению следующих вопросов:

• построение профиля притока или погло-

щения в скважине;

• определение индивидуальных дебитов 

в многопластовой скважине;

• количественная оценка заколонных пере-

токов;

• оценка объемов нецелевой закачки 

в нагнетательных скважинах.

Представляет интерес также определение 

гидродинамических параметров пластов 

в многопластовой системе при совместной 

интерпретации переходных полей темпера-

туры и давления, по данным специальных 

термогидродинамических исследований 

(ТГДИ). Термометрия здесь является хоро-

шим дополнением к обычным ГДИ при ис-

следовании прискважинной зоны пласта. 

Радиус исследований rp для ГДИ опреде-

ляется пьезопроводностью c среды , 

а радиус исследований rT при зондировании 

среды по температуре зависит от удельного 

дебита q как , что на порядки меньше 

радиуса исследований при ГДИ. Исследова-

ние прискважинной зоны для ГДИ затрудне-

но эффектом влияния ствола скважины (ВСС) 

для малых времен. При этом при зондирова-

нии пласта по температуре приток из пласта 

несет информацию о распределении про-

ницаемости в пласте. Поэтому эти методы 

дополняют друг друга для малых и больших 

времен, обеспечивая определение параме-

тров вблизи скважины и вдали от нее [4].

ЦЕЛЬ

В данной статье представлено видение 

специалистов кафедры геофизики БашГУ 

подходов к количественной интерпретации 

температурных измерений в скважинах, опыт 
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разработки температурных симуляторов и их 

применения при интерпретации. Кафедра 

гео физики БашГУ с 1970 года является одним 

из научных центров по разработке теории, 

аппаратуры и методики скважинной термо-

метрии. Первый симулятор термогидроди-

намических процессов для многопластовой 

скважины нами был разработан в 2009 году 

по заданию фирмы «Шлюмберже». Он исполь-

зуется как при исследованиях, так и, эпизо-

дически, при количественной интерпретации 

ТГДИ [6–8].

Наш первый тезис заключается в том, 

что для количественной интерпретации 

должны использоваться симуляторы разного 

уровня и веса:

• калькуляторы и быстрые алгоритмы («экс-

пресс-методики») на основе аналитиче-

ских моделей;

• симуляторы на основе численных моделей, 

ориентированные на решение конкретных 

задач (однофазные, одномерные или дву-

мерные модели пластов для слабосжима-

емых жидкостей с постоянными параме-

трами);

• исследовательские симуляторы (мно-

гофазные, двумерные по температуре 

и фильтрации в пластах с учетом зависи-

мости параметров от давления и темпера-

туры).

Второй тезис: «Для успешной количествен-

ной интерпретации на основе использова-

ния симуляторов исследования должны быть 

проведены по определенной технологии». 

Например, если в нагнетательную скважину 

в течение длительного времени закачивать 

воду с постоянной температурой, то темпе-

ратурные замеры в остановленной скважине 

не позволят определить приемистость от-

дельных пластов. Однако если организовать 

кратковременную закачку ограниченного 

объема жидкости, то восстановление темпе-

ратуры в интервалах поглощения будет за-

висеть от объема поглощенной порции воды 

с контрастной температурой.

Для произвольно взятого исследования по-

лучение результатов не всегда возможно, 

и в любом случае это более трудоемкий про-

цесс с меньшей вероятностью успеха по срав-

нению с исследованием по заранее разрабо-

танной методике.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

ФИЗИЧЕСКИЕ ПРЕДПОСЫЛКИ ДЛЯ 

КОЛИЧЕСТВЕННОЙ ИНТЕРПРЕТАЦИИ 

ТЕМПЕРАТУРНЫХ ИЗМЕРЕНИЙ

При анализе температурного поля в интерва-

ле продуктивных пластов обычно выделяют 

следующие зоны (снизу вверх): Зона ненару-

шенной геотермы и распределение темпера-

туры вблизи работающего пласта в зумпфе 

важны для восстановления начальных усло-

вий и выявления заколонных перетоков снизу 

[1]. Основной объем информации для количе-

ственной интерпретации дают распределе-

ния температуры в интервалах смешивания 

и конвективного теплообмена вне интерва-

лов притока.

Против нижнего интервала смешивания 

регистрируется температура поступающего 

из пласта флюида. Для длительное время ра-

ботающей скважины в стационарном случае 

без учета теплопроводности она описывается 

простой формулой: 

 , (1)

где ε — коэффициент Джоуля — Томсона 

флюида зависит от состава флюида; ΔР — де-

прессия, разница между давлениями в пла-

сте и скважине; ΔТ — изменение температу-

ры, разница между температурой в скважине 

Т и пластовой температурой Тпл.

В этом случае прямой зависимости анома-

лии температуры от дебита нет. Определив 

величину дроссельного разогрева ΔТ мож-

но оценить либо состав флюида по ε, либо 

депрессию ΔР. Для других интервалов 

притока в многопластовой ΔТ можно оце-

нить, если имеются датчики температуры 

за колонной, измеряющие непосредствен-

но температуру притекающего из пласта 

флюида.

Для переходных процессов за время t при-

тока изменение температуры ΔТ(t) зависит 

от удельного дебита q, подвижности флюида 

k/m и геометрии течения в пласте:

 , (2)

что обеспечивает термозондирование при-

скважинной зоны пласта. Впервые воз-

можность использования нестационарной 

температуры для зондирования пласта 

была показана еще в 1960-е годы Э.Б. Че-

калюком. Для постоянного дебита име-

ются аналитические решения [2], в общем 

случае используются численные модели 

[3, 5, 10, 12]. Определение проницаемости 

и радиуса зоны нарушения в ПЗП по ΔТ(t) 

и сегодня рассматривается как актуальная 

для оптимизации воздействия на ПЗП за-

дача [4, 6, 8].

В остальных интервалах смешивания изме-

нение температуры зависит от дебита и тем-

пературы поступающего из этого интервала 

флюида. Знание температуры поступающей 

из пласта жидкости, температуры в стволе 
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скважины до и после смешивания позволяет 

легко вычислить отношение дебитов смеши-

вающихся флюидов из уравнения:

  , (3)

где Т — температура, Q — дебит, С — объем-

ная теплоемкость, индексы «В» и «П» отно-

сятся к восходящему по стволу скважины 

и поступающему из пласта потокам, а Тсм — 

температура в скважине после смешивания.

Вне интервалов смешивания, в зонах конвек-

тивного теплообмена, градиент установив-

шейся температуры T(z) зависит от скорости 

движения флюида. Известны простые ана-

литические модели (Чекалюка — Намиотта, 

Ramey, Izgec), по которым можно определить 

параметр затухания В, связанный с дебитом [9]:

 

 ,

где С — объемная теплоемкость флюида; h 

(Вт/м*К) — коэффициент теплообмена между 

жидкостью в скважине и горными породами; 

TG(z) — геотерма, невозмущенная темпера-

тура горных пород на глубине z.

В нестационарном случае, для переходного 

процесса в формировании температуры вдоль 

скважины после ее пуска, имеется возмож-

ность оценки общего расхода и профиля при-

тока/поглощения по изменению температуры 

во времени (метод тепловых меток) [7, 16].

МАТЕМАТИЧЕСКИЕ МОДЕЛИ

Температурное поле в скважине определяет-

ся многими процессами: эффектом Джоуля —

Томсона в пласте, адиабатическим эффектом, 

эффектом калориметрического смешива-

ния, конвективным переносом тепла, разга-

зированием нефти (фазовыми переходами) 

и теплопроводностью. Вклад этих эффектов 

в распределение температуры в скважине 

зависит от различных факторов: геотерми-

ческого изменения температуры, свойств 

пластов, состава притекающего из пласта 

флюида, газового фактора, обводненно-

сти продукции, скорости движения флюи-

да по стволу скважины, значения давления 

насыщения, текущего режима и истории ра-

боты скважины. Для описания температуры 

притекающего в скважину флюида делают-

ся те или иные предположения о процессах, 

протекающих в пластах.

В общем случае в пластах моделируется 

трехфазная неизотермическая фильтрация 

с фазовыми переходами, уравнение энергии 

для которой в плоскорадиальной постановке 

выглядит следующим образом [4]:

 

 

  , (4)

где φ — пористость, индекс sk обозначает 

принадлежность к скелету горной породы, 

индекс i — принадлежность к i-й фазе (газ, 

нефть или вода); ρ — плотность; с — удельная 

теплоемкость; u и h — удельные внутренняя 

энергия и энтальпия; J — интенсивность фа-

зового перехода; s — насыщенность порово-

го пространства фазой; υ — скорость филь-

трации; λ — теплопроводность насыщенной 

пористой среды; р — давление; T — темпера-

тура; t — время.

Также разработаны отдельные математи-

ческие модели для следующих случаев: 

однофазная фильтрация слабосжимаемой 

жидкости, однофазная фильтрация силь-

носжимаемой жидкости (газа), двухфазная 

фильтрация нефти и воды, двухфазная филь-

трация нефти и газа с учетом разгазирова-

ния нефти. Например, уравнение энергии 

для однофазной фильтрации слабосжима-

емой жидкости в плоскорадиальной поста-

новке преобразуется относительно полной 

постановки к следующему виду:

 

 , (5)

где r — радиальная координата; η – адиа-

батический коэффициент; ε — коэффициент 

Джоуля — Томсона. Остальные обозначения 

как для формулы (4).

Математические модели для потока в сква-

жине, как правило, являются одномерными. 

Уравнение энергии в общем случае выглядит 

следующим образом:

 

  , (6)

где α — объемная доля; υ — скорость дви-

жения; g — проекция ускорения свободного 

падения на траекторию скважины; Qто — те-

плообмен со стенкой скважины; Qпр — при-

ток тепла флюидом (например, из пласта).

Кинетическая энергия потока и теплопро-

водность вдоль направления потока ис-
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ключены, так как их влияние пренебрежимо 

мало.

Для случая однофазного несжимаемого по-

тока уравнение энергии записывается следу-

ющим образом:

 

  , (7)

где индекс fr обозначает часть градиента 

давления, связанную с потерями на трение; 

r — радиус потока; U — коэффициент тепло-

обмена; Tп — температура горных пород; Jпр 

и Тпр — приток флюида с заданной темпера-

турой.

Кроме того, для ствола скважины разрабо-

таны и опробованы математические модели: 

квазигомогенная двухфазная смесь без про-

скальзывания и без фазовых переходов, две 

фазы с проскальзыванием, с фазовыми пере-

ходами и без.

РЕЗУЛЬТАТЫ

ПРИМЕРЫ ИСПОЛЬЗОВАНИЯ 

СИМУЛЯТОРОВ

Количественная интерпретация основана 

на использовании симуляторов, которые по-

зволяют получать расчетное распределение 

температуры в скважине по заданным пара-

метрам математической модели.

При использовании симуляторов возможны 

два подхода:

• использование полной модели для систе-

мы «скважина — пласты»;

• использование модели для участка ствола 

скважины.

Первый подход предполагает численное 

моделирование термогидродинамических 

процессов в стволе скважины, в пластах 

и при расчетах задание параметров для всей 

модели. Этот подход реализован в большин-

стве известных сегодня симуляторов. Такие 

симуляторы используются как при дизайне 

термических исследований, так и при интер-

претации.

Второй подход реализован в виде самостоя-

тельных программных модулей, калькулято-

ров для решения отдельных задач, к при-

меру: квазистационарное распределение 

температуры в зоне конвективного теплоо-

бмена, распределение температуры в зумп-

фе скважины, распределение температуры 

в зоне калориметрического смешивания 

потоков и др. Для этого подхода характер-

но использование простых аналитических 

моделей.

На рис. 1 показан пример моделирования 

исследований при компрессорном освоении 

Условные обозначения: Условные обозначения:
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Рис. 1. Использование численного симулятора при количественной интерпретации термических исследований 

в процессе компрессорного освоения нефтяной скважины. Составлено авторами

Fig. 1. Using a numerical simulator for quantitative interpretation of thermal studies in the process 

of compressor development of an oil well. Made by the authors



104

скважины [6]. Параметры для двух пластов 

подбирались по минимуму функционала, 

включающего невязки для термограммы 

в режиме нагнетания, притока и кривой 

изменения температуры во времени, заре-

гистрированной в точке выше интервалов 

притока. В табл. 1 приведены результаты 

обычной интерпретации (ПГИ) и с исполь-

зованием термосимулятора. В результате 

удалось оценить суммарный дебит, соотно-

шение индивидуальных дебитов, а также 

проницаемость и скин-фактор для нижнего 

интервала.

На рис. 2 показано сопоставление измерен-

ных и модельных распределений темпера-

туры для фонтанной скважины [8]. В этом 

случае параметры модели пласта подобраны 

из условия наилучшего совмещения рассчи-

танных кривых изменения давления и тем-

пературы во времени в точке выше пласта 

и серии из нестационарных термограмм 

для разных дебитов (на рисунке показана 

одна термограмма из 6 измеренных в разное 

время). В пределах интервала перфорации 

Таблица 1. Результаты обычной интерпретации данных ПГИ и с использованием термосимулятора.

Table 1. Results of traditional interpretation of PLT data and with the use of a thermal simulator.

Свойства ПГИ С симулятором

Суммарный дебит, м3/сут 13,7 9,9

Соотношение дебитов 60/40 25/75

Скин-фактор Не определен
Нижний интервал: 5

Верхний: не определен

Проницаемость, мД  Не определена Нижний интервал: 13,5. Верхний: не определена

Условные обозначения: факт расчет Условные обозначения: факт расчет
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Рис. 2. Пример количественной интерпретации данных ТГДИ при испытании фонтанной скважины. Составлено авторами

Fig. 2. An example of quantitative interpretation of pressure and temperature transients when testing a fl owing well. Made by the authors
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выделены интервалы притока, оценены их 

проницаемость и скин-факторы.

Рис. 3 и 4 демонстрируют использование 

температурного симулятора при интерпре-

тации термических исследований в гори-

зонтальной скважине с измерением тем-

пературы с помощью DTS, расположенной 

за стальной колонной [7, 14]. В этом случае 

решалась задача определения источника об-

воднения продукции и поинтервальных де-

битов методом закачки холодной воды с по-

следующим восстановлением температуры. 

Процесс температурного возмущения и рас-

формирования непрерывно контролировался 

распределенной оптоволоконной системой. 

Технология проведения исследований и объ-

емы закачки были предварительно рассчи-

таны с применением симулятора и известной 

априорной информации о параметрах сква-

жины и характеристиках пласта.

На рис. 5 показан один из примеров исполь-

зования аналитических моделей при постро-

ении профиля притока. Объект представля-

ет собой горизонтальный ствол с 7 портами 

притока. Работающие интервалы выделены 

по методам термометрии и состава. Цель мо-

делирования — определение вклада каж-

дого интервала в общий дебит скважины 

по результатам термометрии на притоке.

Использована аналитическая модель 

для стационарного распределения темпе-

ратуры в однофазном потоке с учетом эф-

фекта калориметрического смешивания 
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и восстановления температуры. 

Составлено авторами

Fig. 3. Measured and simulated thermal logs 

in the horizontal well behind the casing during injection 

and temperature build up. Made by the authors

Рис. 4. Текущая поинтервальная приемистость пласта по воде 

и прогнозная оценка профиля притока и поинтервальной 

обводненности флюида по результатам моделирования 

на симуляторе. Составлено авторами

Fig. 4. Current water specifi c injectivity and predictive estimation 

of the infl ow profi le and water cut distribution based 

on the simulation results on the simulator. Made by the authors
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Рис. 5. Пример использования аналитической модели для построения профиля 

притока в горизонтальной скважине. Tизм — фактическая термограмма; 

Tмод — модельная термограмма; Q — профиль притока. Составлено авторами

Fig. 5. An example of using an analytical model to build an infl ow profi le 

in a horizontal well. Tmeas — measured thermal log; Tmod — modeled thermogram; 

Q — infl ow profi le. Made by the authors
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в интервалах притока и теплообмена с гор-

ными породами [15]. По результатам моде-

лирования получен профиль притока, подо-

бранный из условия наилучшего совмещения 

фактической термограммы с расчетной.

Основной приток флюида (более 60 % от об-

щего дебита) приходится на верхний интер-

вал 3049–3067 м. Приток с нижнего интерва-

ла (3350–3357 м) составляет около 4 %. Таким 

образом, по результатам термометрических 

исследований с использованием аналитиче-

ских моделей появляется возможность опе-

ративно и количественно оценить профиль 

притока в эксплуатационной скважине.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Разработаны аналитические и численные мо-

дели для квазистационарных и переходных 

термогидродинамических процессов в си-

стеме скважина — пласты для однофазных 

и многофазных потоков нефти, воды и газа.

Разработаны и опробованы на материалах 

скважинных исследований Российских и за-

рубежных нефтяных компаний эффектив-

ные симуляторы для расчета распределе-

ний давления, расходов фаз и температуры 

в сис теме.

Показано, что температурные симуляторы 

можно использовать в практике традицион-

ных ПГИ для планирования термических ис-

следований, для проверки рабочих гипотез 

и валидации интерпретации.

Температурные симуляторы могут использо-

ваться для определения параметров при-

скважинной зоны пластов и индивидуальных 

дебитов в многопластовой скважине, в том 

числе положения работающих интервалов 

и для определения дебитов заколонных 

перетоков в добывающих и нагнетательных 

скважинах.

Для решения различных задач ПГИ необ-

ходимо использовать специализированные 

симуляторы (или математические модели 

в составе симулятора) с необходимыми и до-

статочными функциональными возможно-

стями.

Для достижения максимальной информа-

тивности данные должны быть получены 

с помощью заранее разработанной методики 

проведения ПГИ.
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АНАЛИЗ ПРИЧИН ВЫСОКОЙ 
КОРРОЗИОННОЙ АГРЕССИВНОСТИ 
ПОПУТНОГО НЕФТЯНОГО ГАЗА 
МЕСТОРОЖДЕНИЙ ЗАПАДНОЙ 
СИБИРИ
С.С. Иванов*, А.Г. Перекупка, Д.Е. Багин
ПАО «Гипротюменнефтегаз», РФ, Тюмень

Электронный адрес: Ivanov@gtng.ru

Введение. В статье проанализированы причины высокой коррозионной агрессивности попутного нефтяного 
газа месторождений Западной Сибири, вызывающего преждевременный износ внутренних поверхностей 
технологических трубопроводов, стенок и элементов сепарационного оборудования, и предложены 
рекомендации (технические решения) по их устранению.

Цель. Для повышения надежности трубопроводов и оборудования компрессорных станций, установок 
подготовки газа, на которые поступает сырой попутный нефтяной газ, необходимо выявить причины 
коррозионной агрессивности газа и разработать рекомендации (технические решения) по их устранению.

Материалы и методы. Для анализа, оценки и определения причин высокой коррозионной агрессивности 
попутного нефтяного газа необходимы промысловые и лабораторные исследования:
• анализ попутного нефтяного газа и отделяемой жидкости на входе/выходе из каждого сосуда и аппарата, 

включенных в технологический процесс;
• анализ потока газа в сепараторах и оценить его воздействие на стенки аппаратов и трубопроводов;
• исследования участков трубопроводов с коррозионными повреждениями.

Результаты. Выявлено, что коррозия трубопроводов и оборудования компрессорных станций, установок 
подготовки газа, на которые поступает сырой попутный нефтяной газ, возникает в местах конденсации 
попутно добываемой воды и образования водных пленок на поверхности металла, а также в линиях 
дренажа газовых сепараторов и других местах скоплениях воды, и протекает по механизму углекислотной 
и сероводородной коррозии.

Заключение. Для уменьшения интенсивности коррозионных процессов и предотвращения последующих 
порывов технологических трубопроводов рекомендуется применять способы защиты от коррозии 
и организовать систему мониторинга скорости коррозии.

Ключевые слова: проектирование и разработка месторождений, проектирование обустройства 
месторождений, коррозия, попутный нефтяной газ
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ANALYSIS OF THE CAUSES OF HIGH CORROSIVE AGGRESSIVENESS OF ASSOCIATED PETROLEUM 

GAS FROM WESTERN SIBERIA FIELDS

Sergei S. Ivanov*, Alexander G. Perekupka, Dmitry E. Bagin
PJSC Giprotyumenne? egaz, RF, Tyumen

E-mail: Ivanov@gtng.ru

Background. The article analyzes the causes of high corrosive aggressiveness of associated petroleum gas 
from Western Siberia fi elds, causing premature wear of the internal surfaces of technological pipelines, walls and 
elements of separation equipment and off ers recommendations (technical solutions) for their elimination.

Aim. In order to improve the reliability of pipelines and equipment of compressor stations, gas treatment 
plants that receive crude associated petroleum gas, it is necessary to identify the causes of gas corrosion 
aggressiveness and develop recommendations (technical solutions) to eliminate them.

Materials and methods. Field and laboratory studies are required to analyze, evaluate and determine the causes 
of high corrosive aggressiveness of associated petroleum gas: 1) analysis of associated petroleum gas and 
separated liquid at the inlet/outlet of each vessel and apparatus included in the technological process; 2) analysis 
of gas fl ow in separators and its eff ect on the walls of apparatuses and pipelines; 3) studies of pipeline sections 
with corrosion damage.

Results. It has been revealed that corrosion of pipelines and equipment of compressor stations, gas treatment 
plants, to which crude associated petroleum gas enters, occurs in places of condensation of the produced water 
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and the formation of water fi lms on the metal surface, as well as in the drainage lines of gas separators and 
other places of accumulations of precipitated water and proceeds by the mechanism of carbon dioxide and 
hydrogen sulfi de corrosion.

Conclusions. In order to reduce the intensity of corrosion processes and prevent subsequent gusts of 
technological pipelines, it is recommended to use corrosion protection methods and organize a corrosion rate 
monitoring system.

Keywords: fi eld design and development, fi eld development planning, corrosion, associated petroleum gas
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При эксплуатации компрессорных станций, 

установок подготовки газа, на которые посту-

пает сырой попутный нефтяной газ (ПНГ), на-

блюдается повышенный коррозионный износ 

внутренних поверхностей технологических 

трубопроводов и конструктивных элементов 

емкостного оборудования с выносом продук-

тов коррозии в полости компрессоров, колон-

ное оборудование (абсорберы и адсорберы), 

что приводит к нарушению режима работы 

технологического оборудования, аварийным 

остановкам и росту эксплуатационных затрат, 

вызванных необходимостью проведения вне-

плановых ремонтов оборудования.

Для анализа, оценки и определения причин 

повышенной коррозионной активности ПНГ 

необходимо провести промысловые и лабо-

раторные исследования, комплекс необходи-

мых испытаний приведен в табл. 1.

Определение содержания и состава ка-

пельной жидкости проводится для оцен-

ки эффективности работы сепарационного 
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Таблица 1. Комплекс исследований, необходимых для анализа, оценки и определения причин коррозионной активности газа

Table 1. A set of studies necessary for the analysis, assessment and determination of the causes of gas corrosion activity

Комплекс исследований Комплекс промысловых исследований Комплекс лабораторных исследований

Сбор исходных данных

Обследование и сбор информации по технологической схеме 
сбора, очистки, осушки и компримирования ПНГ, применяемому 
технологическому оборудованию и режимам ведения процесса;

сбор информации по применяемым химическим реагентам, 
технологическим жидкостям, расходным материалам в процессах 

сбора, очистки, осушки и компримирования ПНГ;
сбор информации по элементам трубопроводов и оборудования 

с выявленными коррозионными разрушениями, по наиболее 
подверженным коррозии участкам трубопроводов и аппаратов, 

а также по условиям их эксплуатации, по проведению диагностики 
трубопроводов и аппаратов

Анализ ПНГ 
и отделяемой жидкости 

на входе/выходе 
из каждого сосуда 

и аппарата, включенных 
в технологический процесс

Отбор проб ПНГ на определение содержания капельной жидкости, 
механических примесей, дисперсного состава капельной жидкости 
и механических примесей, влагосодержания газа, компонентного 

состава и физико-химических свойств газа по ступеням 
технологического процесса

отбор проб жидкости по ступеням технологического процесса

Определение компонентного состава и физико-химических 
свойств ПНГ, в т.ч. содержание агрессивных компонентов: 

О2, СО2, серосодержащих соединений 
(Н2S, метил-, этилмеркаптаны);

определение физико-химических характеристик 
нефтепромысловой сточной воды (рН, плотность, 

содержание и дисперсный состав механических примесей, 
концентрация растворенных агрессивных газов: О2, СО2, Н2S) 
и количественный химический анализ ее ионного состава, 

расчет коэффициента коррозионной агрессивности;
посев отобранных сред с целью определения степени 

микробиологической зараженности воды

Анализ потока газа 
в сепараторах и оценка 

его воздействия на стенки 
аппаратов и трубопроводов

Исследование 
фрагмента (катушки) 

участков трубопроводов 
с коррозионными 
повреждениями

Отбор элементов трубопроводов и оборудования 
с коррозионными разрушениями;

отбор проб продуктов коррозии и отложений с внутренней 
поверхности трубопроводов, оборудования

Определение химического состава продуктов коррозии 
внутренних поверхностей трубопроводов и оборудования;

определение химического состава отложений на внутренних 
стенках трубопроводов и оборудования;

определение вида коррозии трубопроводов и оборудования, 
выявление причин появления и развития коррозионных 

разрушений
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оборудования и определения содержания 

свободной воды, которая вызывает коррозию 

в потоке газа. Замеры содержания капельной 

жидкости в потоке газа рекомендуется про-

водить согласно РД 39-0147103-352-89 [1].

Определение содержания механических 

примесей, и их состава проводится для оцен-

ки эффективности работы сепарационного 

оборудования и оценки содержания продук-

тов коррозии и примесей, вызывающих абра-

зивный износ, в потоке газа.

Определение влажности газа необходимо 

для оценки его коррозионной активности 

и моделирования технологических процес-

сов — определения мест конденсации воды 

из газа, т. е. наиболее уязвимых участков кор-

розии. Относительную влажность газа и тем-

пературу точки росы по воде можно измерять 

с помощью переносного прибора — термоги-

грометра.

Исследования состава попутного нефтяного 

газа [2, 3] и определение его физико-химиче-

ских свойств [4] проводятся для оценки кор-

розионной агрессивности газа.

Коррозионная агрессивность попутного не-

фтяного газа обусловлена наличием в его 

составе свободной водной фазы и растворен-

ного в нем углекислого газа и сероводоро-

да, что приводит к протеканию интенсивной 

углекислотной [5] и сероводородной корро-

зии [6] с образованием локальных коррозион-

ных поражений в виде язв и питтингов.

В попутном нефтяном газе месторожде-

ний Западной Сибири (в котором реликто-

вый сероводород отсутствует) наблюдают-

ся содержания сероводорода в количестве 

1–3 мг/м3 как продукта жизнедеятельности 

сульфатвосстанавливающих бактерий.

Степень коррозионной агрессивности сред 

преимущественно зависит от содержания 

CO2 и Н2S. По содержанию СО2 и Н2S корро-

зионно-активными считаются влажные газы 

(при наличии свободной водной фазы) и жид-

кости, где парциальное давление СО2 и Н2S 

превышает 50 кПа и 0,3 кПа, соответственно 

[5, 6]. При этом агрессивность среды увеличи-

вается с повышением парциального давле-

ния СО2 и Н2S, и температуры.

Отбор проб жидкостей по ступеням техноло-

гического процесса необходим для опре-

деления физико-химических характеристик 

нефтепромысловой сточной воды, в том числе 

концентрации растворенных агрессивных 

газов и содержания сульфатвосстанавливаю-

щих бактерий, расчета коэффициента корро-

зионной агрессивности воды.

Химический анализ ионного состава попутно 

добываемой воды для оценки всех корро-

зионных факторов необходимо выполнять 

не менее чем по 12 показателям (Cl–, HCO3
–, 

SO4
2–, Fe2+ и Fe3+ суммарно, Ca2+, Na+ и K+ сум-

марно, Mg2+, рН, О2, СО2, Н2S, сульфатвосста-

навливающие бактерии (СВБ)).

На основании ионного состава воды вычис-

ляется минерализация и выполняется расчет 

коррозионной агрессивности по методике [7]. 

Коррозионная агрессивность воды, отделя-

емой в сепараторах компрессорных станций, 

установок подготовки газа, на которые по-

ступает сырой попутный нефтяной газ (ПНГ), 

по данным выполненных в ПАО «Гипротюмен-

нефтегаз» ряда исследований, оценивается 

в размере 0,7–0,8 мм/год.

Качественный и количественный анализ проб 

твердых отложений с поверхности стенок 

трубопроводов и оборудования и механиче-

ских примесей, отделенных из сбрасываемой 

сточной воды, проводится для определения 

природы загрязнений.

Для анализа причин разрушения трубопро-

водов (если такие имеются) с целью опреде-

ления механизма и причин интенсивной кор-

розии проводятся: определение химического 

состава продуктов коррозии на внутренней 

поверхности трубопровода и макроанализ 

зоны разрушения металла.

Качественный и количественный анализ проб 

твердых отложений проводится на наличие 

минеральных солей, механических примесей 

и продуктов коррозии с целью определения 

их природы и механизма коррозии.

На рис. 1 в качестве примера приведен 

снимок сегмента внутренней поверхности 

газопровода компрессорной станции од-

ного из месторождений Западной Сибири 

Рис. 1. Фото сегмента газопровода после первой ступени компримирования 

с отложениями. Фото авторов

Fig. 1. Photo of the gas pipeline segment a� er the fi rst stage 

of compression with deposits. Photo of the authors
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с коррозионными поражениями под слоем 

отложений.

На рис. 1 видно, что на поверхности трубо-

провода присутствуют отложения от тем-

но-серого до коричнево-рыжего цвета 

с толщиной 0,5–2,2 мм. По своей структуре от-

ложения неоднородные, местами достаточно 

плотные, хорошо сцеплены с металлом.

После удаления отложений на внутренней 

поверхности сегмента трубопровода выявле-

ны многочисленные коррозионные пораже-

ния (рис. 2).

Коррозионные повреждения расположены 

под слоем отложений по всей окружности 

трубы и имеют форму язв с хорошо выра-

женными краями. Язвы имеют различные 

размеры: длиной от 3 до 30 мм и шириной 

от 3 до 10 мм, по форме круглые и овальные. 

По диагонали снимка расположено корро-

зионное повреждение большого размера, 

кромка которого, видимо, является краем 

вод ного скопления, где протекала интенсив-

ная коррозия металла.

Средняя скорость локальной коррозии 

в язвах составляет 0,4–0,5 мм/год. Макси-

мальная скорость коррозии в сквозных по-

вреждениях достигает 1,4–1,6 мм/год.

Отложения в полостях коррозионных язв 

рыхлые и легко отделяются от поверхности. 

Отложения состоят в основном из оксидов 

и гидроксидов железа и мехпримесей, а так-

же из сульфитов, сульфатов и сульфидов же-

леза, содержание которых на порядок мень-

ше, чем оксидов и гидроксидов железа.

Характер коррозионных повреждений в виде 

язв и состав продуктов коррозии позволяют 

сделать вывод, что коррозионные процессы 

протекают в основном по углекислотному ме-

ханизму с вкладом процессов сероводород-

ного механизма коррозии.

При эксплуатации компрессорных стан-

ций, установок подготовки газа, на которые 

поступает сырой попутный нефтяной газ, 

повышенный коррозионный износ на место-

рождениях Западной Сибири в основном 

определяется следующими причинами.

Попутный нефтяной газ содержит в своем 

составе до 2,0 % мольн. углекислого газа 

и до 3,0 мг/м3 сероводорода и является сред-

неагрессивным в коррозионном отношении 

со скоростью коррозии 0,1–0,3 мм/год [8].

Общая минерализация воды в трубопрово-

дах и аппаратах достигает 300 мг/дм3 (соот-

ветствует минерализации пресной воды). Ее 

наличие вызвано конденсацией паров воды 

из газа на стенках аппаратов и трубопро-

водов.

Вода содержит растворенные коррозион-

но-агрессивные газы — углекислый газ и се-

роводород. Содержание углекислого газа 

высокое и может составлять до 500 мг/дм3. 

Содержание сероводорода менее значимое, 

до 2 мг/дм3.

Вода имеет слабокислую реакцию (рН до 6,0). 

Причиной является, видимо, наличие раство-

ренных в воде агрессивных углекислого газа 

и сероводорода.

Если содержание ионов железа в воде, 

конденсирующейся в газопроводах, очень 

высокое и на порядок превышает содержа-

ние в пластовой воде, то это свидетельствует 

об интенсивной коррозии внутренней по-

верхности газопроводов и аппаратов.

В воде присутствует много факторов, которые 

способствуют активным коррозионным про-

цессам, главный из которых — содержание 

углекислого газа и сероводорода.

Коэффициент коррозионной агрессив-

ности воды Кх составляет 0,7–0,8 мм/год, 

что свидетельствует о высокой коррози-

онной агрессивности воды [8] и необходи-

мости, согласно РД 39-0147323-339-89Р [7], 

применения средств защиты от коррозии 

(при Кх ≥ 0,25 мм/год).

Для защиты от внутренней коррозии тру-

бопроводов и емкостного оборудования, 

контактирующего сырым газом, конденса-

том и водой, возможны несколько решений, 

выбор которых определяется технологией 

Рис. 2. Фото сегмента газопровода после первой ступени компримирования, 

очищенного от отложений. Фото авторов

Fig. 2. Photo of the segment of the gas pipeline a� er the fi rst stage 

of compression, cleared of deposits. Photo of the authors

ОСНОВНАЯ ПРИЧИНА КОРРОЗИИ ТРУБОПРОВОДОВ 
И АППАРАТОВ [ УНОС КАПЕЛЬНОЙ ЖИДКОСТИ 
ИЗ СЕПАРАЦИОННОГО ОБОРУДОВАНИЯ.
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применения и технико-экономическими рас-

четами:

• нанесение на внутреннюю поверхность 

оборудования защитного покрытия;

• подача ингибитора коррозии, которая 

позволит контролировать эффективность 

актикоррозионной защиты на протяжении 

всего срока эксплуатации технологическо-

го оборудования. Ингибитор коррозии (ИК) 

следует подавать в постоянном режиме 

с помощью стационарно установленного 

блока дозирования реагента.

Для сохранения высокой эксплуатационной 

надежности трубопроводов в процессе экс-

плуатации необходимо производить:

• коррозионный мониторинг;

• диагностические обследования трубопро-

водов;

• контроль состояния защитных по крытий.

Расчет по технико-экономическому обосно-

ванию вариантов защиты проводится по ме-

тодике «Временная инструкция по выбору 

трубной продукции с учетом физико-хими-

ческих свойств транспортируемых сред» [9] 

на протяженность газопровода в 1 и 10 км.

Для примера приведены результаты эко-

номических расчетов для газопроводов 

протяженностью 10 км и диаметром 168 мм 

в табл. 2 и для газопроводов протяженно-

стью 1 км — в табл. 3. В расчетах дозировка 

ингибитора принята 20 г/м3.

По результатам технико-экономического рас-

чета для газопровода протяженностью 10 км 

(табл. 2) применение трубопроводов из стали 

17Г1С и 17ГС с ингибированием имеет дис-

контированных затрат на 3,27% меньше, 

чем для 09Г2С без дополнительной защиты, 

что является несущественным отклонением. 

При протяженности трубопроводов 1 км эко-

номически выгодным вариантом становит-

ся сталь 09Г2С без дополнительной защиты 

(табл. 3).

На основании расчетов рекомендуется выби-

рать оптимальный вариант защиты от корро-

зии и марку стали трубопроводов.

В составе технологии компрессорных стан-

ций, установок подготовки газа, на которые 

поступает сырой попутный нефтяной газ, 

устанавливаются сепараторы, на которых 

в большинстве случаев наблюдается повы-

шенный унос капельной жидкости.

Для снижения коррозии трубопроводов и ап-

паратов необходимо обеспечить удаление сво-

бодной воды из потока газа, т.е. максимально 

снизить унос капельной жидкости из сепара-

ционного оборудования. Для этого необходи-

мо установить высокоэффективные внутренние 

каплеотбойные элементы сепараторов.

Таблица 2. Результаты технико-экономического расчета для газопровода протяженностью 10 км

Table 2. Results of the technical and economic calculation for a gas pipeline with a length of 10 km

Марка стали

Всего затрат (за весь период), тыс. руб.

без дисконтирования с дисконтированием

ингибирование
внутреннее 
покрытие

без допзащиты ингибирование
внутреннее 
покрытие

без допзащиты

09ГСФ 171 130 123 793 231 572 53 150 45 559 72 713

17ГС, 17Г1С 59 463 124 210 255 238 33 564 53 755 48 746

13ХФА 91 647 259 565 165 672 41 691 56 059 59 504

09Г2С 124 535 207 906 146 726 50 855 47 105 34 662

Ст. 20 107 557 202 168 291 979 36 183 80 489 63 928

Ст. 20А 120 654 122 624 127 644 48 832 47 017 38 174

Ст. 20ФА 120 147 73 170 139 604 52 692 41 238 57 077

Ст. 20С 130 254 91 540 185 282 48 912 45 457 45 541

08ХМФБЧА, 08ХМФЧА, 08ХМФА 67 492 71 727 68 089 37 929 40 425 32 826

Оптимальные варианты

Рейтинг Вариант материального исполнения газопровода и защиты от коррозии
Изменение затрат относительно 

наиболее экономичного варианта, %

I 17ГС, 17Г1С с ингибированием  

II 09Г2С без доп. антикор. защиты 3,27

III Ст. 20 с ингибированием 7,80

IV Ст. 20А без доп. антикор. защиты 13,73
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Рекомендуемые требования к каплеотбой-

ным элементам:

• унос капельной жидкости не более 

0,05 г/м3 (для входных сепараторов) 

и не более 0,005 г/м3 (для промежуточных 

сепараторов) по технологии;

• подтверждение работоспособности ги-

дродинамическими расчетами во всем ди-

апазоне работы сепараторов;

• подтверждение работоспособности смон-

тированных элементов замерами уноса 

капельной жидкости.

Тип каплеотбойных элементов выбирается 

в зависимости от конструкции сепаратора 

и входных параметров потока газа.

Для равномерной нагрузки каплеотбойных 

элементов сепаратора также рекомендуется 

установка распределителя потока.

ОСНОВНЫЕ РЕЗУЛЬТАТЫ И ВЫВОДЫ

1. Коррозия трубопроводов и оборудования 

компрессорных станций, установок под-

готовки газа, на которые поступает сырой 

попутный нефтяной газ, возникает в местах 

конденсации попутно добываемой воды 

и образования водных пленок, а также в ли-

ниях дренажа газовых сепараторов и других 

местах скоплениях выпавшей воды, и проте-

кает по механизму углекислотной и серово-

дородной коррозии.

2. Для уменьшения интенсивности коррози-

онных процессов и предотвращения после-

дующих порывов технологических трубопро-

водов рекомендуется:

• применять трубопроводы, изготовлен-

ные из более коррозионно-стойкой стали 

без применения дополнительных средств 

защиты от коррозии;

• применять трубопроводы, изготовлен-

ные из менее дорогой стали, с примене-

нием ингибиторной защиты (по техно-

логии постоянной подачи с дозировкой, 

определенной по результатам опыт-

но-промысловых испытаний, которая 

позволит уменьшить скорость коррозии 

до 0,05 мм/год);

• применять трубопроводы, изготовленные 

из менее дорогой стали с внутренним за-

щитным покрытием.

3. Выбор способа защиты зависит от про-

тяженности защищаемых трубопроводов 

и определяется на основании технико-эконо-

мических расчетов.

4. Для контроля коррозионной агрессивно-

сти перекачиваемых сред и эффективности 

ингибиторной защиты рекомендуется орга-

низовать систему мониторинга скорости кор-

розии.

5. Для снижения коррозии трубопроводов 

и аппаратов необходимо максимально сни-

зить унос капельной жидкости из сепараци-

онного оборудования.

Таблица 3. Результаты технико-экономического расчета для газопровода на протяженность 1 км

Table 3. Results of technical and economic calculation for a gas pipeline with a length of 1 km

Марка стали

Всего затрат (за весь период), тыс. руб.

без дисконтирования с дисконтированием

ингибирование
внутреннее 
покрытие

без допзащиты ингиби рование
внутреннее 
покрытие

без допзащиты

09ГСФ 14 153 7 606 8 873 7 560 3 900 3 655

17ГС, 17Г1С 12 121 7 382 8 933 7 113 3 901 3 119

13ХФА 12 883 9 776 7 819 7 377 4 068 3 444

09Г2С 12 975 8 547 6 960 7 288 3 697 2 779

Ст. 20 12 395 8 166 8 883 6 885 4 068 3 055

Ст. 20А 13 656 7 876 7 610 7 660 4 086 3 295

Ст. 20ФА 13 895 7 317 8 119 7 856 4 124 3 751

Ст. 20С 13 871 7 437 8 610 7 694 4 094 3 451

08ХМФБЧА, 08ХМФЧА, 08ХМФА 12 924 7 173 6 809 7 549 4 043 3 283

Оптимальные варианты

Рейтинг Вариант материального исполнения газопровода и защиты от коррозии
Изменение затрат относительно 

наиболее экономичного варианта, %

I 09Г2С без доп. антикор. защиты  

II Ст. 20 без доп. антикор. защиты 9,93%

III 17ГС, 17Г1С без доп. антикор. защиты 12,24%

IV Ст. 20А без доп. антикор. защиты 18,58%
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ОБЛЕГЧЕННЫЕ ПРОППАНТЫ # 
ПЕРСПЕКТИВЫ И ОПЫТ ПРИМЕНЕНИЯ 
В ГРП
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Введение. В статье рассматривается такое технологическое направление в гидроразрыве пласта, 
как работа с облегченными расклинивающими агентами (проппантами). Эти материалы заслуживают 
особого внимания в условиях современных тенденций, направленных на оптимизацию процесса ГРП, 
снижение его стоимости и повышение эффективности от стимуляции.

Материалы и методы. Для общего знакомства и понимания авторы приводят мировые направления, 
опыт и практики по применению облегченных расклинивающих агентов, а также рассказывают 
о российском опыте использования таких материалов. Представленная градация существующих в мире 
и в России облегченных расклинивающих материалов дает возможность познакомиться не только 
с существующими решениями, но и определить тенденции развития данного направления. В работе 
особый акцент делается на условиях применения облегченных материалов в рамках традиционных 
коллекторов, а также схемах и направлениях достижения наилучшего экономического эффекта. Особое 
место в статье отдано внутреннему опыту «Газпром нефти» по оценке применимости облегченных 
проппантов, представленных российскими производителями, в условиях месторождений Западной 
Сибири.

Результаты. Авторы показывают внутренний опыт компании, результаты промышленных испытаний, методы 
и схемы адаптации технологии. Приведенные в статье результаты опытных работ показывают эффективность 
использования облегченного проппанта, выраженную в сокращении удельных затрат.

Заключение. Анализ выполненных операций позволяет сделать вывод о том, что при правильном подходе 
в выборе типа расклинивающего агента, условий его применения, геологических свойств объекта, методик 
оценки и адаптации облегченные проппанты имеют все шансы выйти из нишевой зоны, найдя широкое 
применение в условиях стимуляции традиционных коллекторов.

Ключевые слова: гидроразрыв пласта, ГРП, скважина, расклинивающий агент, облегченный проппант, 
исследования, опытные работы, давление, материалы
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ULTRA�LIGHT WEIGHT PROPPANTS [ PERSPECTIVES AND EXPERIENCE OF APPLICATION 

IN HYDRAULIC FRACTURING
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Background. The article discusses such a technological direction in hydraulic fracturing as working with ultra-
light weight propping agents (proppants). These materials deserve special attention in the context of modern 
trends aimed at optimizing the hydraulic fracturing process, reducing its cost and increasing the effi  ciency of 
stimulation.

Materials and methods. For a general acquaintance and understanding, the authors cite global trends, 
experience, practices on the use of ultra-light weight propping agents, and talk about the Russian experience 
of using such materials. The presented gradation of lightweight propping agents existing in the world and 
Russian practice makes it possible to get acquainted not only with existing solutions, but also to identify 
trends in the development of this direction. In the work, special emphasis placed on the conditions for 
the use of lightweight materials within the framework of traditional collectors, as well as schemes and 
directions for achieving the best economic eff ect. A special place in the article given to the inner experience 
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of PJSC Gazprom Ne?  in estimation the applicability of ultra-light weight proppants presented by Russian 
manufacturers for conditions of Western Siberia fi elds.

Results. The authors show the inner experience of the company, the results of fi eld tests, methods and schemes 
of technology adaptation. The results of fi eldwork, presented in the article, show the eff ectiveness of using a 
lightweight proppant, which expressed in reducing the unit costs.

Conclusion. The analysis of the performed operations allows us to conclude that with the right approach in 
choosing the type of propping agent, its application conditions, geological properties of the object, assessment 
and adaptation methods, lightweight proppants have the chance to get out of the niche zone, fi nding wide 
application in the conditions of stimulation of traditional reservoirs.

Keywords: Hydraulic fracturing (Frac), well, propping agent, lightweight proppant, research, pilot work, pressure, 
materials
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ВВЕДЕНИЕ

На сегодня наиболее актуальным и востре-

бованным способом повышения продуктив-

ности как нефтяных, так и газовых скважин 

в условиях трудноизвлекаемых запасов 

остается гидравлический разрыв пласта 

(ГРП). Это направление продолжает разви-

ваться в технологическом русле, откликаясь 

на постоянно возникающие вызовы со сто-

роны отрасли, совершенствуя и оптимизируя 

жидкости разрыва, оборудование и раскли-

нивающие материалы. В данной статье рас-

сматривается такое направление, как работа 

с закрепляющими агентами (проппантами 

и песками), выступающими в качестве эле-

ментов, удерживающих созданную трещину 

в раскрытом состоянии после окончания за-

качки в нее жидкости разрыва. Среди всего 

многообразия таких материалов отдельно-

го внимания заслуживает такая разновид-

ность, как «облегченный» проппант, имею-

щий ряд преимуществ перед классической 

среднепрочной «керамикой», повсеместно 

применяемой в РФ. В статье будет рассмо-

трен обзор существующих облегченных 

проппантов, их отличие от «стандартных» 

расклинивающих материалов, а также опыт 

применения подобных агентов на объектах 

«Газпром нефти».

ОБЩЕЕ ОПИСАНИЕ И ИНФОРМАЦИЯ

В зависимости от сырья проппанты можно 

условно разделить на три основные кате-

гории: кварцевые окатанные пески, пески 

с полимерным покрытием, а также спеченные 

и/или плавленые синтетические керамиче-

ские материалы. В свою очередь, эти катего-

рии можно разделить на множество других, 

обусловленных формой, назначением, типом 

покрытия и прочее. Так, в зависимости от раз-

ницы в плотности эти материалы можно 

разделить на проппанты с высокой, средней 

и легкой плотностью. При этом традицион-

ные для РФ керамические расклинивающие 

агенты относятся к проппантам со средней 

и выше средней плотностью. Такие матери-

алы имеют высокую скорость осаждения, 

что в определенных условиях может снижать 

эффект от выполняемого гидроразрыва. При-

менение облегченных проппантов способ-

ствует более медленной скорости осаждения 

частиц за счет меньшей плотности и, соот-

ветственно, массы, что дает преимущество 

при формировании трещины ГРП в процессе 

длительного ее смыкания. Снижение ско-

рости осаждения частиц для облегченных 

проппантов открывает для них возможность 

широкого применения в жидкостях, облада-

ющих линейной вязкостью, таких как по-

лиакрилатные системы или линейные гели, 

что, в свою очередь, значительно расширяет 

потенциальный спектр их использования.

Применение облегченных проппантов дает 

еще одно преимущество, связанное с их мас-

сой и объемом: при той же массе закачива-

емого облегченного проппанта на основном 

ГРП, что и стандартного проппанта (сред-

непрочная керамика), объем закрепленной 

проппантом трещины будет большим. Это, 

в свою очередь, ведет к появлению двух на-

правлений по оптимизации закачки:

• повышение продуктивности с закачкой 

той же массы проппанта, что и при стан-

дартной обработке (повышение объема 

закрепленной трещины);

• снижение стоимости работы за счет сокра-

щения массы закачиваемого облегченного 
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проппанта с сохранением того же объема 

закрепленной трещины, что и при стан-

дартной работе (без потери продуктивно-

сти скважины).

В качестве примера в табл. 1 приведе-

на схема соотношения этих двух направ-

лений. Из нее видно, что при идентичной 

максимальной концентрации проппанта 

(1200 кг/м3) и равнозначном объеме сме-

си для создания той же самой площади 

закрепленной трещины (закачка объема 

смеси 120 м3) при закачке среднепрочно-

го проппанта с кажущейся плотностью 2700 

кг/м3 требуется масса про ппанта 100 тонн, 

а при закачке облегченного проппанта 

с плотностью 2300 кг/м3 — 95 тонн. Таким 

образом, при высокотоннажных работах воз-

можно сокращение массы проппанта без по-

тери потенциальной продуктивности сква-

жины.

ВИДЫ ОБЛЕГЧЕННЫХ ПРОППАНТОВ 
И ИХ ПРОИЗВОДСТВО

Облегченные проппанты (Ultra-light weight 

proppant — ULW proppant) представляют 

собой продукт, насыпная плотность кото-

рого составляет < 1,4 г/см3, а кажущаяся 

≈ 2,5 г/см3 и менее (для среднепрочных ке-

рамических проппантов данные показатели 

составляют ≈ 1,6–1,8 и ≈ 2,8–3,1 г/см3 соот-

ветственно). ULW-расклинивающие агенты 

в основном делятся на три категории в зави-

симости от сырья производства: ULW-1 (ор-

ганический полимер); ULW-2 (пропитка скор-

лупы орехов с покрытием); ULW-3 (пористая 

керамика). У каждого из этих типов проппанта 

есть как свои преимущества, так и недостат-

ки, поэтому далее будет рассмотрена каждая 

группа облегченных расклинивающих аген-

тов в отдельности.

Группа ULW-1 [1–5]. Основными представите-

лями данной группы являются термообра-

ботанные нанополимерные микросферы, 

нанокомпозитные полимерные микросферы 

и термопластичные алюминиевые сплавы. 

В табл. 2 приведены общие свойства облег-

ченных проппантов группы ULW-1. К их досто-

инствам следует отнести низкую плотность, 

отличные показатели кислотоустойчивости, 

сферичности и округлости. Недостатками 

являются склонность к деформации гранул 

и ограничения к рабочим давлениям [10].

Группа ULW-2 [6]. Представляет собой угло-

ватые частицы (например, ореховая скор-

лупа), обеспечивающие высокую проницае-

мость при низких давлениях. Для улучшения 

прочностных характеристик сырье про-

питывают (или покрывают) смолой. Проп-

панты ULW-2 имеют кажущуюся плотность 

≈ 1,25 г/см3 и выдерживают напряжение 

смыкания от 42 МПа при 79 °C до 28 МПа 

при 146 °C [3].

Группа ULW-3 [7–9]. Материалы являются пори-

стыми частицами, такими как, например, по-

лые стеклянные микросферы и полые сферы. 

Они имеют схожие с обычными керамически-

ми проппантами сферичность и округлость. 

Этот тип расклинивающего агента имеет по-

ристость ≈ 50 % и может обладать кажущей-

ся плотностью 1,75 г/см3. Такие материалы 

выдерживают давление смыкания в 56 МПа 

при температуре 121 °C. Недостатком являет-

Таблица 1. Зависимость объема закачиваемой смеси и массы проппанта 

от кажущейся плотности

Table 1. Dependence of injected slurry volume and proppant mass 

due the apparent density

Кажущаяся 
плотность

Объем смеси, м3 Концентрация 
проппанта, кг/м3

Масса проппанта, 
тонн

2700 120 1200 100

2300 120 1200 95

Разница в массе проппанта при идентичном объеме смеси, тонн 5

Таблица 2. Свойства облегченных проппантов группы ULW-1

Table 2. Properties of lightweight proppants of the ULV-1 group

Параметр Ед. измерения
Термообработанные 

нанополимерные микросферы
Нанокомпозитные полимерные 

микросферы
Термопластичные 

алюминиевые сплавы

Кажущаяся плотность Е 1,05 1,05–1,35 1,05–1,08

Температура стеклования °C ≈ 145 250 н/д

Давление смыкания МПа 45,0 52,0 7,0

Растворимость в кислотах % ˂ 2,0 ˂ 2,0 н/д

Сферичность – 0.9 н/д н/д

Фракция (размерность) – 40/80–14/40 н/д н/д

ПРИМЕНЕНИЕ ОБЛЕГЧЕННОГО ПРОППАНТА 
НА ВЫНГАЯХИНСКОМ МЕСТОРОЖДЕНИИ ПОЗВОЛИЛО 
СОКРАТИТЬ УДЕЛЬНЫЕ ЗАТРАТЫ НА 4,5 % .
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ся то, что этот тип проппанта проявляет тен-

денцию к образованию мелких частиц, спо-

собствующих закупорке открытых пор [11].

В табл. 3 представлены сравнительные 

характеристики групп проппантов ULW, 

а на рис. 1 — их схематическое изображение.

Международный рынок. Одними из основных 

производителей ULW-проппантов на миро-

вом рынке являются Carbo Ceramics, Beijing 

Qisintal New Material Co, а также Baker Hughes. 

Общие базовые характеристики по некото-

рым из этих продуктов, без привязки к фрак-

ции и конкретной линейке, представлены 

в табл. 4.

Российский рынок. На отечественном рын-

ке в промышленных объемах облегчен-

ный проппант производится компаниями 

ООО «ФОРЭС», ООО «ВеллПроп» и ООО «Ни-

ка-Петротэк». Общие базовые характери-

стики по некоторым продуктам, без привязки 

к фракции и конкретной линейке, представ-

лены в табл. 5. Из таблицы видно, что в отли-

чие от разнообразия продукции зарубежного 

рынка российское портфолио ULW-проп-

пантов представлено в основном керамикой 

и упрочненной керамикой.

ОПЫТ ПРИМЕНЕНИЯ

Зарубежный опыт. Обзор мирового опыта ис-

пользования облегченных проппантов пока-

зывает наибольшее его применение в США. 

Одним из примеров является статистика вы-

полненных работ на 500 скважинах с исполь-

зованием полимерного облегченного проп-

панта компании Baker Hughes [3]. Совокупная 

добыча этих скважин в формации Marcellus 

и бассейне Woodford превзошла ожидания.

Говоря о зарубежном опыте использования 

ULW-проппантов, стоит отметить, что поло-

жительные результаты применения в основ-

ном относятся к полимерным расклиниваю-

щим агентам с насыпной плотностью, равной 

или менее 1,0 г/см3, на объектах с глубиной 

залегания пласта 1,5–2,0 км и с низкими дав-

лениями закрытия.

Еще одним преимуществом облегченных 

проппантов, связанным с их меньшей плот-

ностью и скоростью осаждения, является 

возможность использования для нетрадици-

онных коллекторов в совокупности с низко-

вязкими жидкостями (например, технология 

SlickWater или полиакрилатные системы).

Отечественный опыт. На территории Рос-

сийской Федерации облегченные проп-

панты применяются в незначительном 

количестве, на уровне 0,5–0,7 % от годово-

го закачиваемого объема, и опыт их ис-

пользования сосредоточен в следующих 

Таблица 3. Сравнительные свойства облегченных проппантов

Table 3. Comparative properties of lightweight proppants

Группа проппанта
Насыпная плотность, 

г/см3
Кажущаяся 

плотность, г/см3 Сферичность

ULW-1 0,60 1,08 1,0

ULW-2 0,77 1,25 0,6

ULW-3 1,19 1,75 0,8

ULV-1 ULV-2 ULV-3

SPE-138319-MS

Рис. 1. Схематическое сравнение формы облегченных проппантов [12]

Fig. 1. Schematic comparison of the shape of lightweight proppants [12]

Таблица 4. Общие характеристики облегченных проппантов компаний «Carbo 

Ceramics», «Beijing Qisintal New Material Co» и «Baker Hughes»

Table 4. General characteristics of lightweight proppants of the companies «Carbo 

Ceramics», «Beijing Qisintal New Material Co» and «Baker Hughes»

Параметр Ед. изм.
Carbo Ceramics — 

KRYPTOAIR 
(ULW-3)

Beijing Qisintal 
(ULW-1)

Baker Hughes — 
LiteProp Prime

Тип –

Пористая 
полимернопокрытая 

керамика 
(ULW-3)

Полимерный 
проппант 
(ULW-1)

Полимерный 
проппант 
(ULW-1)

Насыпная 
плотность

г/см3 0,92 0,65 0,86

Кажущаяся 
плотность

г/см3 1,60 1,06 1,39

Растворимость 
в кислотах

% н/д ˂3.0 0,1

Макс. 
температура 
применения

оС н/д 145 135

Таблица 5. Общие характеристики облегченных проппантов компаний 

ООО «ФОРЭС», ООО «ВеллПроп» и ООО «Ника-Петротэк».

Table 5. General characteristics of lightweight proppants of «FORES», 

«WellProp» and «Nika PetroTech».

Параметр Ед. изм. ООО «ФОРЭС» ООО «ВеллПроп» ООО «Ника-Петротэк»

Тип –
упрочненная 

керамика
керамика упрочненная керамика

Насыпная 
плотность

г/см3 1,4 1,35 1,45

Кажущаяся 
плотность

г/см3 2,2 2,1 2,45

Растворимость 
в кислотах

% ˂ 3,0 ˂ 6,0 ˂ 4,0

Сферичность/
Округлость

– 0,8/0,8 0,8/0,8 0,8/0,8
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нефтегазодобывающих компаниях: 

ПАО «НК «РОСНЕФТЬ» (технология легкого 

полимерного проппанта на основе полиди-

циклопентадиена собственного производ-

ства), ПАО «Лукойл» (облегченный проппант 

RospropLite Ultra производства ООО «Велл-

Проп»),  «Газпром нефтм» (облегченный проп-

пант PTPropLW производства ООО «Ни-

ка-Петротэк» и Fores ESPL производства 

ООО «ФОРЭС»).

Изучение российского опыта показало су-

щественное отличие от мирового в области 

интереса к облегченным проппантам, каса-

емо иной природы и насыпного веса (ке-

рамика с плотностью 1,3–1,4 г/см3), а также 

заинтересованность российских компаний-

опе раторов в производстве и применении 

ULW-проппантов, приближенных по проч-

ностным свойствам и проводящим характе-

ристикам к повсеместно применяемой ке-

рамике средней прочности. Это стремление 

обусловлено в основном тем, что для боль-

шинства объектов, на которых выполняет-

ся ГРП, характерны значительные давления 

смыкания, а применяемый в настоящее вре-

мя керамический проппант имеет высокие 

проводящие характеристики, способствую-

щие достижению запланированных дебитов 

скважин.

ОПЫТ ПРИМЕНЕНИЯ ОБЛЕГЧЕННЫХ 
ПРОППАНТОВ В �ГАЗПРОМ НЕФТИ�

В качестве примера реализации ГРП с за-

качкой облегченного проппанта приводится 

опыт работ на Вынгаяхинском месторожде-

нии «Газпромнефть-Ноябрьскнефтегаза». 

Испытания проводились на горизонталь-

ных скважинах (ГС) с многостадийным ГРП 

на объекте с давлением закрытия 360 атм 

и пластовой температурой 89 оС. В процессе 

подготовки к работам для оценки наилучше-

го экономического эффекта было выделено 

несколько сценариев реализации:

• закачка стандартного проппанта фракции 

16/20 массой 110 тонн на каждую стадию;

• закачка облегченного проппанта фракции 

16/20 массой 110 тонн на каждую стадию;

• закачка облегченного проппанта фракции 

16/20 массой 100 тонн на каждую стадию 

(масса определялась на основе моделиро-

вания геометрии трещины).

Параметры проводимости и проницаемости 

используемого на опытных работах облег-

ченного проппанта в сравнении со средне-

прочной керамикой приведены на рис. 2. 

На рис. 3 и 4 отражены общие результаты 

выполненных опытных работ. Стоит отметить, 

что геологические условия для скважин с за-

качкой облегченного проппанта и стандарт-

ными операциями ГРП были идентичны.

Результаты опытных работ на Вынгаяхинском 

месторождении показали эффективность 

применения облегченного проппанта, по-

зволив сократить удельные затраты на 4,5 % 

за счет меньшей массы закачиваемого рас-

клинивающего агента.

ВЫВОДЫ

Накопленный за последние два десятилетия 

уровень научных разработок включает в себя 

десятки различных типов и модификаций 

ULW-проппантов. Среди всего разнообразия 

разработок за пределами России наибольшее 

применение нашли проппанты с насыпным 

весом до 1,0 г/см3. Данные расклинивающие 

агенты по своим характеристикам (в первую 

очередь по проводимости) предназначены 

для неглубоких скважин с низкими давле-

ниями закрытия. В связи с этим можно отме-

тить, что технологии облегченных проппантов 

за пределами России — это в большей степе-

ни нишевая область, которая не может заме-

нить традиционные расклинивающие агенты.

Изучение российского опыта показало су-

щественное отличие от мирового в области 

интереса к облегченным проппантам иной 

природы и насыпного веса — керамическим 
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Рис. 2. Проводимость и проницаемость проппантной пачки для стандартного 

керамического проппанта и ULW. Составлено авторами

Fig. 2. Conductivity and permeability of the proppant pack for standard 

ceramic proppant and ULW. Made by the authors
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проппантам с плотностью 1,3–1,5 г/см3. Ориен-

тируясь на потребности российского рынка, 

отечественные производители стараются 

разработать ULW-проппанты, свойства кото-

рых по устойчивости к давлениям закрытия 

и проводимости/проницаемости сопоста-

вимы с классическими расклинивающими 

агентами — керамическими среднепрочны-

ми проппантами. Основной опыт потребле-

ния/использования облегченных проппантов 

в России приходится на следующие ком-

пании: ПАО «НК «РОСНЕФТЬ», ПАО «Лукойл 

и «Газпром нефть».

Итоги опытных работ, выполненных 

на месторождениях «Газпром нефти» 

(«Газпромнефть-Ноябрьскнефтегаза»), по-

казал, что применение ULW-проппанта 

при определенных геологических усло-

виях позволяет выполнять операции ГРП 

с меньшей массой расклинивающего агента 

без потери продуктивности добывающих 

скважин, тем самым раскрывая перспекти-

вы для широкого промышленного приме-

нения данных материалов. Перспективными 

смотрятся направления совместного ис-

пользования ULW-матери алов с низковяз-

кими полиакрилатными системами жидко-

сти, т.к. такой тандем в потенциале может 

существенно повышать суммарную эффек-

тивность от каждой из этих технологий. 

При этом, говоря о применении облегченных 

расклинивающих агентов, не стоит забывать 

о том, что важными аспектами при выборе 

их использования являются сопротивление 

разрушению при нагрузке, проводимость/

проницаемость проппантной упаковки, па-

раметры формы (сферичность и округлость), 

растворимость в смеси кислот, насыпная 

и кажущаяся плотность, геологические ус-

ловия применения, масса закачиваемого 

на работе проппанта, расчеты (технические 

и экономические) и моделирование.
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ПРАКТИКИ МОНИТОРИНГА 
ЭКВИВАЛЕНТНОЙ ЦИРКУЛЯЦИОННОЙ 
ПЛОТНОСТИ И ЭФФЕКТИВНОСТИ 
ОЧИСТКИ СТВОЛА СКВАЖИНЫ
А.С. Гоцуляк*, С.И. Габитов, С.В. Лахтионов
Научно-Технический Центр «Газпром нефти» (ООО «Газпромнефть НТЦ»), РФ, Санкт-Петербург

Электронный адрес: gotsuliak90@mail.ru

Введение. Строительство скважин с большим отходом от вертикали требует комплексных подходов. 
Прохождение нестабильных интервалов и риск потери промывочной жидкости в процессе бурения — 
основные барьеры при строительстве скважин. Увеличение протяженности, а также рост зенитных углов 
в интервалах секций промежуточной и эксплуатационной колонн осложняют процесс строительства 
скважины и ее очистки. Существующие методы контроля за состоянием скважины в процессе ее 
строительства ограничены в применимости.

Цель. Для достижения проектных задач при строительстве скважин сформирован и применяется 
на практике набор оптимальных подходов для комплексной оценки состояния ствола скважины. Основная 
цель — показать ценность применяемых методов при геомеханическом сопровождении в режиме реального 
времени.

Материалы и методы. Для мониторинга состояния скважины в режиме реального времени применялся 
подход, основанный на контроле динамического давления циркуляционной жидкости в затрубном 
пространстве. Данные, получаемые с телесистемы, сопоставлялись с данными геомеханической модели, 
на основе которой проводилось сопровождение.

Состояние затрубного пространства оценивалось в режиме реального времени путем контроля 
за эквивалентной циркуляционной плотностью и за анализом трендов ее изменения при бурении, 
промежуточных промывках и при спуско-подъемных операциях. Расчетный метод эффективности очистки 
по фактическим данным позволял оценивать состояние затрубного пространства.

Результаты. Сопоставление данных о состоянии затрубного пространства с одномерной геомеханической 
моделью и данными по количеству и характеру шлама с вибросит на буровой позволяло формировать 
итоговые оперативные рекомендации от службы геомеханического сопровождения в процессе 
строительства скважин. Согласно рекомендациям определялись безопасные либо необходимые интервалы 
промывок и их продолжительность. Без требований к внесению изменений в параметры промывочной 
жидкости и дополнительных спуско-подъемных операций ос уществлялась подготовка к спуску обсадной 
колонны.

Заключение. На текущий момент приведенные в статье методики успешно применяются 
при геомеханическом сопровождении бурения. Их использование позволяет оптимизировать отдельные 
операции в процессе строительства скважин.

Ключевые слова: геомеханическая модель, эквивалентная циркуляционная плотность, сопровождение 
бурения скважины, обвальный шлам, турбулентный поток
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MONITORING EQUIVALENT CIRCULATION DENSITY AND EFFICIENCY OF BOREHOLE CLEANING 

PRACTICES

Andrey S. Gotsulyak*, Salavat I. Gabitov, Sergey V. Lakhtionov
Gazprom-ne?  STC LLC, RF, Saint Petersburg

E-mail: gotsuliak90@mail.ru

Background. The extended-reach drilling requires integrated approaches in the construction of wells. Drilling 
through unstable intervals and the risk of mud loss are the main potential problems in drilling. The length and 
deviation increase in the intervals of intermediate and production casing complicate the process of well cleaning 
and construction. Existing methods of wellbore stability monitoring require additional tools.

Aim. The set of optimal approaches for a comprehensive assessment of the wellbore has been formed and 
applied. The main goal is to show the value of the methods used in geomechanics real-time support.

Materials and methods. An approach based on control of the annular pressure has been used for the estimation 
of the wellbore condition in real-time. The logging while drilling (LWD) and measurement while drilling (MWD) 
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data transferred from the telemetry system has been compared with the geomechanical model during the 
remote operation control.

The annular space condition has been assessed by analysis of the equivalent circulation density while drilling, 
fl ushing, run in hole (RIH), and pull out of hole (POOH) operations. The calculated method of cleaning effi  ciency 
based on actual data allowed us to assess the annular space condition.

Results. Comparison of the annular space condition data with the one-dimensional geomechanics model and 
cave-in mud data on the oil-rig vibrating screen allowed us to avoid possible issues. Recommendations from 
the remote operation center engineer contained intervals that whether safe or fl ushing need and duration of the 
fl ushing. Preparation for lowering the casing eliminates the requirements for drilling mud parameters change 
and went without additional li? ing operations.

Conclusions. Presently, the methods mentioned in the article are successfully used in geomechanical real-time 
support of drilling. It makes possible to optimize individual operations during the construction of wells.

Keywords: geomechanical model, equivalent circulating density, well drilling support, cave-in mud, turbulently fl ow
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ВВЕДЕНИЕ

Геомеханическое сопровождение в реаль-

ном времени включает в себя мониторинг 

за набором объектов и параметров, напря-

мую или косвенно указывающих на состояние 

ствола скважины в процессе бурения. Выдача 

своевременных рекомендаций и следование 

им на буровой позволяет превентивно исклю-

чать осложнения при бурении. Сложность ге-

ологических разрезов и конструкций скважин 

с автономной локацией ограничивает набор 

возможностей, которы е позволили бы сни-

жать риски осложнений в процессе бурения.

Метод расчета эффективности очистки ство-

ла скважины позволяет определять фактиче-

ское состояние зашламованности затрубного 

пространства.

В качестве дополнительного инструмента 

использовался метод, основанный на мо-

ниторинге эквивалентной циркуляцион-

ной плотности (ЭЦП) в процессе бурения 

и при спуско-подъемных операциях (СПО).

Задача мониторинга циркуляционной плот-

ности в реальном времени — поддержа-

ние затрубного пространства очищенным 

от шлама и исключение осложнений при спу-

ске колонн.

ЦЕЛЬ

Основная цель — снижение рисков при про-

ведении СПО, в том числе с обсадной ко-

лонной, за счет обеспечения «подготовки» 

скважины к проведению плановых техно-

логических операций без дополнительных 

затрат времени на ликвидацию осложнений, 

т.е. обеспечение таких условий в скважине, 

при которых высота и распределение слоя 

шлама в затрубном пространстве не вызы-

вают затруднений при проведении плановых 

технологических операций.

Наличие дополнительной породы в затруб-

ном пространстве приводит к проблемам 

с прохождением инструмента, к резким коле-

баниям динамического давления и момен-

та при проведении СПО в режиме подъема 

с обратной проработкой [5]. Ситуации высо-

ких флуктуаций ЭЦП могут быть причиной 

эффекта, подобного снижению статической 

плотности бурового раствора.

Такой эффект наблюдается в скважине даже 

когда компоновка нижней части бурильной 

колонны (далее КНБК) находится намного 

выше интересующей нас зоны, в том числе 

и в обсадной колонне.

Если усилия, направленные на очистку сква-

жины в процессе бурения, будут недостаточ-

ными, то забойное давление будет расти, со-

стояние скважины ухудшаться. Все это может 

приводить к потерям, до катастрофических, 

раствора или осложнениям ствола с прихва-

тами бурильного инструмента и потерями 

дорогостоящих КНБК.

МЕТОДИКА И ПРАКТИЧЕСКОЕ 
ПРИМЕНЕНИЕ

В процессе бурения или подъема с обратной 

проработкой циркуляция продвигает шлам 

на некоторое расстояние, затем шлам снова 

оседает. В моменты остановок циркуляции 

ближе к КНБК скапливается дополнительный 

шлам. Помимо обрушений в слабоустойчивых 
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интервалах, этот шлам поступает из участ-

ка с малым зенитным углом, который обычно 

был уже хорошо очищен ранее.

В рамках данной работы при сопровождении 

в реальном времени сравнивались скважи-

ны, где бурение связано со вскрытием тран-

зитных интервалов и появлением обваль-

ной породы. По причине бурения в условиях 

«узкого» окна предполагались участки, где 

статическая плотность бурового раство-

ра близка к градиенту обрушения соглас-

но геомеханической модели устойчивости. 

Протяженность интервалов промежуточной 

колонны на скважине 1 составила 2183 м, 

на скважине 2 — 2129 м.

На рис. 1 представлен пример одномер-

ной геомеханической модели устойчивости 

скважины 2 с указанными слабоустойчивыми 

0-30 гр.

30-65 гр.

>65 гр.

Шлам находится во взвешенном состоянии,
очистка прямая 

Шлам «сползает»,
Самый сложный интервал для очистки 

Шлам неподвижен.
Турбулентный поток необходим для

движения шламовой подушки

Рис. 1. Одномерная геомеханическая модель устойчивости (скважина 2). Составлено авторами

Fig. 1. Wellbore stability model (well 2). Made by the authors

Рис. 2. Вынос шлама при различных углах наклона ствола скважины. 

Составлено авторами

Fig. 2. Removal of cave-in mud at diff erent deviations of the well. 

Made by the authors
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интервалами. Прохождение данных интерва-

лов отмечается возникновением осложнений 

при СПО [3].

На рис. 2 приведены примеры поведения вы-

буренной породы при циркуляции на участ-

ках скважины с различными углами наклона. 

В нашем случае интервал секции промежу-

точной колонны на скважинах 1 и 2 представ-

лял максимально сложный участок с точки 

зрения очистки ствола от шлама. Значения 

зенитных углов варьировались от 20° до 68° 

на обеих скважинах. Также в результате под-

держания статической плотности бурово-

го раствора на границах слабоустойчивых 

интервалов, помимо выбуренной породы, 

в скважине мог оказаться обвальный шлам.

Устранение скоплений дополнительных объ-

емов шлама, в том числе обвального, тех-

нически осложняет процесс строительства 

скважины. Крупные и тяжелые частицы по-

роды вымываются из скважины в последнюю 

очередь. Дополнительную сложность со-

ставляет наличие непростых, с точки зрения 

очистки ствола скважины, зенитных углов.

Фактический интервал зенитных углов 

на промежуточных секциях скважин 

1 и 2 имеет тенденцию к «сползанию» шлама 

при остановках циркуляции [2]. При дальней-

шем увеличении наклона скважины — более 

65° — слой шлама начинает формироваться 

на нижней стенке скважины.

В процессе строительства скважины всегда 

имеются «подвижный» верхний слой и «ста-

тичные» нижние слои, которые между собой 

формируют уровни равновесия. Рост скоро-

сти проходки формирует более утолщенный 

верхний слой.

Если скорость проходки снижается, верхний 

слой становится тоньше, при этом нижний 

слой остается без изменений. Нижний «ста-

тичный» слой шлама накапливается до рав-

новесной высоты и не размывается, пока 

верхний слой присутствует и движется. Про-

ведение промежуточных промывок не позво-

ляет полностью удалить нижний слой шлама 

из скважины. Прежде чем выход шлама от-

мечается на поверхности, скважина должна 

заполниться до высоты слоя, формирующего-

ся при бурении. При этом выход шлама на ви-

бросита значительно снижается либо отме-

чается большая задержка, пока новый шлам 

снова заполняет ствол. Далее шлам начинает 

идти в больших количествах, сопоставимых 

с объемом, выходящим при бурении [1]. Таким 

образом, слой должен преодолеть интервал 

с зенитными углами от 40° до 65°, прежде чем 

он войдет в условно вертикальный участок. 

Только после этого шлам появляется на по-

верхности. Это может занять несколько часов 

в зависимости от интенсивности промывки, 

частоты вращения бурильной колонны, а так-

же плотности и реологических свойств буро-

вого раствора.

В табл. 1 приводятся данные по количе-

ству промывок на промежуточных глубинах 

в скважинах 1 и 2. Приведенные данные на-

глядно показывают, как продолжительность 

промывки влияет на объем выноса шлама, 

в том числе и обвального. Это происходит 

в виде волн: по окончании определенного 

периода времени начинается выход обваль-

ной породы, затем размерность шлама и ин-

тенсивность его появления на поверхности 

снижается.

По мере подъема КНБК на скважине 1 отме-

чается рост процентного содержания об-

вальной породы на выходе с глубины 955 м. 

Рост сопровождается повышением пока-

заний давления в затрубном пространстве, 

что отмечается на графиках с эквивалент-

ной циркуляционной плотностью. (рис. 3, 4). 

При входе КНБК в обсадную колонну про-

должается интенсивный вымыв обвальной 

породы на поверхность. Это подтверждает 

наличие остаточной обвальной и выбурен-

ной фракций в стволе скважины. На сква-

жине 2 в соответствии со значениями ЭЦП 

рекомендовались интервалы и продолжи-

тельность промывок, при которых выход об-

вального шлама отмечался уже при положе-

нии долота на глубине 1983 м. Более ранний 

выход обвальной породы, перемещение 

которой относительно выбуренной породы 

затруднено, говорит о повышении качества 

очистки с применяемым подходом.

Использование трендов ЭЦП в процессе бу-

рения позволяет видеть поведение дюны, 

скопления шлама, образованного подвиж-

ной массой шлама, если ситуация близка 

к закупорке ствола шламом. На рис. 3 приве-

ден график значений эквивалентной плотно-

сти при проведении СПО, из которого вид-

но, что в определенные моменты времени 

значения ЭЦП показывают стремительный 

рост, приводящий к превышению давления 

начала поглощения, т.е. начинается раскры-

тие существующих трещин и дальнейшее 

поглощение раствора [6].

Более плавное изменение ЭЦП наблюдает-

ся при промывке в «стабильных» интервалах, 

то есть интервалах, «перекрытых» статиче-

ской плотностью бурового раствора.

КОНТРОЛЬ ОЧИСТКИ СКВАЖИНЫ С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ 
ДАТЧИКА ЗАБОЙНОГО ДАВЛЕНИЯ И МЕТОДИКИ 
ПО ОПРЕДЕЛЕНИЮ ЭФФЕКТИВНОСТИ ОЧИСТКИ СТВОЛА 
СКВАЖИНЫ СНИЖАЮТ РИСКИ АВАРИЙ ПРИ СПО.
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Механическая скорость бурения определяет 

объем шламовой нагрузки в затрубном про-

странстве, т.к. присутствие шлама увеличива-

ет плотность бурового раствора, в результате 

чего возрастает забойное давление [4].

Для предотвращения возникновения подоб-

ного явления использовался метод расче-

та эффективности очистки ствола скважи-

ны от шлама. Данная методика основана 

на сравнении количества выбуренного шла-

ма, определяемого расчетным методом с уче-

том коэффициента кавернозности, и шлама, 

вымытого из скважины и собранного в шла-

мосборные емкости (скипы) для последующей 

утилизации. Разница в объемах шлама, выра-

женная в процентах, и является мерой эффек-

тивности очистки ствола скважины (табл. 2). 

Применение данной методики позволяет 

сделать вывод об объеме шлама в скважине, 

а значит, косвенно определить высоту шламо-

вой «подушки», оставшейся в скважине после 

окончания промывки перед проведением 

СПО. Как показала практика, существует та-

кое значение эффективности очистки ствола 

скважины, при которой проблемы (затяжки, 

рост момента и давления) при подъеме ин-

струмента минимальны (табл. 3).

Средняя скорость бурения на скважи-

не 1 в сек ции промежуточной колонны со-

ставляла 26,2 м/ч, а на аналогичной секции 

скважины 2 — 18,3 м/ч.

Таким образом, при сохранении схожих тех-

нологических параметров бурения и профи-

лей скважин наиболее действенным спо-

собом увеличения эффективности очистки 

является поддержание (ограничение) ско-

рости проходки до значений, позволяющих 

избежать увеличения шламовой подушки 

до критического уровня, приводящих к ос-

ложнениям и авариям при подъеме ин-

струмента в режиме обратной проработки, 

что впоследствии обеспечивает успешный 

спуск обсадной колонны.

С учетом вскрытия слабоустойчивых, не пе-

рекрытых статической плотностью бурового 

раствора интервалов ожидается, что слой 

Таблица 1. Выход обвального шлама при промежуточных промывках, скважина 1 (слева) и скважина 2 (справа)

Table 1. Removal of cave-in mud during intermediate fl ushing, well 1(le� ), well 2 (right)

Глубина 
промывки, м 

Кол-во 
промывок

Размер частиц и % содержание 
обвального шлама

Глубина 
промывки, м

Кол-во 
промывок

Размер частиц и % содержание 
обвального шлама

2747 1–2  2670 1–4  

2718 1  2525 1  

2370 1  2325 1  

2348 1  2211 1  

2064 1  1983 1  

2036 1  1983 2 до 20 мм — 10% 

1836 1  1955 3–4 до 13 мм — 5% 

1836 2  1869 1 до 15 мм — 15% 

1808 1  1670 1 до 12 мм — 15%

1494 1  1670 2 до 15 мм — 30%

1350 1  1500 1 до 14 мм — 40%

1350 2  1500 2 до 15 мм — 30%

955 1  1433 2 до 15 мм — 30%

955 2 до 35 мм — 5% 1358 1 до 15 мм — 60%

955 3 до 35 мм — 25% 1358 2 до 20 мм — 70%

698 1 до 20 мм — 15% 960 1 до 20 мм — 50%

698 2 до 15 мм — 5% 960 2 до 20 мм — 50%

698 3  789 1 до 23 мм — 60%

698 4 до 18 мм — 5% 789 2 до 20 мм — 40%

549 1 до 25 мм — 25% 617 1 до 30 мм — 80%

549 4 до 15 мм — 20% 617 2 до 25 мм — 80%

244 1 до 40 мм — 100% 617 3 до 23 мм — 70%

244 5 до 55 мм — 100% 532 1 до 30 мм — 90%

244 12 до 55 мм — 100% 532 2 до 30 мм — 100%

  Промывка без выхода обвальной породы                  Промывка с выходом обвальной породы                   Промывка в колонне
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Рис. 3. График ЭЦП при подъеме с обратной проработкой (скважина 2). Составлено авторами

Fig. 3. The ECD diagram during pull out of hole operation (well 2). Made by the authors

Рис. 4. График ЭЦП при подъеме с обратной проработкой (скважина 1). Made by the authors

Fig. 4. The ECD diagram during pull out of hole operation (well 1). Prepared by authors

Таблица 2. Данные после добуривания и промывки 

перед подъемом (скважина 1)

Table 2. Data a� er drilling and fl ushing before pull 

out of hole operation, well 1

Интервал бурения, м 503–2747

Проходка, м 2183

Коэффициент кавернозности, % 10

Выбурено породы, м3 382,9

Средняя механическая скорость, м/ч 26,2

Расход, л/с 70,4

Объем шлама в скважине, м3 139

Эффективность очистки, % 64

Таблица 3. Данные после добуривания и промывки перед 

подъемом (скважина 2)

Table 3. Data a� er drilling and fl ushing before pull out 

of hole operation, well 2

Интервал бурения, м 541–2670

Проходка, м 2129

Коэффициент кавернозности, % 10

Выбурено породы, м3 363,2

Средняя механическая скорость, м/ч 18,3

Расход, л/с 70,6

Объем шлама в скважине, м3 89

Эффективность очистки, % 75
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шлама присутствует всегда, спуско-подъ-

емные операции проводятся при наличии 

шламовой подушки, исключением могут быть 

скважины малого диаметра или же создание 

и поддержание постоянного турбулентного 

потока при промывках. Однако применение 

турбулентного потока может приводить к бо-

лее существенным гидравлическим про-

блемам, например потере бурового раство-

ра вплоть до полной или дополнительным 

обрушениям стенок скважины в результате 

эрозии слабосцементированных пород.

Изначально промежуточные промывки, ко-

торые проводились без учета геомеханиче-

ской модели, могли выполняться на грани-

цах слабоустойчивых интервалов (рис. 4). 

При этом отмечается характерный интенсив-

ный рост ЭЦП при подъеме, далее снижение 

при остановке и запуске циркуляции. Данно-

му явлению способствует активное вытесне-

ние смеси выбуренной и обвальной поро-

ды и перевод ее во взвешенное состояние, 

а далее — транспортировка к вертикальному 

участку и на поверхность.

В условиях «узкого» окна бурения согласо-

вывались пределы по максимально возмож-

ной плотности бурового раствора и ЭЦП. 

Перед началом работ в рекомендациях 

содержалась информация по продолжи-

тельности и интервалам промывок. Про-

должительность промежуточных промывок 

при СПО составляла до 3 затрубных объемов. 

В разрезах, где содержание глин состав-

ляет до 80–90 % и песчаника — до 10–20 %, 

при промывке в объеме 4 и более затрубных 

пространств без изменения интервала про-

мывки происходит образование каверн в ре-

зультате обрушения литифицированных глин. 

Согласно геомеханической модели промывки 

во время подъема в слабоустойчивых интер-

валах предварительно исключались.

По информации, получаемой непосредственно 

от специалистов с буровой, процесс появле-

ния волны ЭЦП сопровождается увеличением 

процентного содержания обвального шлама 

на выходе с дальнейшим его снижением, про-

исходящим синхронно со значениями ЭЦП.

ВЫВОДЫ

По результатам геомеханического сопрово-

ждения скважин в режиме реального вре-

мени успешно применялся контроль очистки 

скважины с использованием данных датчика 

забойного давления и методики по опреде-

лению эффективности очистки ствола сква-

жины. Реализованы подходы, позволяющие 

в режиме реального времени оценивать со-

стояние затрубного пространства скважин.

При сохранении схожих технологических пара-

метров бурения и профилей скважин наиболее 

действенным способом увеличения эффектив-

ности очистки являются следующие методы:

• поддержание (ограничение) скорости 

проходки до значений, позволяющих из-

бежать увеличения шламовой подушки 

до критического уровня;

• мониторинг эквивалентной циркуля-

ционной плотности в процессе бурения 

и спуско-подъемных операций, который 

позволяет предупреждать осложнения, 

связанные с зашламованностью скважины.

Обе методики являются дополнительными 

инструментами в процессе строительства 

скважин в потенциально опасных условиях, 

связанных с обвалообразованием на скважи-

нах с большим отходом от вертикали, наряду 

с удаленным инженерно-технологическим 

сопровождением.

Методики использовались в процессе строи-

тельства ранее пробуренных скважин и вне-

дрены на постоянной основе как успешные.

Использование мониторинга ЭЦП и методи-

ки по определению эффективности очистки 

ствола скважины помогает оптимизировать 

процесс строительства за счет снижения 

времени, затрачиваемого на дополнительные 

промывки, и сокращения числа спуско-подъ-

емных операций.
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Непрерывность процесса добычи нефти и газа в первую очередь зависит от правильной эксплуатации, 
обслуживания и ремонта скважин.

Основная задача ремонтных подразделений — поддержание в работоспособном состоянии 
эксплуатационного фонда скважин, при необходимом соблюдении правил охраны недр. Техническое 
обеспечение процесса ремонта скважин более 20 лет практически не совершенствовалось. Техническое 
оснащение бригад для ремонта скважин требует автоматизации и роботизации ввиду постоянного роста 
сложности ремонтов скважин, растущих барьеров безопасности и высокой доли тяжелого ручного труда.

Цель. В целях автоматизации подъемных агрегатов для подземного ремонта скважин запущен проект 
по опытно-промышленным испытаниям (ОПИ) «Мех-Бригада». Цель ОПИ — усовершенствование 
конструкции подъемных агрегатов и оборудования, подбор оптимальной схемы расстановки персонала 
на устье.

Материалы и методы. Проект подразумевает совершенствование и автоматизацию спуско-подъемных 
операций путем интеграции следующих основных узлов: кабина-трансформер, элеватор с гидравлическим 
захватом труб, робот-ключ, механизированный приемный мост, гидравлическое противовыбросовое 
об орудование (ПВО) [4].

Результаты. В настоящий момент проведен обзор рынка среди компаний, которые производят подъемные 
агрегаты в РФ, Европе, Китае, проводится защита расчета экономической эффективности.

Заключение. Проведение ОПИ запланировано на середину 2023 года.

Ключевые слова: ремонтные подразделения, эксплуатационный фонд, опытно-промышленные испытания, 
усовершенствование конструкции
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UPGRADING OF EXISTING LIFTING UNITS AND EQUIPMENT FOR CURRENT AND WORKOVER 

OF WELLS
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The main task of well servicing workover units to maintain all active wells fully operable while ensuring 
compliance with all applicable subsoil protection requirements. For more than 20 years, the technical support of the 
well repair process has not been practically improved. The technical equipment of well servicing workover units 
crews requires automation and robotization, in view of the constant increase in the complexity of well workovers, 
growing safety barriers and a high proportion of heavy manual labor.

Target. In order to automate li? ing units for underground workover of wells, a pilot-industrial test project 
(PIT) «Meh-Brigade» was launched. The purpose of the pilot study is to improve the design of li? ing units and 
equipment, to select the optimal layout for the placement of personnel at the wellhead.

Materials and methods. The project involves the improvement and automation of tripping operations by 
integrating the following main components: cab-transformer, elevator with hydraulic pipe gripper, robot key, 
mechanized receiving bridge, hydraulic blowout prevention equipment (BOP).



135

Results. A market review was conducted among companies that produce li? ing units in the Russian Federation, 
Europe, China, and the calculation of economic effi  ciency is being carried out.

Conclusion. The pilot test is scheduled for mid-2023.

Keywords: well servicing and workover units, active wells, pilot testing project, equipment design improvement
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ВВЕДЕНИЕ

Деятельность сервисных предприятий ос-

нована на безопасности и эффективности 

проводимых работ. Именно на их улучшение 

нужно обращать внимание при планировании 

и непосредственном выполнении работ [1].

На данный момент перед Компанией стоит 

задача адаптации новых технологических 

решений для повышения эффективности 

операций текущего, капитального ремон-

та скважин (ТКРС) и освоения за счет авто-

матизации процессов и повышения уровня 

HSE (Здоровье, Безопасность и Окружающая 

среда). Необходимость достижения сложных 

геологических целей способствует росту чис-

ла высокотехнологичных скважин, освоение 

и ремонт которых требуют соответствующего 

уровня развития технологий ТКРС.

На сегодня для проведения ремонтов сква-

жин подрядными организациями (ПО) при-

меняются четыре типа подъемных агрега-

тов (ПА): АПРС-50, АПР-60/80, БАРС-60/80, 

УПБ-100. Профессии бурильщика, помощника 

бурильщика, машиниста в ТКРС являются од-

ними из самых сложных и опасных в отрасли. 

Персонал работает вахтовым методом, в по-

левых условиях, с большими физическими 

нагрузками при любых погодных условиях.

ЦЕЛЬ

В «Газпромнефть-Хантосе» в целях автомати-

зации подъемных агрегатов запущен про-

ект по опытно-промышленным испытаниям 

(ОПИ) «Мех-Бригада». Цель ОПИ — усовер-

шенствование конструкции ПА и подбор 

оптимальной схемы расстановки персонала 

на устье. Проект призван решить большин-

ство проблем, связанных с отсутствием ав-

томатизации и влияния внешних факторов, 

а также установить барьеры безопасности 

в рабочей зоне персонала, которые в данный 

момент не предусмотрены в силу конструк-

тивных особенностей подъемных агрегатов 

и расстановки персонала.

Новый тип подъемного агрегата позволит 

решить задачи безопасности, увеличить КПВ 

с 0,86 до 0,91, снизить аварийность и облег-

чить тяжелый физический труд персонала 

бригад.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

В 2021 году в периметре «Газпром нефти» ра-

ботает более 250 бригад ТКРС, оснащенных 

российскими ПА, без какой-либо автоматиза-

ции процессов. С целью изменения ситуации 

необходима модернизация применяемых ПА, 

оборудования и инструментов для проведе-

ния ТКРС с внедрением элементов механи-

зации, автоматизации и унификации, то есть 

объединяющих в своем составе несколько 

машин или использующих прогрессивные 

технологические решения. К таким решени-

ям относится применение ПО при раздель-

ном сервисе в «Газпромнефть-Оренбурге» 

машины, совмещающей на одной колесной 

базе насосный агрегат и парогенераторную 

установку. Парогенераторы — это новое по-

коление тепловых машин для максимально 

быстрого и эффективного нагрева жидкости, 

производства паровой смеси, насыщенного 

и сухого пара (не требует водоподготовки). 

В качестве жидкости может быть исполь-

зована обычная вода или солевой раствор. 

Принцип работы основан на кавитацион-

ном вихревом потоке. Новый тип установ-

ки не только эффективен, но и оказывает 

минимальное воздействие на окружающую 

среду. Есть предложения, уже реализуемые 

]ГАЗПРОМНЕФТЬ�ХАНТОС^ СОВЕРШЕНСТВУЕТ 
КОНСТРУКЦИЮ ПОДЪЕМНОГО АГРЕГАТА ДЛЯ КРС 
И ТКРС: ПЕРСОНАЛ БУДЕТ ЗАЩИЩЕН ОТ ВНЕШНИХ 
ФАКТОРОВ, РАБОТА ЧАСТИЧНО АВТОМАТИЗИРОВАНА.
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партнерами, по установке парогенераторов 

на базу ПА. К успешно внедренному одним 

из партнеров в «Газпромнефть-Хантосе» обо-

рудованию относится и применение мало-

габаритных блоков манифольда (МБМ). Их 

использование ведет к экономии временных 

затрат при проведении технологических опе-

раций, связанных с необходимостью закач-

ки технологических жидкостей в трубное 

и затрубное пространство — ранее прохо-

дилось останавливать закачку, стравливать 

давление в линии, сливать жидкость, пере-

бивать линию закачки в затруб и т.д. Приме-

нение МБМ позволяет изменить направле-

ние закачки жидкости перекрытием кранов 

на линиях без перебивки. При описании 

новых подходов, используемых при ремонте 

скважин, необходимо упомянуть использо-

вание термочехлов для укрытия нагнета-

тельных и обратных линий, в том числе линий 

долива, что позволяет в холодное время года 

не разбивать данные линии для слива техно-

логических жидкостей после использования 

(исключает замерзание) и сокращает время 

на технологические операции.

Используемые подъемные агрегаты отлича-

ются между собой не только грузоподъем-

ностью, базой (самоходные или прицепы) [2], 

но и конструктивными особенностями, таки-

ми как: наличие кабины машиниста и ста-

ционарной рабочей площадки, приводом 

для работы ротора, мачты (вышки), для рабо-

ты «однотрубками» или свечами с балконом 

верхового, ключами для свинчивания и раз-

винчивания труб и т.д. Например, на подъем-

ном агрегате АПРС-50, в отличие от других 

вышеупомянутых типов подъемных агрега-

тов в конструкции предусмотрена кабина ма-

шиниста (рис. 1). Она служит барьером от не-

счастных случаев, газонефтеводопроявлений 

(ГНВП) и движущихся механизмов, имеет 

подогрев, что крайне необходимо в зимний 

период [3].

На рис. 1 представлена схема подъемных 

агрегатов различных типов с расстановкой 

персонала на устье.

Стоит отметить успешный опыт использова-

ния автоматизированных приемных мостков 

производства АО «Машпром» в ПАО «Слав-

нефть-Мегионнефтегаз» (рис. 2). Использо-

вание мостков позволяет повысить безопас-

ность в результате исключения нахождения 

работника в опасной зоне при спуско-подъ-

емных операциях (СПО). По итогам внедре-

ния автоматизированных приемных мостков 

в 2019 году производительное время брига-

ды повысилось с 0,67 до 0,82 при соблюдении 

норм времени и обеспечении эффективной 

работы бригады.

В «Газпромнефть-Хантосе» в целях автомати-

зации подъемных агрегатов запущен про-

ект по опытно-промышленным испытаниям 

(ОПИ) «Мех-Бригада».

Цель ОПИ — усовершенствование конструк-

ции ПА и подбор оптимальной схемы расста-

новки персонала на устье. Проект призван 

решить большинство ранее упомянутых про-

блем, а также установить барьеры безопас-

ности в рабочей зоне персонала, которые 

в данный момент не предусмотрены в силу 

конструктивных особенностей подъемных 

агрегатов и расстановки персонала.

Рис. 1. Схема подъемных агрегатов различных типов с расстановкой персонала на устье Сабитов Л.Н.

Fig. 1. Scheme of li� ing units of various types with the placement of personnel at the wellhead. Sabitov. L.N.
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Новый тип подъемного агрегата позволит 

решить задачи безопасности, увеличить КПВ 

с 0,86 до 0,91, снизить аварийность и облег-

чить труд персонала бригад.

Планируемый к ОПИ комплекс, предназна-

ченный для эксплуатации в условиях низких 

температур (арктическое исполнение), повы-

шенной влажности, песчаного ветра, осад-

ков должен включать следующие элементы: 

кабина бурильщика, автоматический ключ 

для свинчивания-развинчивания труб, верт-

люг и гидравлический элеватор с системой 

захвата труб, гидравлическая система управ-

ления противовыбросового оборудования 

(ПВО), механизированные приемные мостки 

с автоматической подачей труб и кабиной 

помощника бурильщика, верхний силовой 

привод (ВСП) и др.

Подобные ПА и оборудование производят-

ся в Германии, Италии, но не имеют аналогов 

у российских производителей. После техни-

ческих сессий с ПО и российскими завода-

ми-изготовителями с целью обзора рынка 

было подготовлено Техническое задание 

(ТЗ), включающее в себя передовые, необ-

ходимые опции автоматизации процессов 

ремонта скважин, исключающих или кратно 

уменьшающих физический труд, повышаю-

щих безопасность персонала путем исклю-

чения его нахождения в опасной зоне, в том 

числе с учетом будущих вызовов отрасли.

Рабочее место бурильщика планируется 

расположить непосредственно на устье, с ос-

нащением элементами управления, позволя-

ющими управлять основными узлами прямо 

из кабины, которая оснащена подогревом. 

Управление ПВО, спайдером, ключом, элева-

тором, вертлюгом, вспомогательной лебед-

кой, раскрепителем труб становится макси-

мально удобным благодаря расширенной 

панели параметров контроля. Помимо пере-

численных преимуществ бурильщик макси-

мально быстро и безошибочно оценивает си-

туацию на устье, имея полный обзор рабочего 

пространства из кабины. Также ведется учет 

наработки узлов с учетом планово-преду-

предительных ремонтов. При этом будет 

производиться автоматический замер труб 

при спуско-подъемных операциях с выдачей 

результатов (отчетов) в реальном времени, 

а также дефектоскопия талевого каната и ве-

дение наработки на талевый канат. При этом 

ТЗ не исключает замену производителями 

талевой системы на альтернативную систе-

му для проведения СПО — реечного типа, 

или с использованием гидроцилиндров, 

или какую-либо другую, но более безопасную, 

чем талевая система.

Элеватор с диапазоном захвата вставки 

для труб от 48 до 127 мм планируется ос-

настить автоматической гидравлической 

и механической системой фиксации, что обе-

спечивает дополнительную безопасность 

при проведении спуско-подъемных опера-

ций, исключающую выпадение труб.

Ключ для свинчивания-развинчивания труб 

не требует демонтажа при переезде, эконо-

мит время и силы, оснащен функцией контро-

ля захвата муфты для исключения развинчи-

вания по нерабочему соединению.

ВСП с системой захвата труб имеет тот же ди-

апазон работы по диаметрам, что и элеватор, 

подача его осуществляется за счет гидрав-

лики.

Превентор оснащен защитой от движения 

инструмента при закрытом ПВО, станция 

управления ПВО обогревается.

Механизированные приемные мостки оснаще-

ны собственной кабиной управления, которая 

защищает персонал от метеоусловий и внеш-

них факторов. Демонтаж и монтаж мостков 

суммарно занимает 60 минут, рабочий диапа-

зон температур от –50 до +40 °С, грузоподъем-

ность крыльев по 40 тонн. Механизированные 

мостки благодаря автоматизации и примене-

ния гидравлической системы управления ПВО 

позволяет исключить из каждой смены одного 

помощника бурильщика (рис. 3).

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Предложенный метод работы позволит 

снизить долю участия человека, сократить 

состав вахты на одного человека в каждой 

смене. Персонал будет защищен от внешних 

факторов и метеоусловий, работа полностью 

автоматизирована из кабин. Благодаря ком-

плексу выставлены барьеры безопасности, 

что сводит случаи травматизма к минимуму.

В рамках реализации ОПИ планируется про-

извести закуп двух комплектов оборудова-

ния и передать их в аренду компании-парт-

Рис 2. Автоматизированные приемные мостки. Зименков С.В. 

Fig. 2. Automated receiving bridges. Zimenkov S.V.
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неру. Основными критериями для выбора 

подрядной организации являются опыт 

работы с подобным оборудованием, относи-

тельно низкий коэффи циент производитель-

ного времени, а также опробование техноло-

гии на одной ло кации.
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ВЫБОР ОПТИМАЛЬНЫХ ТРАСС 
ЛИНЕЙНЫХ КОММУНИКАЦИЙ 
В ПРОГРАММНОМ КОМПЛЕКСЕ 
С УЧЕТОМ УСЛОВИЙ МЕСТНОСТИ
М.А. Ткаченко
АО «Гипровостокнефть», РФ, Самара

Электронный адрес: Mariya.Tkachenko@Giprovostokne? .ru

В настоящее время компаниям нефтегазового сектора для устойчивого развития и роста необходимо 
постоянно расширять портфель своих активов. Корректная стоимостная оценка актива на начальном этапе 
имеет большое влияние как на дальнейшее развитие проекта, так и на долгосрочную стратегию развития 
компании и ее экономическую эффективность.

Цель. Целью данной работы было решение задачи построения коридоров коммуникаций с учетом условий 
местности и стоимостной оценки.

Материалы и методы. Решение задачи было получено с помощью алгоритма, основанного на поиске 
по первому наилучшему совпадению на графе, который находит маршрут с наименьшей стоимостью 
от одной вершины (начальной) к другой (целевой). В данной работе для решения задачи построения 
коридоров коммуникаций представлено применение алгоритма A-star. В ходе решения задачи 
на основании предварительного маршрута трубопровода определяется базовый способ прокладки 
и перечень встречающихся преград. Далее определяются коэффициенты удорожания строительства 
трубопровода в зонах, отличных от базовой. Стоимостные коэффициенты трубопровода подобраны 
на основании базы удельных стоимостей строительства для каждого способа прокладки трубопроводов.

Результаты. Реализация алгоритма в программном комплексе с учетом стоимости прокладки трубопровода 
в разных условиях местности позволила повысить точность оценки проекта на начальном этапе.

Заключение. Таким образом, используя данный алгоритм для построения коридоров не только 
минимальной длины, но и с учетом условий местности, можно как увеличить точность оценки проекта, так 
и выбрать наиболее оптимальный вариант строительства с наименьшими затратами на начальном этапе 
реализации проекта.

Ключевые слова: стоимостная оценка, коридоры коммуникаций, оптимальный маршрут, алгоритм A-star
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THE SELECTION OF THE BEST UTILITY LINE ROUTES IN THE PROGRAM COMPLEX 
WITH DUE REGARD TO THE LOCAL CONDITIONS

Мariya A. Tkachenko
JSC Giprovostokne? , RF, Samara

E-mail: Mariya.Tkachenko@Giprovostokne? .ru

At the present time, the companies of the oil and gas sector for the purpose of the sustainable development 
and growth have to expand the portfolio of their assets. The correct cost evaluation of an asset at the initial stage 
makes a big impact both on the further development of the project and on the long-term development strategy 
of the company as well as on its economy effi  ciency.

Purpose. The purpose of this work was to solve the issue of forming up the utility line areas with due regard 
to the local conditions and cost evaluation.

Materials and methods. For problem solution, the use of an algorithm was considered based on the search 
of the best possible coincidence on the graph that fi nds the lowest cost route from one vertex (initial) to the other 
(target). This paper presents the use of A-star algorithm for the selection of the right-of-way. In the course of 
problem solution on the basis of the preliminary pipeline route, the main laying method and obstructions that 
may be encountered are defi ned. Then cost increase coeffi  cient is established for pipeline construction in zones 
that diff er from the basic one. Pipeline cost coeffi  cients are selected in accordance with the cost of each method 
of pipeline construction.

Results. The algorithm implementation in the program complex with due regard to the pipeline laying cost 
in diff erent local conditions allowed to enhance the project evaluation at the initial stage.

Conclusion. Thus, using this algorithm to form up the areas of not only minimum length but with due regard to 
the local conditions, it is possible to enhance the accuracy of the project evaluation and to select the best option 
of the construction with minimum costs at the initial stage of the project implementation.
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ВВЕДЕНИЕ

До 70 % проектов нефтегазодобычи, реали-

зованных в последнее десятилетие, не до-

стигают проектных показателей. Анализ 

365 крупных проектов (megaprojects) по все-

му миру показал значительное увеличение 

временной и финансовой составляющих:

• 64 % проектов столкнулись с ростом стои-

мости;

• 73 % — со срывом сроков первоначальных 

планов.

В нефтегазовой отрасли можно выделить 

4 основные стадии строительных проектных 

работ [1]:

• обоснование инвестиций (ОИ) в строитель-

ство или реконструкцию, или технико-эко-

номическое обоснование строительства 

(ТЭО-проект);

• основные технические решения (ОТР);

• разработка проектной документации (ста-

дия «П»);

• разработка рабочей документации (ста-

дия «РД») для строительства (реконструк-

ции) объекта.

Выбор маршрута прокладки — это первый 

существенный шаг в процессе проектиро-

вания и строительства линейного объек-

та, например трубопровода, который может 

оказать значительное влияние на условия, 

способы строительства и затраты на эксплу-

атацию трубопровода в целом, поэтому опти-

мизация процесса построения трассы может 

существенно повлиять на финансовые и ма-

териальные ресурсы [2].

Определение оптимального коридора ком-

муникаций является актуальной экономиче-

ской и научно-технической задачей. Данные 

задачи, как правило, решаются с помощью 

классических методик, основанных на бу-

мажно-аналоговых технологиях. При не-

значительном изменении входного набора 

данных (смена начальных и конечных пунк-

тов, появление новой или смене информа-

ции) все операции по подготовке данных 

приходится выполнять заново и, как пра-

вило, вручную. Стоит вопрос автоматизации 

данных процессов.

Основные трудности при прокладке коридо-

ров коммуникаций возникают с появлением 

препятствий на пути выбранной трассы. Та-

ковыми могут быть естественные преграды: 

реки, болота, возвышенности, вечномерзлые 

грунты, а также искусственные: авто- и ж/д 

дороги, природоохранные зоны, населенные 

пункты, промышленные предприятия и дру-

гие [2].

ЦЕЛЬ

Целью данной работы было решение зада-

чи построения коридоров коммуникаций 

с учетом условий местности и стоимостной 

оценки.

МАТЕРИАЛЫ И МЕТОДЫ

МЕТОДЫ ПОИСКА ОПТИМАЛЬНОЙ 

ТРАССЫ

При возникновении препятствий на пути 

для построения оптимальных коридоров по-

мимо визуальной оценки используют алго-

ритмы поиска пути с наименьшей стоимостью 

от начальной вершины к целевой. Наибо-

лее распространенными являются алгоритм 

Дейкстры, поиска в ширину и алгоритм A* 

(A-star) [3, 4].

Для применения алгоритма область постро-

ения коридоров разбивается на сетку задан-

ной размерности, таким образом, получается 

частный случай графа, где каждая вершина 

имеет 8 соседей. Стоимость пути между дву-

мя ячейками определяется формулой 1:

  , (1)

где d(a,b) — расстояние между ячейками a 

и b; w(a) — вес ячейки a; w(b) — вес ячейки b.

В данной работе для решения задачи по-

строения коридоров коммуникаций с учетом 

условий местности представлено примене-

ние алгоритма A-star. [7] Данный алгоритм 

реализован в ПО NESTROWAY, используемом 

для проведения гидравлических расчетов, 
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а также для построения коридоров при кон-

цептуальном проектировании. Алгоритм 

основан на поиске по первому наилучше-

му совпадению на графе, который находит 

маршрут с наименьшей стоимостью от одной 

вершины (начальной) к другой (целевой). 

Порядок обхода вершин определяется эв-

ристической функцией «расстояние + стои-

мость», указанной в формуле 2, где в качестве 

составляющих выступают функция стоимо-

сти достижения рассматриваемой вершины 

от начальной g(x), а также функция эвристи-

ческой оценки расстояния от рассматривае-

мой вершины к конечной h(x):

 f(х) = g(x) + h(x). (2)

Последняя из них должна быть допустимой 

эвристической оценкой, то есть не долж-

на переоценивать расстояния до целевой 

вершины. В данном случае использовалось 

евклидово расстояние от рассматриваемой 

вершины до конечной [4].

Алгоритм A-star по сути является расши-

рением алгоритма Дейкстры — класси-

ческого алгоритма поиска пути на графе. 

При этом A-star достигает более высокой 

производительности за счет использова-

ния эвристики [7].

ОПРЕДЕЛЕНИЕ СТОИМОСТНЫХ 

КОЭФФИЦИЕНТОВ

Для реализации расчета с помощью данного 

алгоритма необходима качественная оценка 

стоимости прокладки трубопровода в разных 

условиях местности [5]. Для этого создается 

база удельных стоимостей для каждого спо-

соба прокладки трубопроводов (в тыс. руб./м).

Общий порядок определения цены — ба-

зисно-индексный, на базе стоимости смет 

2000 года с пересчетом в текущий уровень 

цен по индексам на строительно-монтажные 

работы (СМР). Стоимость базовых вариан-

тов (надземный, подземный) включает в себя 

строительные (свайные работы, эстакада) 

или земляные работы, монтажные работы, 

приобретение трубной продукции, кабельные 

сети, приборы и сети КИА, сети связи. Для пе-

реходов через преграды в стоимость включе-

ны сопутствующие сооружения.

В ходе решения задачи необходим предва-

рительный маршрут трубопровода с целью 

определения перечня встречающихся пре-

град.

Порядок подбора коэффициентов для раз-

личных зон прокладки трубопровода следу-

ющий:

• определение диаметра трубопровода 

для конкретной задачи;

• выбор способов прокладки трубопровода 

на пути из пункта А в пункт В;

• определение удельной стоимости 1 метра 

трубы по сметному расчету объекта-ана-

лога;

• выбор базового способа прокладки трубо-

провода (надземный/подземный);

• определение коэффициентов удорожания 

строительства трубопровода в зонах, от-

личных от базовой.

В большинстве случаев стоимость по дли-

не будет описываться функцией f(х) = kx. 

Для ряда областей необходим ввод удельной 

стоимости единичных сооружений b при вхо-

де в область: f(х) = kx + b. В качестве примера 

можно привести береговые сооружения, сто-

имость которых не изменяется по длине под-

водного перехода. Таким образом, стоимость 

прохождения через первую ячейку данной 

области будет рассчитываться уравнением 

kx + b, где b — коэффициент равный стои-

мости береговых сооружений, отнесенных 

к удельной стоимости базовой величины.

ПРАКТИЧЕСКОЕ ПРИМЕНЕНИЕ

Первым этапом производится анализ района 

строительства. Далее выгружаются полигоны 

областей из карт OpenStreetMap, синхрони-

зированные с программой [6]. Данный сервис 

позволяет определить границы и наименова-

ние находящихся на карте объектов. Далее 

корректируются границы областей. Область 

населенных пунктов задается с учетом пер-

спективы развития.

Выделение и группировка областей проис-

ходит в соответствии с условиями местности 

(рельеф, район строительства, естественные 

и искусственные препятствия). Применитель-

но к трубопроводам области разбиваются 

на категории с заданным коэффициентом сто-

имости в соответствии с возможным спосо-

бом прокладки коммуникаций через каждую 

зону. Данный коэффициент рассчитывается 

по принципу, описанному выше. Перед запу-

ском алгоритма расчетная область разбива-

ется на сетку с выбранным шагом.

РЕЗУЛЬТАТЫ

Результатом расчета является оптимальный 

маршрут из возможных кратчайших путей 

на карте с учетом наименьших затрат на при-

АЛГОРИТМ A�STAR ПОЗВОЛЯЕТ НАХОДИТЬ МАРШРУТ 
ТРУБОПРОВОДА С НАИМЕНЬШЕЙ СТОИМОСТЬЮ, 
ПРИ ЭТОМ УЧИТЫВАЯ УСЛОВИЯ МЕСТНОСТИ И ЕГО 
ПРОТЯЖЕННОСТЬ.



143

обретение трубной продукции и строитель-

но-монтажные работы.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Таким образом, используя данный алго-

ритм для построения коридоров не только 

минимальной длины, но и с учетом условий 

местности, можно увеличить точность оценки 

проекта, а также выбрать наиболее опти-

мальный вариант строительства с наимень-

шими затратами на начальном этапе реали-

зации проекта.

В настоящий момент специалистами АО «Ги-

провостокнефть» выполнен ряд стоимостных 

оценок активов в Урало-Поволжье и Не-

нецком автономном округе с применением 

алгоритма A-star. Запланирован мониторинг, 

направленный на последующее сравнение 

прогнозных и фактических стоимостей строи-

тельства.

Список литературы
1. ГОСТ Р 21.1001-2009. Основные требования к проектной и рабочей документации. — М.: Национальные стандарты, 
2009. — 51 с.
2. СП 103-34-96. Свод правил сооружения магистральных трубопроводов. Подготовка строительной полосы. — 
М.: ИРЦ Газпром, 1996. — 13 с.
3. Иванина Д.С. Совершенствование проектирования линейной части магистральных трубопроводов с использо-
ванием математических методов и 88 средств вычислительной техники / Д.С. Иванина. — К.: ИК им. В.М. Глушкова, 
1984. — 234 с.
4. Поляков И.В., Чеповский А. А., Чеповский А. М. Алгоритмы поиска путей на графах большого размера, фундамент. 
и прикл. матем. — 2014. — Том 19. — Вып. 1. — С. 165–172.
5. Кузнецов И.С. Поиск маршрута прокладки инженерных сетей с наименьшей стоимостью / И.С. Кузнецов, Р.Н. Кузне-
цов, А.А. Горских // Строительство и архитектура. — 2009. — № 4. — С. 12–16.
6. Рыльский И.А. Оптимизация трасс трубопроводов с использованием ГИС-технологий / И.А. Рыльский // Вестник 
Московского Университета, серия География. — 2004. — № 4. — С. 34–41.
7. A-Star (A*) Search Algorithm [Электронный ресурс]: Toward data science — Режим доступа: https://towardsdatascience.
com/a-star-a-search-algorithm-eb495fb156bb

References
1. GOST R 21.1001-2009. Basic Requirements for Design and Detailed Design. М.: National Standards, 2009, 51 p.
2. SP 103-34-96. Set of Rules for Main Pipelines Laying. Right of Way Preparation. М.: IRC Gazprom, 1996, 13 p.
3. Ivanina D. Design Optimization of Main Pipeline Linear Part by Using Mathematical Methods and 88 Computer Engineering 
Means / D.S. Ivanina, К.: V. Glushkov IK, 1984, 234 p.
4. Polyakov I.V., Chepovskiy А. А., Chepovskiy А. М. Search Way Algorithms in Big-Size Graphical Charts, Fundamental and 
Applied Mathematics, 2014, V. 19, Issue 1, pp. 165–172.
5. Kuznetsov I.S. Route Search for Minimum-Cost Utilities / I.S. Kuznetsov, R.N. Kuznetsov, A.A. Gorskikh // Construction and 
Architecture, 2009, № 4, pp. 12–16.
6. Rylskiy I.A. Pipeline Route Optimization by Using GIS Technologies / I.A. Rylskiy // Moscow University Messenger, Geogra-
phy Series, 2004, № 4, pp. 34–41
7. A-Star (A*) Search Algorithm [Electronic Resource]: Toward data science — Access mode: https://towardsdatascience.
com/a-star-a-search-algorithm-eb495fb156bb

ВКЛАД АВТОРА / AUTHOR CONTRIBUTIONS

Ткаченко М.А. — приняла участие в разработке 

и реализации методики с помощью программного 

комплекса, окончательно утвердила финальную 

версию статьи и готова принять на себя ответ-

ственность за все аспекты работы.

Mariya A. Tkachenko — took part in the develop-

ment and implementation of methods with the help 

of a package and developed the article concept, ap-

proved the fi nal version of the article and agrees to 

take responsibility for all aspects of the work.

СВЕДЕНИЯ ОБ АВТОРЕ / INFORMATION ABOUT THE AUTHOR

Мария Алексеевна Ткаченко — инженер I кате-
гории, АО «Гипровостокнефть»
443041, Россия, г. Самара, ул. Красноармейская, 
д. 93.
e-mail: Mariya.Tkachenko@Giprovostokne? .ru

Mariya A. Tkachenko — Engineer of category I, 
JSC Giprovostokne? 
93 Krasnoarmeiskaya str., 443041, Samara, Russia.
e-mail: Mariya.Tkachenko@Giprovostokne? .ru



144

© Коллектив авторов, 

2022

Том 7, № 1, 2022

https://doi.org/10.51890/2587-7399-2022-7-1-144-151

Ц
И

Ф
РО

В
Ы

Е 
ТЕ

Х
Н

О
Л

О
ГИ

И
РАЗРАБОТКА ПРОГРАММНЫХ 
РЕШЕНИЙ ДЛЯ ПОВЫШЕНИЯ 
КАЧЕСТВА И ЭФФЕКТИВНОСТИ 
ИНТЕГРИРОВАННОГО 
МОДЕЛИРОВАНИЯ
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3ООО «Газпромнефть-Хантос», РФ, Ханты-Мансийск

Электронный адрес: Khodakov.IO@gazpromne? -ntc.ru

Введение. Интегрированное моделирование (ИМ) прочно вошло в рабочий процесс нефтяного 
инжиниринга, и большинство компаний активно применяют данную технологию в прогнозировании 
показателей разработки своих месторождений. Компания «Газпром нефть» является важным участником 
в развитии ИМ. В компании внедряются новые продукты, решающие задачи ИМ, а также применяются 
коммерческие симуляторы для построения и использования интегрированных моделей.

Цель. Показать на примерах программный подход к построению и использованию интегрированной модели.

Для наглядности применения подхода в статью будут включены программные модули, позволяющие:

•  повысить эффективность и скорость создания интегрированной модели — автоматизированное создание 
и заполнение данных по скважинам в ПО GAP;

•  автоматизировать адаптацию модели — автоадаптатор скважин;
•  интегрировать финансово экономическую модель — модуль ФэМ в Resolve;
•  преобразовать полноценную интегрированную модель в упрощенную для целей ускорения расчетов 

и краткосрочного планирования — модуль в калькуляторе графиков tNavigator.
Материалы и методы. Для повышения качества, скорости и эффективности работы при интегрированном 
моделировании существует большой комплекс различных решений и продуктов. В данной статье будут 
приведены модули, написанные на языке программирования Python, также модули, написанные с помощью 
калькулятора графиков и встроенной среды Python в ПО tNavigator, использование Workfl ow в ПО Resolve 
и возможности Open Server в продуктах Petex.

Результаты. В результате применения возможностей программирования в интегрированном 
моделировании можно добиться решения любых рабочих задач, при этом повысить эффективность 
и скорость работы с моделями, а также улучшить качество принимаемых решений.

Заключение. Важно показать, что интегрированное моделирование не ограничено использованием одних 
лишь программных продуктов, предназначенных непосредственно для моделирования, но комплексом 
программ, способных моделировать, программировать, автоматизировать. Необходимо расширять подход 
к интегрированному моделированию и к рабочим процессам в целом — стараться объединять все процессы 
моделирования в одну общую систему и упрощать работу с помощью автоматизации и использования 
программирования.

Ключевые слова: интегрированное моделирование, модель скважины, сеть сбора, автоматизация, 
экономическая модель
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Background. Integrated modeling (IM) has become an integral part of the petroleum engineering workfl ow, 
and most companies are actively using this technology to predict the performance of their fi elds. Gazprom 
Ne?  is an important participant in the development of IM. The company introduces new products that solve IM 
problems, and also uses commercial simulators to build and use integrated models.

Aim. Show on examples a program approach to building and using an integrated model.

To illustrate the application of the approach, the article will include so? ware modules that allow:

• increase the effi  ciency and speed of integrated model creation — Automated creation and fi lling of well data 
in GAP so? ware;

• automate model history matching — Well Adaptor;
• integrate fi nancial and economic model — FEM module in Resolve;
• convert a full-fl edged integrated model into a simplifi ed one for the purposes of speeding up calculations and 

short-term planning — Module in the tNavigator graph calculator.
Materials and methods. To improve the quality, speed and effi  ciency of integrated modeling, there is a wide 
range of diff erent solutions and products. This article will present modules written in the Python programming 
language, as well as modules written using the graph calculator and the built-in Python environment in 
tNavigator so? ware, using Workfl ow in Resolve so? ware and Open Server capabilities in Petex products.

Results. As a result of the use of programming capabilities in integrated modeling, you can solve any work 
problems, while increasing the effi  ciency and speed of working with models, as well as improving the quality 
of decisions made.

Conclusion. It is important to show that integrated modeling is not limited to the use of only so? ware products 
designed directly for modeling, but a set of programs that can model, program, and automate. It is necessary 
to expand the approach to integrated modeling and to workfl ows in general — try to combine all modeling 
processes into one common system and simplify work through automation and the use of programming.
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ТЕХНОЛОГИЯ ИНТЕГРИРОВАННОГО 
МОДЕЛИРОВАНИЯ

Принцип работы интегрированной модели 

(ИМ) заключается в объединении отдельных 

математических моделей течения флюида 

в пласте, в скважине и поверхностном обо-

рудовании для получения общей модели 

и определения с помощью нее оптимального 

режима работы скважин с учетом продук-

тивности пласта, особенностей скважины 

и ограничений на сети сбора (рис. 1).

Программа-интегратор итерационно переда-

ет граничные условия из гидродинамической 

модели (ГДМ) в модели скважин и сеть сбора, 

а модель сети выполняет расчет на основе 

полученных данных. Если давления и дебиты 

не выходят за ограничения, система счита-

ется уравновешенной и модель переходит 

на расчет следующего шага.

Основана данная система на решении уз-

лового анализа — нахождения оптималь-

ной точки (точки пересечения кривых оттока 

и притока) для каждого узла.

Примерами коммерческих программ, позво-

ляющих образовать интегрированную мо-

дель, являются следующие продукты.

tNavigator — гидродинамический симулятор, 

позволяющий с высокой точностью рассчиты-

вать приток флюидов из пласта в скважину, 

учитывая все особенности и свойства пласта, 

свойства флюидов, взаимовлияние скважин 

в пласте, а также режимы работы скважин.

Prosper — ПО компании Petroleum Experts 

позволяет проектировать и оптимизировать 

скважины.

GAP — используется для расчета и оптими-

зации системы сбора, а также первичной 

подготовки продукции. Данное ПО позво-

ляет учитывать взаимовлияние всех эле-

ментов сбора продукции и ее поступление 

на вход в узлы подготовки, учитывая при этом 

ограничения по всем элементам, а также 

PVT-превращения флюидов.

Resolve — позволяет соединять модели пла-

стов, скважин и систем сбора в одну общую 

интегрированную модель и обеспечивает их 

синхронизацию, обмен данными между эле-

ментами модели, их оптимизацию с учетом па-

раметров и ограничений каждого элемента.

ПРОЦЕСС ПОДГОТОВКИ 
ИНТЕГРИРОВАННОЙ МОДЕЛИ

Для технологически правильной работы ин-

тегрированной модели необходимо тщатель-

но подойти к процессу настройки каждого 
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элемента модели и их последующей интегра-

ции друг с другом. Данный процесс требует 

монотонной, трудоемкой работы от специа-

листа. Подготовка интегрированной модели 

к расчету предполагает следующие дей-

ствия:

• подготовка Schedule-секции ГДМ (секция 

режимов работы скважин) — устранение 

управления скважиной в ГДМ модели [1];

• подготовка модели GAP — создание моде-

ли сети сбора, создание и настройка акту-

альных скважин, задание для них режи-

мов работы и VLP-данных (кривые лифта), 

а также выбор контроля [2];

• подготовка моделей скважин — создание/

адаптация моделей скважин для получе-

ния VLP.

Работу с интегрированными моделями нуж-

но оптимизировать. Достигнуть этой цели 

можно с помощью создания программ, по-

зволяющих сократить трудозатраты или оп-

тимизировать работу модели под требуемые 

цели.

ПРИМЕНЕНИЕ ПРОГРАММНЫХ РЕШЕНИЙ 
ДЛЯ РАБОТЫ С ИМ

Процесс создания и работы с интегрирован-

ной моделью требует максимальной автома-

тизации и тщательного выбора программных 

продуктов для достижения результата. Так, 

широко применяется язык программирова-

ния Python с возможностью использования 

библиотек, значительно упрощающих про-

граммирование. Кроме того, в коммерческих 

продуктах Petex есть возможность автома-

тизировать процессы с помощью Open Server 

[3]. В калькуляторе графиков tNavigator есть 

возможность использования Python для ра-

боты с результатами расчетов ГДМ и приме-

нения скриптов в секции Schedule. Связка 

Python — Open Server — Python в tNavigator 

дает возможность для управления процес-

сом работы со всеми компонентами интегри-

рованной модели [1].

При подготовке моделей были созданы про-

граммы, упрощающие данный процесс.

СКРИПТ ПОДГОТОВКИ SCHEDULE�ФАЙЛА 

ГДМ

Работа в текстовых файлах секции Schedule 

ГДМ занимает много времени. С учетом объ-

ема данных и информации в данной секции 

ручная настройка не представляется воз-

можной и является неэффективной, что тре-

бует автоматизации процесса.

Целью программы является получение ин-

струмента для автоматизированного из-

менения имен скважин в соответствии с их 

аналогами в модели GAP, автоматизирован-

ного комментирования задания скважин, 

а также задания режимов работы скважин, 

которым необходимо передать управление 

через GAP.

В качестве исходных данных используется 

начальный Schedule-файл. Скрипт произ-

водит считывание исходной информации, 

корректирует ее и заново загружает в файл. 

На выходе получается Schedule-файл, при-

годный для использования при интеграции 

с GAP.

Принцип работы интеграторов

Гидродинамический симулятор:

Моделирует потоки и изменения 

в подземной части

Основная функция в ИМ:

Расчет продуктивности (кривые 

IPR) для скважин на каждом шагу

Интегратор:

Передает параметры между 

компонентами и управляет 

расчетом

Симулятор сети сбора
GAP

Симулятор сети сбора:

Моделирует наземную часть 

инфраструктуры

Основная функция в ИМ:

Учет ограничений, накладываемых 

системой сбора

ГД Симулятор
tNavigator

Интегратор
Resolve

Узловой анализ

Рис. 1. Принцип работы интегрированной модели. Составил Ходаков И.О.

Fig. 1. The principle of operation of the integrated model. Prepared by Khodakov I.O.
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СКРИПТ СОЗДАНИЯ СКВАЖИН 

В СООТВЕТСТВУЮЩИХ КУСТАХ GAP 

И ИХ ПОСЛЕДУЮЩАЯ НАСТРОЙКА

При создании новой модели или адаптации 

старой необходимо добавлять и настраи-

вать новые скважины, а также редактировать 

скважины переходящего фонда. При нали-

чии большого фонда данный процесс может 

занимать много времени. Для автоматизации 

данного процесса была создана программа 

на языке Python с использованием библиоте-

ки Open Server, которая позволяет:

• создавать скважины в соответствующих 

кустах;

• задавать расписание включения/выклю-

чения;

• закреплять соответствующие готовые 

VLP-файлы, сформированные в Prosper.

Использование данного скрипта значитель-

но упрощает процесс настройки модели 

системы сбора и подготовки — автоматизи-

рует расстановку скважин по кустам и работу 

с ними. Использование такого подхода осо-

бенно актуально для месторождений с круп-

ным фондом, как, например, месторождение 

им. А. Жагрина.

АВТОМАТИЗИРОВАННАЯ АДАПТАЦИЯ 
СКВАЖИН

Эффективное использование всех доступ-

ных рабочих инструментов для работы 

с интегрированными моделями позволяет 

автоматизировать не только процесс созда-

ния новых моделей, но и адаптацию суще-

ствующих. Так, для целей адаптации сква-

жин был написан программный модуль, 

способный подбирать коэффициент износа 

насоса для моделей скважин, оборудован-

ных ЭЦН [4].

Подбор коэффициента износа происходит 

с помощью применения трех методов: про-

стых итераций, деления пополам, Ньютона. 

Из трех методов выбирается для каждой 

скважины тот, который дает наименьшую 

погрешность рассчитанного давления 

на приеме насоса с фактически замерен-

ным при данных параметрах работы сква-

жины.

Для данного подхода необходимо, чтобы 

замеры на скважине были верными и насос 

соответствовал реальному.

В основном коэффициент износа варьиру-

ется в небольшом диапазоне и его высокое 

значение может свидетельствовать либо 

о неточности замера, либо о работе насоса 

вне своего диапазона, либо о его неисправ-

ности. Такие результаты необходимо уточнять 

и обосновывать.

АВТОМАТИЗИРОВАННОЕ 
ПРЕОБРАЗОВАНИ Е ИМ В PROXY8МОДЕЛЬ

Расчет интегрированных моделей может 

занимать продолжительное время. Время 

расчета зависит от скорости расчета и ко-

личества прогнозных гидродинамических 

моделей, от объема и сложности модели обу-

стройства. Зачастую расчет одного варианта 

ИМ занимает более суток.

Не всегда в промысловой практике необхо-

дим прогноз на долгий срок, часто нужен 

расчет прогнозной добычи на неделю, месяц 

или год для выполнения оперативных задач. 

Для таких целей время расчета одного вари-

анта ИМ имеет критическое значение. Цель 

данной программы посвящена решению 

именно этой проблемы. Работа модуля осно-

вана на использовании результатов расче-

тов только актуализированной исторической 

ГДМ, а также готовой модели поверхност-

ного обустройства для реструктуризации 

последней.

Принцип работы модуля базируется на пере-

форматировании ИМ, работа пласта которой 

регулируется в гидродинамическом симуля-

торе в модель, основанную на кривых паде-

ния давления (рис. 2).

Особенность работы программы заключается 

в том, что она написана на языке Python и ра-

ботает из калькулятора графиков в tNavigator, 

сообщаясь с моделью системы сбора в GAP 

с помощью Open Server. В модели сети GAP 

создаются модели пластов для каждой сква-

жины, работающие на кривых падения дав-

ления. В модель GAP переносятся следующие 

результаты прогнозной модели tNavigator:

• зависимости накопленной добычи нефти 

от падения пластового давления для мо-

делей пластов в GAP;

• зависимости газового фактора, обводнен-

ности от накопленной добычи нефти 

для каждой скважины;

• коэффициенты продуктивности для ка-

ждой скважины.

Преимущества такого подхода заключаются 

в высокой скорости расчета даже моделей 

крупных месторождений, высокой точности 

на короткий срок, учете работы пласта, сква-

жин и инфраструктуры.

В результате сравнения результатов расче-

тов на один год стандартной ИМ с преобра-

ДОСТУПНЫЕ СРЕДСТВА ПРОГРАММИРОВАНИЯ 
aPYTHON, WORKFLOW И ДР.b ПОЗВОЛЯЮТ СОЗДАВАТЬ 
ПРОГРАММЫ, СКРИПТЫ И МОДУЛИ ДЛЯ УПРОЩЕНИЯ 
РАБОТЫ НА ВСЕХ ЭТАПАХ НЕФТЯНОГО ИНЖИНИРИНГА 
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зованной в Proxy-модель получена хорошая 

сходимость результатов при значительном 

увеличении скорости расчета (рис. 3).

МОДУЛЬ ФИНАНСОВО8ЭКОНОМИЧЕСКОЙ 
МОДЕЛИ В RESOLVE

Использование интегрированных моделей 

предполагает получение результатов по рабо-

те фонда с учетом всех ограничений и особен-

ностей работы пласта, скважин и системы сбо-

ра. ИМ используют для проектирования работы 

месторождений, относящихся к типу Greenfi eld, 

а также для определения эффективности вне-

дрения решений по повышению нефтеотдачи, 

уплотнения сетки скважин, развитию инфра-

структуры и многого другого для месторожде-

ний типа Brownfi eld. Для корректной оценки 

таких решений необходим анализ не толь-

ко технологических параметров разработки, 

но и качественная экономическая оценка.

Для данных целей был создан дополни-

тельный модуль финансово-экономической 

модели (ФЭМ) и встроен в интегрированную 

модель. Данный модуль написан с помощью 

Workfl ow — элемента ПО Resolve, позволяю-

щий с помощью логических элементов про-

водить операции во время расчета ИМ и ко-

пировать оттуда данные в режиме реального 

времени [5].

Модуль работает по следующему принципу: 

при запуске расчета программа определяет 

работающие скважины на каждый шаг рас-

чета и копирует дебит каждой из них. Далее 

по утвержденным экономическим отделом 

макроданным и соответствующим рассчи-

танным нетбэкам (нетбэк — цена реализации 

за вычетом стоимости доставки до покупа-

теля), определяется выручка. Операционные 

затраты (OPEX), налог на добычу полезных 

ископаемых (НДПИ) также рассчитываются 

по нормативам и на выходе получаем значе-

ния прибыли до вычета расходов по выплате 

процентов, налогов, износа и начисленной 

Пластовое давление

Обводненность

Газовый фактор

Передача параметров Самостоятельная ИМ

К
прод

 по скважине

Накопленная

добыча 

нефти

Преобразование

• Для каждой исторической 

скважины создается Tank 

(пласт)

• В скважину заносятся 

данные по К
прод

• В скважину заносятся 

данные режимов

• Для прогнозных скважин 

заносятся ожидаемые 

К
прод

• Работа нагнетательных 

скважин учитывается 

в зависимости падения 

пластового давления

Рис. 2. Принцип работы модуля преобразования в Proxy-модель. Составил Ходаков И.О.

Fig. 2. The principle of operation of the module for converting to a proxy model. Prepared by Khodakov I.O.

Рис. 3. Результаты применения сгенерированной 

Proxy-модели. Составил Ходаков И.О.

Fig. 3. Results of applying the generated proxy model. 

Prepared by Khodakov I.O.

В 5 раз
Выше скорость расчета

< 5%
Расхождение по накопленной 

нефти

2-6% 
Среднее расхождение 

по обводненности 
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Рис. 4. Дашборд экономической модели тестового месторождения А. Составлено авторами

Fig. 4. Economic model dashboard of the test fi eld A. Prepared by the authors
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амортизации (EBITDA) для каждой скважины 

на каждый шаг расчета. Вся информация за-

носится в Excel, где происходит более углуб-

ленный расчет экономики:

• задаются капитальные затраты (CAPEX) 

для образования нового фонда и развития 

текущего;

• определяется структура OPEX и CAPEX;

• рассчитываются денежные потоки;

• отдельно рассчитываются макропараме-

тры для разных сценариев;

• для каждой скважины определяется рен-

табельность;

• определяются итоговые параметры эконо-

мической эффективности (чистый дискон-

тированный доход и индекс доходности) 

NPV и PI.

Все результаты удобно отслеживать в про-

цессе расчета с помощью, созданного в ПО 

Excel Дашборда (интерактивная панель). 

На представленном дашборде приведен 

пример расчета тестового месторождения А, 

все нормативы затрат были взяты средними 

по России с учетом бенчмаркинга (рис. 4).

ВЫВОДЫ

В результате использования доступ-

ных средств программирования (Python, 

Workfl ow, калькулятор графиков в tNavigator, 

Open Server в ПО Petex) удается значительно 

повысить качество и эффективность работы 

с интегрированными моделями, настроить 

работу под конкретные задачи, сделать ра-

боту с ИМ умной, понятной и более быстрой. 

Мы получаем значительную маневренность 

в рабочих процессах при использовании про-

граммирования и создании модулей автома-

тизации.

Данный подход, заключающийся в создании 

рабочих программ, скриптов, модулей уже 

используется во многих сферах деятельно-

сти, и его активное применение необходи-

мо внедрять в построение интегрированных 

моделей.

В данной статье были показаны лишь не-

которые примеры использования подхода 

разработки программных решений, которые 

позволили значительно упростить работу 

с моделями и добиться выполнения постав-

ленных задач с максимальной эффективно-

стью.

Таким образом, были представлены следую-

щие программные решения:

• скрипт подготовки Schedule-файла ГДМ;

• скрипт создания скважин в соответствую-

щих кустах GAP и их последующая на-

стройка;

• скрипт автоматизированной адаптации 

скважин, оборудованных ЭЦН;

• программа автоматизированного преоб-

разования ИМ в proxy-модель;

• модуль финансово-экономической модели 

в Resolve.

Подход в написании программных решений 

в области интегрированного моделирования 

необходимо развивать и расширять. Пре-

красной возможностью будет создание об-

щих библиотек с различными разработками 

для более эффективной работы с интегриро-

ванными моделями.
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