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Особенности разработки нефтяной оторочки  
пласта ПК1 Северо-Комсомольского месторождения.  
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Features of the bed PK1 oil fringe exploitation on the Severo-Komsomolskoye field. Part 2
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Аннотация
В статье проведен анализ параметров работы скважин пласта ПК1 на Северо-Комсомольском месторождении.  
В результате выявлена латеральная анизотропия свойств коллектора пласта, которая зависит от направления  
(30° или 120°) и удаленности от системы кулисных разломов. 

Abstract
According to the parameters of the wells of the PK1 formation of the Severo-Komsomolskoye oil-and-gas field. A lateral anisotropy  
of the reservoir properties was revealed, which depends on the direction (30° or 120°) and the distance from the system of faults.

Материалы и методы
Выполнен статистический анализ зависимости показателей работы 
скважин от удаления скважин от разломной зоны.
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Materials and methods
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Введение
В статье рассматривается влияние гори-

зонтального сдвига фундамента и осложня-
ющих его разломов на показатели работы 
скважин пласта ПК1 Северо-Комсомольского 
месторождения. 

Северо-Комсомольское нефтегазо-
конденсатное месторождение расположе-
но в Ямало-Ненецком автономном окру-
ге. По классификации месторождений 
углеводородов (УВ) оно является крупным, 
а по запасам высоковязкой нефти — одним 
из крупнейших в мире. Месторождение со-
держит порядка 50 залежей УВ в отложениях 
от верхнемеловых до юрских (пласты группы 
ПК, АП, БП, Ач, Ю). Залежь пласта ПК1 покур-
ской свиты сеномана (верхний мел) является 

основной, состоит из нефтяной оторочки тол-
щиной 20 м и газовой шапки высотой около 
40 м. Открыто месторождение в 1969 году,  
в 2000–2002 годах осуществлен ряд опыт-
но-промышленных работ на пласт ПК1,  
с 2018 года ведется разработка нефтяной 
оторочки пласта ПК1.

Современный рельеф кровли пласта 
ПК1 представляет собой изометричное ва-
лообразное поднятие амплитудой порядка 
80 м (рис. 1). Поднятие нарушено кулисо-
образными разломами осадочного чехла, 
ассоциированными с левым сдвигом фун-
дамента (рис. 1, 2). Разломы секут весь оса-
дочный чехол, сверху вниз веерообразно 
сходятся в единую разломную зону на уров-
не фундамента. По сейсмическим разрезам 

разломы на уровне фундамента безампли-
тудные, а вверх по разрезу амплитуда уве-
личивается и достигает максимума (до 90 м) 
по поверхности кровли сеномана. Подроб-
ное описание структурной характеристики 
и дизъюнктивов дано в статье [4].

Интенсивная нарушенность разломами 
лицензионного участка оказывает влияние 
как на построение структурного каркаса, мо-
делей залежей, так и на выбор системы раз-
работки и параметры работы скважин. 

Влияние разломной зоны сдвига 
фундамента на разведку и разработку 
месторождения

В результате пликативной и дизъюнктив-
ной тектоники месторождение имеет сложное 
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блоковое строение с разными уровнями во-
донефтяного и газонефтяного контакта (ВНК 
и ГНК) по блокам. Построение структурного 
каркаса при неравномерном распределении 
разведочных скважин (отсутствии скважин 
в отдельных блоках) сопряжено с высоки-
ми рисками ошибок структурных карт. При 
время-глубинных преобразованиях в при-
разломных зонах очень важна корректная 
корреляция и надежная интерпретация гео-
физических исследований скважин, потому 
что даже небольшие вариации приводят к зна-
чительным отличиям в глубинно-скоростной 
модели и как следствие — в структуре.

В настоящее время кулисные разломы 
выполняют роль тектонических экранов, по-
тому что разломная зона пересекает струк-
туру-ловушку с мощной газовой шапкой. При 
этом в кайнозое, при образовании, разло-
мы могли служить каналами для миграции 
УВ из нефтематеринских юрских и нижне-
меловых толщ вверх по разрезу [2, 3], обра-
зуя многозалежные месторождения по типу 
«этажерок». 

Образование сдвиговых разломов фун-
дамента происходило в период альпийской 
тектонической активизации [1] под действи-
ем современного регионального стресса, 
направление которого влияет на современ-
ную флюидодинамику, путь распространения  
техногенных трещин при гидроразрыве 
пласта (ГРП).

В целом для территории Западной Сиби-
ри посредством промысловых исследований 
установлено направление максимального 

регионального стресса (сжатие) как субме-
ридиональное. В то же время есть площади, 
на которых открытыми оказались трещины 
вкрест максимальному региональному сжа-
тию. Вектор максимального горизонтального 
стресса определяется направлением техно-
генной трещиноватости или вывалов по дан-
ным пластовых имиджей (комплексы FMI, UBI).  
В случае вертикальной скважины техноген-
ные трещины образуются параллельно на-
правлению максимального горизонтального 
сжатия, вывалы — перпендикулярно.

На Северо-Комсомольском лицензи-
онном участке (ЛУ) FMI проведено в трех 
скважинах, кондиционный анализ получен 
в одной: «наблюдается интенсивное разви-
тие вывалов стенки скважины в направлении 
восток-запад, развитие техногенной трещи-
новатости различной степени интенсивности 
в направлении север-юг, естественная тре-
щиноватость практически не развита, пред-
ставлена единичными трещинами». Конеч-
но, данных одной скважины для заключения 
недостаточно, но косвенное подтверждение 
максимального регионального сжатия в на-
правлении север-юг они дают. 

Разработка высоковязкой нефтяной ото-
рочки пласта ПК1 на Северо-Комсомольском 
месторождении ведется скважинами с гори-
зонтальными стволами протяженностью по-
рядка 2 км. При планировании сети добываю-
щих скважин были выбраны два направления 
горизонтальных стволов: 30° и 120°.

В пределах рассматриваемого ЛУ оса-
дочный чехол нарушен разломной зоной, 

Рис. 1. Структурная карта кровли  
пласта ПК1
Fig. 1. Structural map of the top PK1 layer 

Рис. 2. Схема и статистика разломов на Северо-Комсомольском лицензионном участке: а — по отложениям фундамента,  
юры и нижнего мела, б — по отложениям мела и кайнозоя
Fig. 2. Scheme and statistics of faults in the Severo-Komsomolsky license area: a — in basement, jurassic and lower cretaceous deposits,  
б — in upper cretaceous and cenozoic deposits
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формирование которой предполагает значи-
тельное влияние регионального максималь-
ного и минимального стресса на породы вбли-
зи зоны сдвига, что, по мнению авторов, также 
должно было повлиять на фильтрационно-ем-
костные свойства, в том числе пласта ПК1.  
Для проверки гипотезы был проведен анализ 
работы скважин пласта ПК1 обоих направле-
ний добывающей сети и получены следующие 
результаты.

Наличие зависимости дебита нефти или 
жидкости от удаления от разломной зоны 
для горизонтальных стволов в направлении 
юго-восток (120°) свидетельствует о нали-
чии анизотропии свойств пласта-коллектора 
в направлении минимального регионально-
го напряжения (растяжение). На рисунке 3  
показаны скважины направления 120°, где 
добыча ведется в 3 ряда по удалению от раз-
ломной зоны, и графики запускных показа-
телей добычи жидкости и воды при условии, 
что ближний к разлому ряд взят за 100 %. 
Длина горизонтальных стволов скважин 2 км, 
то есть рассматриваются зоны на расстоянии  
0–2 км, 2–4 км и 4–6 км от зоны сквозных ку-
лисных разломов. Запускные дебиты по сква-
жинам, непосредственно примыкающим 
к разломам (ряд 1), на 30-60 % выше, чем 
в скважинах второго или третьего ряда. При 
переходе от первого ко второму ряду дебит 
нефти снижается на 56 %, второй и третий 
ряды практически одинаковы по этому пара-
метру (рис. 3).

По технологическим параметрам работы 
первого участка скважины, расположенные 
в приразломной зоне залежи (ряд 1), харак-
теризуются более интенсивной динамикой 
роста газового фактора и более интенсивным 
темпом падения дебита нефти и жидкости. 
При этом динамика обводненности имеет 
противоположную картину: обводнение сква-
жин происходит менее активно. По другим 
зонам наблюдается схожая картина за исклю-
чением обводненности. Этот параметр может 
быть как максимальным в приразломной 
зоне, так и минимальным. В целом можно 
заключить, что чем дальше расположены 
скважины от кулисных разломов, тем ниже 
запускные параметры добычи, тем менее ин-
тенсивная динамика роста газового фактора 
и темпы падения дебитов нефти и жидкости.

Для горизонтальных скважин с направ-
лением северо-восток (30°) зависимость 
дебита нефти и жидкости от удаления от раз-
ломной зоны выражена менее ярко: при уда-
лении от разломов на 2 км добыча нефти 
и жидкости на запуске становится меньше 
на 20 %, последующее удаление практически  
не влияет (рис. 4). При этом из технологи-
ческих параметров работы скважин этого 
направления только газовый фактор пока-
зывает интенсивный рост вблизи разломов, 
на остальные параметры удаленность от раз-
рывных нарушений не влияет (рис. 4).

Итоги 
Анализ параметров работы горизонтальных 
нефтяных скважин пласта ПК1 доказывает ла-
теральную анизотропию свойств коллектора 
пласта.
Для скважин с направлением горизонтальных 
стволов юго-восток (120°):
•	 в зоне 2–4 км от кулисных разломов  

(ряд 2) дебит нефти ниже на 56 % по срав-
нению с зоной до 2 км (ряд 1).

•	 чем ближе расположены скважины 
к кулисным разломам, тем выше за-
пускные параметры добычи нефти, тем 
более интенсивная динамика падения 

Рис. 3. Параметры работы горизонтальных скважин направления 120°
Fig. 3. Operating parameters of horizontal wells of direction 120°

Рис. 4. Параметры работы горизонтальных скважин направления 30°
Fig. 4. Operating parameters of horizontal wells of direction 30°
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Results
An analysis of the operation parameters of horizontal oil wells of the PK1 
bed proves the lateral anisotropy of the reservoir properties.
For horizontal wells directed southeast (120°):
•	 in the zone 2–4 km from the echelon faults (row 2), the oil production 

rate is lower by 56 % compared to the zone up to 2 km (row 1).
•	 the closer the wells are to the echelon faults, the higher the starting 

parameters of oil production, the more intense the dynamics of the 
decline in oil and liquid production and the growth of the gas factor.

For horizontal wells directed northeast (30°):
•	 the correlation of oil production and the distance from the fault 

zone is less pronounced – at a distance from the faults of more than 
2 km, oil production at the start is less by 20 % than within 2 km, 
subsequent removal has almost no effect.

• GOR shows an intensive growth near faults, other parameters do not 
depend on the distance from faults.

Conclusions
An analysis of the operation parameters of the PK1 layer horizontal 
oil wells showed that at the Severo-Komsomolskoye field there is a 
lateral anisotropy of the PK1 bed reservoir properties, which depends 
on the direction (30° or 120°) and the distance from the system of 
echelon faults. This proves that anisotropy is a consequence not only 
of sedimentogenesis, but also of the impact of stresses during the 
formation of faults that complicate the basement strike-slip fault 
and cross the entire sedimentary cover. As a result, in zones close to 
faults, a more permeable filtration medium of a granular reservoir is 
formed.
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добычи нефти и жидкости и роста газово-
го фактора.

Для скважин с направлением горизонтальных 
стволов северо-восток (30°):
•	 зависимость дебита нефти от удале-

ния от разломной зоны выражена ме-
нее ярко — при удалении от разломов  
более 2 км добыча нефти на запуске ста-
новится меньше на 20 %, последующее 
удаление практически не влияет.

•	 газовый фактор показывает интенсивный 
рост вблизи разломов, остальные пара-
метры не зависят от удаленности от раз-
рывных нарушений.

Выводы
Анализ параметров работы горизонталь-
ных нефтяных скважин пласта ПК1 показал, 
что на территории Северо-Комсомольского 
месторождения наблюдается латеральная 

анизотропия свойств коллектора пласта ПК1, 
которая зависит от направления (30° или 120°)  
и удаленности от системы кулисных разло-
мов. Это доказывает, что анизотропия являет-
ся следствием не только седиментогенеза, но 
и воздействия напряжений при образовании 
осложняющих сдвиги фундамента разломов, 
секущих весь осадочный чехол. В результате 
в зонах, близким к разломам, cформирована 
более проницаемая фильтрационная среда 
гранулярного коллектора. 
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Аннотация
В работе представлен комплексный анализ данных, который позволил выявить геоморфологию подводных конусов 
выноса. Установлено, что типы питающих систем и фациальная неоднородность влияют на особенности формирования 
коллекторов в различных частях подводных конусов выноса и предопределяют их качество, направление 
и скорость выклинивания песчаных тел. Выявленные закономерности морфологии коллектора могут быть использованы  
при геологическом моделировании и прогнозировании залежей.

Abstract
The work contains a comprehensive analysis of the data which allowed to detect the geomorphology of underwater alluvial fans. It was found that 
the types of feeding systems and the facies heterogeneity influence the peculiarities of the reservoir formation in various parts of underwater fans 
and predetermine their quality, direction and speed of sand body wedging-out. The identified common patterns in the reservoir morphology can 
be used in the geological modeling and prediction of deposits.

Материалы и методы
Использованы геолого-геофизические данные по Тарасовскому 
месторождению, включая куб МОГТ 3D площадью 697,5 км2, 
результаты интерпретации геофизических исследований скважин  
по 71 скважине, керновые данные по семи скважинам участка. 
Методика работ включала седиментологический и литолого-
фациальный анализ, анализ кривых ГИС и динамическую 

интерпретацию сейсмических данных, а также анализ 
морфологического строения конусов выноса по скважинным  
и керновым данным.

Ключевые слова
типизация подводных конусов выноса, ачимовские отложения, 
фациальная неоднородность, песчаные породы-коллекторы

Materials and methods
The work was based on geological and geophysical data of Tarasovskoye 
field including a 697,5 km2 3D CDPM cube, well 71 survey interpretation 
results and the core data from seven wells of the site.
The work methodology included the depositional and lithofacies 
analysis, analysis of the well survey curves and dynamic interpretation 

of the seismic data, as well as the analysis of the morphological 
structure of alluvial fans based on the well and core data.

Keywords
typification of underwater fans, achimov deposits, facies heterogeneity, 
sand reservoir rocks

Для цитирования
Душин А.С., Хлебников Д.С., Мартьянова К.В., Хлебников М.С., Одинцова М.Ю., Габдуллина Е.Г. Морфологические особенности песчаных тел 
конусов выноса ачимовских отложений Тарасовского месторождения. Часть 2 // Экспозиция Нефть Газ. 2023. № 6. С. 16–20.  
DOI: 10.24412/2076-6785-2023-6-16-20

Авторы работы выражают благодарность А.Ф. Кадырову и Т.В. Жерновковой за помощь в анализе геолого-геофизической информации.

For citation
Dushin А.S., Khlebnikov D.S., Martyanova K.V., Khlebnikov M.S., Odintsova M.Yu., Gabdullina E.G. Morphological features of alluvial fan sand 
bodies of the achimov deposits of the Tarasovskoye field. Part 2. Exposition Oil Gas, 2023, issue 6, P. 16–20. (In Russ).  
DOI: 10.24412/2076-6785-2023-6-16-20

Поступила в редакцию: 25.08.2023

Received: 25.08.2023

GEOLOGY UDC 552.578.2.061.4 I Original Paper



17

Особенности геологического строения 
ачимовских отложений

На сегодняшний день, в условиях по-
вышенного интереса нефтяных компаний 
к поиску новых объектов в ачимовском 
комплексе, наряду с использованием сей-
сморазведочных данных важным аспектом 
изучения отложений является подробный 
анализ морфологического строения осадоч-
ных тел с привлечением всего комплекса 
данных. Особенно это актуально на слабо 
разбуренных участках. Привлечение дан-
ных по изученным объектам-аналогам, 
информации по региональному строе-
нию — важный дополнительный инструмент 
при прогнозе. Объектом изучения работы 
являются нижнемеловые ачимовские отло-
жения пласта Ач1 Тарасовского лицензион-
ного участка, которые представлены осад-
ками тагринского клиноциклита сортымской 
свиты бериасского яруса нижнемеловой 
системы, в который входят пласты Ач5, Ач4, 
Ач3, Ач2, Ач1. Согласно региональным пред-
ставлениям [1–5], формирование неоком-
ских отложений происходило в различных 
условиях, включая континентальную, при-
брежно-морскую и морскую части батиме-
трического профиля. Активизация рельефа 
на территории относительно близкораспо-
ложенной суши в берриасе привела к фор-
мированию косослоистой клиноформенной 
толщи [2, 4]. Трансгрессивно-регрессивный 

режим осадконакопления определил пре-
обладающую аккумуляцию глинистых (при 
трансгрессивном режиме) и песчаных (при 
регрессивном режиме) пород рассматри-
ваемых отложений пласта Ач1. Во время 
регрессивной части цикла в присклоновой 
зоне относительно глубоководных частей 
бассейна формировались подводные кону-
сы выноса. На территории изучаемого участ-
ка по данным сейсморазведочных работ 
и интерпретации геофизических исследова-
ний скважин (ГИС) было установлено рас-
пространение двух из трех элементов кли-
ноциклита: ундаформной, клиноформной 
части. Фондоформная зона распространена 
за пределами участка. С точки зрения фаци-
альной приуроченности выделены области 
шельфа, склона, распределительные питаю-
щие каналы на склоне, распределительные 
каналы глубоководного конуса выноса, от-
ложения лопастей глубоководного конуса 
выноса. 

В ходе изучения динамических харак-
теристик волнового поля и данных ГИС [7] 
было выделено два конуса выноса, отлича-
ющихся типом питающей системы. Северный 
имеет точечную питающую систему, а юж-
ный — многоточечный.

Строение элементов конусов выноса
В первой части статьи [7] показано гео- 

морфологическое строение подводных 

конусов выноса в зависимости от их типа 
согласно Г. Редингу и М. Ричардсу [10] на  
изучаемом объекте — отложениях пласта Ач1  
Тарасовского месторождения.

Подробный керновый анализ совместно 
с данными ГИС позволили выделить элементы 
конусов выноса (рис. 1). По литологии керна 
в скважине 1, вскрывшей область средне-
го конуса (рис. 2), видно, что преобладают 
песчаники с горизонтальной слоистостью, 
а также со следами взмучивания, в отличие 
от скважины 2, которая вскрыла самую крае-
вую часть канала, где преобладают глинистые 
и алевритовые отложения с косой и горизон-
тальной слоистостью. Образование слоев 
песчаника в скважине 1 может быть связано 
с воздействием турбулентного потока на дно 
и тягой (протаскиванием) песчинок по дну, 
в результате чего и образуется горизонталь-
ная слоистость. Данная скважина вскрывает 
среднюю часть конуса, в керне наблюдают-
ся классические песчаные турбидиты ряда  
Боума [8] с градационной слоистостью и сле-
дами подошвенных знаков. В скважине 2, 
вскрывшей, по-видимому, самую краевую 
часть канала южного конуса, наблюдается 
заглинизированный разрез, что вполне со-
гласуется с общепринятыми моделями [5, 9]. 
Кроме того, по данным керна, нижние слои 
песчаника имеют горизонтальную слоистость, 
верхние — косоволнистую и горизонтальную 
слоистость. Косая волнистость в основном 

Рис. 1. Карта атрибута «Длина огибающей» и фациальная схема пласта Ач1 [6, с дополнениями]
Fig. 1. Envelope length attribute map and Ach1 formation facies scheme [6 with updates]
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связана с формированием ряби на морском 
дне при движении потока. Данная скважина 
вскрывает турбидитовые каналы, в которых 
поступление глинистого осадка было гораздо 
больше, чем в скважине 1.

В ходе работы была проанализирована 
зависимость эффективной мощности коллек-
тора от расстояния между скважиной и точкой 
перехода активного русла в верхний конус 
(место сочленения области склона и бассейно-
вой равнины) с учетом типов питающей систе-
мы (рис. 3), выделенных в первой части рабо-
ты [7], и фациальной неоднородности (рис. 4).

Так, отнесение северного конуса к одно-
точечному типу вполне коррелирует с преды-
дущими исследованиями и моделями [3, 10]  
и позволяет прогнозировать высокие мощ-
ности песчаных тел и одновременное их от-
носительно быстрое выклинивание. Южный 
конус, который авторами данной работы 
отнесен к многоточечному типу, напротив, 
обладает более низкими значениями эффек-
тивных толщин, но большей протяженностью 
песчаных тел.

Кроме того, анализ графика с учетом вы-
деленных фациальных тел (рис. 4) показывает, 

что каждая область обладает своим характе-
ром распределения эффективной мощности.

В области бассейновой равнины и скло-
на в основном накапливаются илистые осад-
ки с минимальной мощностью песчаных  
пластов (от 0 до 6 м).

В области верхнего конуса можно выделить 
две сильно отличающиеся друг от друга зоны: 
песчаные русла распределительных каналов 
и прирусловые валы. В первом типе тел, уже 
на относительно небольшом расстоянии от на-
чала верхнего конуса (2–6 км), мощность фор-
мируемого коллектора может быстро достигать 

Рис. 2. Литолого-петрофизический разрез в скв. 1 и скв. 2
Fig. 2. Lithological and petrophysical profile of well 1 and well 2
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30 и даже 37 метров, в то время как во втором 
типе на различном удалении она редко превы-
шает 15 м, в среднем обычно составляя 8–12 м. 
При этом поперечная ширина питающих кана-
лов небольшая: 200–300 м, редко достигает 
600 м. Длина каналов варьирует от 6 до 10 км.

В зоне среднего конуса за счет амальга-
мации осадков разница между канальными 
и межканальными осадками нивелируется, 
и в целом мощность коллектора здесь состав-
ляет 16–25 м, постепенно увеличиваясь с рас-
стоянием до точки перехода активного русла 
в верхний конус. За счет такого эффекта нало-
жения песчаных тел достаточно сложно выде-
лить отдельно канальную часть и определить 
их ширину. Необходимо отметить, что большая 
часть нижнего конуса, по-видимому, находит-
ся за пределами исследуемого участка, в свя-
зи с чем заметного уменьшения мощности кол-
лекторов и глинизации разреза с расстоянием 
здесь не наблюдается. Таким образом, запад-
нее и северо-западнее рассматриваемого 
участка прогнозируется перспективная зона 
с развитой мощностью коллектора (рис. 1).

Итоги
В ходе подробного анализа волнового поля, 
седиментологического и литолого-фациаль-
ного анализа установлена фациальная диф-
ференциация подводных конусов выноса на 
изучаемом участке. При этом область верх-
него конуса, содержащая в себе активные 
русла и песчаные прирусловые валы, будет 
отличаться быстрым выклиниванием вкрест 
направления каналов, и только в русловой 
части коллектор будет достигать максималь-
ных значений (до 37 м). Вне канальной ча-
сти в тонкозернистых межрусловых фациях 
мощности коллектора незначительны и редко 
превышают 4 м.
В области среднего конуса, где происходит 
амальгамация песчано-слоистых турбидитов, 
коллекторы значительно выдержаннее по 
простиранию и имеют мощности 16–26 м, до-
стигая максимальных значений 31 м.

Рис. 3. Зависимость эффективной мощности коллектора 
от расстояния между точкой вскрытия пласта до точки перехода 
активного русла в верхний конус для различного типа питающих 
систем
Fig. 3. Dependency of the reservoir net pay thickness from the distance 
between the formation drilling point and the point of the active channel 
transition to the top fan for various types of feeding systems

Рис. 4. Зависимость эффективной мощности коллектора 
от расстояния между точкой вскрытия пласта до точки перехода 
активного русла в верхний конус для различных 
фациальных зон
Fig. 4. Dependency of the reservoir net pay thickness from the distance 
between the formation drilling point and the point of the active channel 
transition to the top fan for various facies areas 

Проведенный анализ показывает, что тип 
питающей системы также влияет на распре-
деление и мощность коллектора. Конусы с 
точечным типом характеризуются высокими 
мощностями песчаных тел и одновременным 
их быстрым выклиниванием (около 5–6 км 
вдоль направления сноса). Конусы с много-
точечным типом питающей системы характе-
ризуются пониженной мощностью коллекто-
ра, но его большей протяженностью (10 км и 
более).

Выводы
Выполненный комплексный анализ данных 
ГИС, седиментологический анализ керна и 
динамическая интерпретация сейсмических 
данных позволили определить геоморфо-
логию подводных конусов выноса. Для двух 
конусов выделены различные типы питающих 
систем, которые могут определять тип связан-
ности коллектора.
При этом установлено, что различные части 
подводных конусов выноса (верхний, сред-
ний конус) предопределяют распределение 
коллектора, направление и скорость выкли-
нивания песчаных тел. 
Выявлены зависимости эффективной мощ-
ности коллектора от типа питающей систе-
мы, а также от фациальной неоднородности 
и расстояния до кромки шельфа, которые 
могут быть применимы при геологическом 
моделировании и прогнозировании распро-
странения коллекторов, а также для поиска 
месторождений и залежей нефти и газа с ана-
логичными условиями осадконакопления.
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Results
As a result of the detailed wavefiled analysis, depositional and lithofacies 
analysis, the facies differentiation of underwater fans on the studied 
site was identified. At the same time the area of the top fan containing 
the active channels and sand levees will be distinguished by a quick 
cross wedging-out of the channel directions, and only in the bed part 
the reservoir will reach the maximum values (up to 37 m). Outside the 
channel part in the fine-grain interchannel facies, the reservoir thickness 
is insignificant and rarely exceeds 4 m.
In the middle fan area, where the amalgamation of laminated sand 
turbidites occurs, the reservoirs are significantly more consistent by the 
strike and have the thickness of 16–26 m reaching the maximum values 
of 31 m.
The performed analysis demonstrates that the detection of the feeding 
system type also has an effect on the reservoir distribution and thickness. 
The single-point type fans have high thickness of sand bodies and are 
characterized by their fast wedging-out (about 5–6 km along the drift). 

The multipoint type fans are characterized by a lower reservoir thickness 
and greater length (10 km and more).

Conclusions
The performed comprehensive analysis of the well survey data, 
depositional core analysis and dynamic interpretation of the seismic 
data allowed to determine the geomorphological profile of underwater 
fans. Various types of feeding systems are identified for two fans and 
these types may determine the type of reservoir connectivity.
At the same time it was established that various parts of underwater fans 
(top and middle fans) predetermine the reservoir distribution, direction 
and wedging-out speed of sand bodies. 
The dependencies of the reservoir net pay thickness from the feeding 
system type, as well as from facies heterogeneity and the distance from 
the shelf edge were identified, which can be applied in the geological 
modeling and prediction of reservoir distribution, as well as in the oil and 
gas exploration in case of the similar conditions of sediment accumulation.
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Аннотация
Лабораторные исследования керна из карбонатных пластов Восточной Сибири имеют свои трудности. К ним относятся 
высокая минерализация пластовой воды, ангидритизация, наличие тяжелых углеводородов и битумов в породе-
коллекторе. В настоящее время отсутствуют достоверные критерии для выявления битумов при интерпретации стандартных 
методов ГИС. Большой практический интерес представляет использование метода ядерно-магнитного резонанса (ЯМР) для 
описания характеристик флюида, насыщающего коллекторы с тяжелой нефтью. Комплексирование петрофизических 
(ЯМР, определение сохраненной водонасыщенности экстракционно-дистилляционным методом на аппарате Дина-Старка) 
и пиролитических методов позволяет охарактеризовать битуминозные образцы, а также определить граничные отсечки 
времен Т2, отделяющие битумы, битумы и тяжелые фракции нефти от свободного порового пространства. Полученные 
граничные отсечки времени Т2 применены на кривых ЯМК. Получено неплохое сопоставление пористости, приходящейся 
на свободное поровое пространство, а также пористости, приходящейся на битумы и тяжелые фракции нефти, по керновым 
данным и по данным ЯМК. Дополнительно в статье описаны эксперименты по определению водородного индекса (ВИ) 
битумов и предложено значение водородного индекса, рекомендованного для практических задач интерпретации ГИС.

Abstract
Laboratory studies of cores from carbonate formations in Eastern Siberia have their own difficulties. These include high mineralization of formation 
water, anhydritization, presence of heavy hydrocarbons and bitumen in the reservoir rock. At present, there are no reliable criteria for identifying 
bitumen when interpreting standard methods of geophysical well studies. Of great practical interest is the use of nuclear magnetic resonance 
(NMR) to describe the characteristics of fluid saturating reservoirs with heavy oil. The combination of petrophysical (NMR, determination 
of preserved water saturation by extraction-distillation method on Dina-Stark apparatus) and pyrolytic methods allows to characterize bituminous 
samples, as well as to determine boundary cutoffs of T2 times separating bitumen, bituminous and heavy oil fractions from free pore space. The 
obtained T2 time boundary cutoffs are applied to the nuclear magnetic logging curves. A good comparison of porosity attributable to free pore 
space and porosity attributable to bitumens and heavy oil fractions from core data and NMR logging data is obtained. In addition, the article 
describes experiments to determine the hydrogen index of bitumen and proposes a value of hydrogen index recommended for practical tasks 
of interpretation methods of geophysical well studies.

Материалы и методы
В лаборатории получить информацию о битуминозности возможно 
методами петрографии (визуальное изучение шлифов), геохимии 
(пиролитические исследования) и петрофизики (газоволюметрия, 
жидкостенасыщение, ЯМР), но данные методы не лишены 
недостатков. Разработанная методика на основе комплексного 
анализа лабораторных исследований дает возможность оценить 
объем пор, занятый битумом, а также определить граничные 

отсечки, позволяющие оценить долю пор, занятую тем или иным 
флюидом, что далее может быть использовано при интерпретации 
ядерно-магнитного каротажа (ЯМК).

Ключевые слова
керн, битум, общая пористость, ЯМР, граничные отсечки времени Т2, 
водородный индекс

Materials and methods
In the laboratory it is possible to obtain information about bituminosity 
by methods of petrography (visual study of slits), geochemistry 
(pyrolytic studies) and petrophysics (gas-volumetry, liquid saturation, 
NMR), but these methods are not without disadvantages. The developed 
method based on a comprehensive analysis of laboratory studies allows 
us to estimate the volume of pores occupied by bitumen, as well as to 

determine the boundary cutoffs that allow us to estimate the fraction of 
pores occupied by a particular fluid, which can be further used in the 
interpretation of nuclear magnetic logging.

Keywords
core, bitumen, total porosity, NMR, T2 time boundary cutoffs,  
hydrogen index
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В связи со значительным снижением 
за последние десятилетия в структуре миро-
вых запасов доли традиционной нефти все 
более существенную долю занимают трудно-
извлекаемые запасы, к которым относятся тя-
желая нефть и природные битумы, и их запасы 
в мире более чем в два раза превышают запа-
сы традиционных углеводородов [1].

Битум представляет собой смесь углево-
дородов и их азотистых, кислородистых, сер-
нистых и металлоорганических производных 
с высоким содержанием смолисто-асфальте-
новых веществ (САВ), образующихся в резуль-
тате химического и биохимического окисле-
ния нефти [2]. Основной химический состав 
битума представлен углеродом (70–87 %), во-
дородом (8–12 %), серой (0,5–7 %), кислоро-
дом (0,2–12 %), азотом (0–2 %). Битум харак-
теризуется плотностью 0,95–1,50 г/см3, в воде 
нерастворим, полностью или частично раство-
ряется в бензоле, хлороформе, сероуглероде.

Присутствие битумов в поровом простран-
стве пород может оказывать существенное 
влияние на их свойства. Точное выявление 
битуминозных интервалов в разрезе пласта 
необходимо для эффективной разработки ме-
сторождений и получения максимально воз-
можной нефтеотдачи.

В настоящее время отсутствуют достовер-
ные критерии для выявления битумов при 
интерпретации стандартных методов ГИС. 
Большой практический интерес представля-
ет использование метода ядерно-магнитного 
резонанса (ЯМР) для описания характеристик 
флюида, насыщающего коллекторы с тяжелой 
нефтью. Наиболее широко применяемые ме-
тодики интерпретации данных ЯМР-каротажа 
основаны на измерении характеристик ядер-
ной магнитной релаксации пород-коллекто-
ров, насыщенных различными флюидами, 
обработке и анализе получаемых спектров 
распределения времен релаксации и установ-
лении временных отсечек. При этом, исполь-
зуя различные эмпирические и теоретические 
модели, строят предположения о свойствах 
пород и насыщающих их флюидов [1, 3].

Получение информации о битуминозности 
породы возможно в лабораторных условиях 
методами петрографии (визуальное изучение 
шлифов), геохимии (пиролитические иссле-
дования), петрофизики (газоволюметрия, 
жидкостенасыщение, ЯМР) [4]. Однако данные 
методы не лишены недостатков. Так, при изу-
чении шлифов по стандартной технологии по-
лучают информацию лишь о небольшом срезе 

породы, которую невозможно масштабиро-
вать на объем стандартного образца, не го-
воря уже об объеме пласта, а использование 
петрографической томографии (серия шли-
фов с одного образца) затратно и трудоемко. 
По пиролизу получают массовое содержание 
битумов, которое необходимо пересчитывать 
на объем, для этого нужно знать плотность 
битумов, которую определяют с помощью 
дополнительных экспериментов. В отличие 
от пиролиза с помощью метода ЯМР исследуют 
достаточный поровый объем для выполнения 
петрофизических исследований.

Целью работы является разработка мето-
дики оценки содержания битума в поровом 
пространстве пород коллекторов Восточной 
Сибири на основе комплексного анализа ла-
бораторных исследований керна. Методика 
позволяет оценить объем пор, занятый биту-
мом, и оценить его содержание по разрезу 
на основе комплексирования данных керн-
ГИС. В основе методики лежит использование 
метода ЯМР, по данным которого определяют-
ся граничные отсечки, позволяющие оценить 
долю пор, занятую тем или иным флюидом, что 
далее может быть использовано при интерпре-
тации ядерно-магнитного каротажа (ЯМК) [5].

Комплексный способ количественного 
определения содержания битумов, тяжелых 
подвижных и неподвижных фракций нефти 
основан на симбиозе геохимических иссле-
дований (пиролиз) и петрофизических иссле-
дований (газоволюметрия, ЯМР). Способ за-
ключается в определении количества битумов 
и тяжелых фракций нефти пиролитическим 
методом, а также расчет свободного порового 
пространства с использованием данных об-
щей пористости по ЯМР и водонасыщенности 
(экстракционно-дистилляционный метод). По-
лученные значения содержания битумов, тя-
желых фракций нефти и свободного порового 
пространства применяют на спектрах ЯМР при 
сохраненной насыщенности и рассчитывают 
граничные отсечки времени T2, отделяющие 
битумы, битумы и тяжелые фракции нефти 
от свободного порового пространства.

Для разработки методики оценки содер-
жания битума необходимо рассмотреть петро-
физическую модель порового пространства 
битуминозных пород-коллекторов Восточной 
Сибири (рис. 1). Согласно модели, порода 
состоит из минерального скелета, цементиру-
ющих минералов, битуминозного органиче-
ского вещества, тяжелых подвижных и непод-
вижных фракций нефти и воды. Свободное 

поровое пространство может быть образовано 
при удалении легких фракций нефти и газов 
в результате подъема керна на поверхность.

Объектом исследования являлся 21 ци-
линдрический образец с сохраненной насы-
щенностью пласта Б1 одного из месторожде-
ний Восточной Сибири. По визуальному 
описанию образцы представлены доломи-
тами битумонефтенасыщенными, микро-
кристаллическими, микротонкокристал-
лическими, тонкокристаллическими, 
тонкомикрокристаллическими и известняка-
ми доломитистыми, неравномерно нефтена-
сыщенными, тонкомикрокристаллическими.

Согласно схеме исследований (рис. 2), 
каждый цилиндрический образец разделен 
на три части: образец 1 (плашка) отправлен 
на определение пиролитических параметров 
при сохраненной насыщенности, образец 
2 — на определение петрофизических пара-
метров, образец 3 (дублер образцов 1 и 2) — 
на определение водонасыщенности экстрак-
ционно-дистилляционным методом (ЭДМ).

На цилиндрическом образце 2 с сохра-
ненной насыщенностью определялась объ-
емная флюидонасыщенность методом ЯМР. 
Для удаления легких УВ проводилась щадя-
щая экстракция в хлороформе (несколько 
суток). После сушки при температуре 105 °С  
определялись ФЕС по гелию и сигнал ЯМР 
от образцов в сухом состоянии с сохраненны-
ми битумами. Далее образцы донасыщались 
керосином и определялась общая пористость 
по ЯМР. Похожие исследования проводились 
в работе [6]. Для получения сигнала ЯМР 
только от битумов образцы дробились и вы-
сушивались при температуре 105 °С, чтобы, 
предположительно, удалить воду в закрытых 
порах. В работе использовали размер фрак-
ции дробленой породы от 2 до 3,2 мм. Далее 
определялись объем твердой фазы и мине-
ралогическая плотность с помощью газово-
го порозиметра UltraPore-300 и сигнал ЯМР 
от высушенных дробленых пород. С помощью 
метода газоволюметрии определялся объем 
порового пространства, не занятого биту-
мами, через минералогическую плотность 
на дробленой породе и объемную плотность 
на цилиндрическом образце, соотнесенный 
к объему образца. С помощью метода ЯМР 
определялся объем порового пространства, 
занятого битумами, соотнесенный к объему 
образца. Сумма двух этих величин равняет-
ся общей пористости на дробленых породах, 
обозначенной в схеме исследований оран-
жевым цветом (рис. 2). Затем проводилась 
полная экстракция дробленых пород в трех 
растворителях. Заново определялись объем 
твердой фазы и минералогическая плотность, 
а также сигнал ЯМР от высушенных дробленых 
пород. По полученным данным рассчитан во-
дородный индекс (ВИ) битумов [7]. Принцип 
расчета ВИ приведен по тексту ниже. Получен-
ные результаты приведены в таблице 1. Рас-
пределения T2 на каждом этапе исследований 
на примере одного из образцов приведены 
на рисунке 3.

Объемная флюидонасыщенность по ЯМР 
с сохраненной насыщенностью составила 
0,8–9,0 % (среднее 3,4 %), общая пористость 
по ЯМР после донасыщения керосином 

Рис. 1. Петрофизическая модель порового пространства битуминозных пород-
коллекторов Восточной Сибири
Fig. 1. Petrophysical model of pore space of bituminous reservoir rocks in Eastern Siberia
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составила 0,9–16,4 % (среднее 5,9 %), сиг-
нал ЯМР от сухих образцов в ед. пористости 
составил 0,7–1,8 % (среднее 1,1 %), пори-
стость по газу после щадящей экстракции 
составила 0,1–16,0 % (среднее 5,6 %), прони-
цаемость по Клинкенбергу составила 0,002–
87,90 мД (среднее 17,11 мД).

Как видно из рисунка 4а, проницаемость 
по Клинкенбергу и пористость по газу имеют 
экспоненциальную зависимость с R2 = 0,94. 
Общая пористость по ЯМР после донасыще-
ния керосином и пористость по газу имеют тес-
ную связь (рис. 4б). На рисунке 4в приведено 

сопоставление пористости, приходящейся 
на поровое пространство, освободившееся 
при подъеме керна на поверхность, с общей 
пористостью по ЯМР после донасыщения 
керосином, на рисунке 4г приведено сопо-
ставление объемной флюидонасыщенности 
по ЯМР с общей пористостью по ЯМР после 
донасыщения керосином. Пористость, при-
ходящаяся на поровое пространство, осво-
бодившееся при подъеме керна на поверх-
ность, рассчитана как разность между общей 
пористостью по ЯМР после донасыщения ке-
росином и объемной флюидонасыщенностью 

по ЯМР, определенной на образцах с сохра-
ненной насыщенностью. Видно, что с ростом 
общей пористости по ЯМР увеличивается 
объемная флюидонасыщенность по ЯМР и по-
ристость, приходящаяся на поровое простран-
ство, освободившееся при подъеме керна 
на поверхность.

На рисунке 5 приведены четыре типа 
спектров T2 исследованных образцов с сохра-
ненной насыщенностью. Тип 1 представлен 
доломитами неравномерно нефтенасыщен-
ными микротонкокристаллическими, тип 2  
представлен доломитами неравномерно 

Рис. 2. Схема исследования образцов пласта Б1 одного 
из месторождений Восточной Сибири
Fig. 2. The scheme of study of B1 reservoir samples from one of the 
East Siberian fields

Рис. 3. Распределения T2 на каждом этапе исследований 
на примере образца № 29555/21
Fig. 3. Distributions of T2 at each stage of research on the example 
of sample № 29555/21

Рис. 4. Сопоставление проницаемости: а — по Клинкенбергу 
с пористостью по газу; б — общей пористости по ЯМР после 
донасыщения керосином с пористостью по газу; в — пористости, 
приходящейся на поровое пространство, освободившееся при 
подъеме керна на поверхность, с общей пористостью по ЯМР после 
донасыщения керосином; г — объемной флюидонасыщенности по ЯМР 
с общей пористостью по ЯМР после донасыщения керосином
Fig. 4. Comparison of permeability: a – by Klinkenberg with gas porosity; 
б – total porosity by NMR after kerosene pre-saturation with gas porosity; 
в – porosity attributable to the pore space vacated during core lifting to the 
surface with total porosity by NMR after kerosene pre-saturation;  
г – volumetric fluid saturation by NMR with total porosity by NMR after 
kerosene pre-saturation

Рис. 5. Типичные спектры T2 образцов при сохраненной насыщенности
Fig. 5. Typical T2 distributions of samples at preserved saturation
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битумонефтенасыщенными тонкомикрокри-
сталлическими, тип 3 представлен доломита-
ми неравномерно битумонефтенасыщенными 
микрокристаллическими, тип 4 представлен 
доломитами битумонасыщенными тонкокри-
сталлическими. Спектры представлены двух- 
и трехмодальным распределением. Диапазон 
времен T2 составляет от 0,05 мс до 100 мс (тип 3),  
до 200 мс (тип 4), до 500 мс (тип 2) и до  
1 800 мс (тип 1). Время релаксации пропор-
ционально размеру пор, следовательно, 
инкрементное распределение пористости 
по временам релаксации характеризует так-
же и распределение пористости по размерам 
пор.

На рисунке 6 приведено сопоставление 
проницаемости по Клинкенбергу с общей 
пористостью по ЯМР после донасыщения ке-
росином на цилиндрических образцах (ц.о.) 
и проницаемости по Клинкенбергу с общей 
пористостью на дробленых породах (д.п.). Как 
видно из рисунка 6, проницаемость по Клин-
кенбергу хорошо сопоставляется с результа-
тами определения пористости на цилиндриче-
ских образцах и на дробленых породах.

На следующем этапе работы по данным 
пиролиза определили пористость, приходя-
щуюся на битумы и тяжелые фракции нефти, 
а также рассчитали свободное поровое про-
странство с использованием данных общей 
пористости по ЯМР после донасыщения ке-
росином и водонасыщенности (экстракцион-
но-дистилляционный метод). Объемы воды (ОВ)  
и нефти в образцах можно проконтролировать 
по данным реторты. Для расчета использовали 
формулы 1–4. Полученные результаты приве-
дены в таблице 2.

             	 (1)

               	 (2)

               	 (3)

              	 (4)

где S2b — массовое содержание битуминоз-
ного ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти, 
мг/г; S2a — массовое содержание тяжелой 
(подвижной) нефти, мг/г; S1 — массовое со-
держание легкой нефти, мг/г; Mсохр.нас.обр —  
масса образца с сохраненной насыщенно-
стью, г; МS2b — количество битуминозного 
ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти в образце, 
мг; МS2а — количество тяжелой (подвижной) 
нефти в образце, мг; МS1 — количество легкой 
нефти в образце, мг; VS2b — объем битуминоз-
ного ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти в об-
разце, см3; VS2a — объем тяжелой (подвижной) 
нефти в образце, см3; VS1 — объем легкой 
нефти в образце, см3; ρS2b — плотность биту-
минозного ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти 
в образце (получена способом растворения 
битуминизированной породы в кислоте и рав-
на 1,14 г/см3), г/см3; ρS2а — плотность тяжелой 
(подвижной) нефти в образце (использовалась 
равной 1,14 г/см3), г/см3; ρS1 — плотность лег-
кой нефти в образце (использовалась равной 

плотности нефти в поверхностных условиях), 
г/см3; КпЯМР — общая пористость по ЯМР по-
сле донасыщения керосином, %; КпS2b — по-
ристость, приходящаяся на битумы (S2b), %; 
КпS2а — пористость, приходящаяся на тяжелые 
фракции нефти (S2a), %; КпДина-Старка — пори-
стость, приходящаяся на сорбированную воду 
(по результатам Дина-Старка), %; КпS1 — пори-
стость, приходящаяся на легкие фракции неф-
ти (S1), %; КпFFI — пористость, приходящаяся 
на свободное поровое пространство, %.

На рисунке 7 сопоставлены значения раз-
личных составляющих пористости: пористости, 
приходящейся на битумы, тяжелые фракции 
нефти, битумы и тяжелые фракции нефти, сво-
бодное поровое пространство, свободное по-
ровое пространство и легкие фракции нефти 
с общей пористостью по ЯМР после донасыще-
ния керосином на цилиндрических образцах 
и общей пористостью на дробленых породах. 
Наблюдается линейная зависимость для об-
разцов с коэффициентами детерминации  

Табл. 1. Результаты определения ФЕС методами ЯМР и газоволюметрии пород пласта. Б1
Tab. 1. Results of filtration capacity properties determination by NMR and gas-volumetric methods 
for B1 reservoir rocks
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35302/21 1 459,24 2,6 4,5 0,9 1,9 4,4 0,01 1,0 5,2 6,2

35306/21 1 471,36 2,1 2,6 1,1 0,5 2,5 – 1,2 3,7 4,9

29555/21 1 490,87 1,5 2,0 1,1 0,5 2,1 0,02 1,0 3,1 4,1

29561/21 1 497,86 1,4 1,7 1,1 0,3 1,9 0,01 1,1 3,0 4,1

29567/21 1 509,63 4,0 8,1 1,1 4,1 7,8 0,92 1,1 8,3 9,4

29347/21 1 516,24 4,0 5,9 1,0 2,0 5,0 – 0,8 6,6 7,4

29575/21 1 516,31 6,2 12,7 1,3 6,4 12,2 87,90 1,4 13,5 14,8

29349/21 1 520,26 9,0 16,4 1,1 7,3 16,0 84,15 1,2 16,4 17,5

32334/21 1 525,19 1,4 2,1 0,7 0,7 1,9 0,00 0,7 2,6 3,3

29583/21 1 526,05 7,8 15,0 1,4 7,2 14,0 46,77 1,5 15,7 17,1

32337/21 1 537,98 1,0 2,1 1,0 1,0 2,1 0,01 1,0 2,6 3,6

29355/21 1 538,87 0,8 0,9 0,7 0,1 0,1 – 0,9 0,5 1,4

29363/21 1 555,87 4,1 5,7 1,6 1,7 4,9 0,15 1,4 6,5 7,8

29365/21 1 566,64 4,1 9,0 1,3 4,9 8,5 – 1,4 8,9 10,3

4891/22 1 757,53 4,7 8,7 1,2 4,0 8,3 2,47 1,3 10,1 11,4

32840/21 1 762,55 1,8 4,3 1,2 2,4 4,0 0,03 1,4 4,6 6,0

4899/22 1 767,05 2,9 4,4 0,9 1,5 4,4 – 1,1 5,7 6,8

32842/21 1 771,04 3,2 3,8 1,0 0,6 3,4 – 0,9 4,6 5,5

32846/21 1 774,55 2,9 5,0 0,8 2,1 4,2 – 0,9 5,1 6,0

4901/22 1 775,73 2,9 4,3 1,8 1,4 4,9 – 1,7 6,0 7,7

4911/22 1 795,91 3,4 5,1 1,2 1,8 4,7 0,04 1,4 5,3 6,7

Рис. 6. Сопоставление проницаемости 
по Клинкенбергу:
—— — с общей пористостью по ЯМР после 
донасыщения керосином на цилиндрических 
образцах
—— — с общей пористостью на дробленых 
породах
Fig. 6. Comparison of Klinkenberg permeability:
—— – with total porosity by NMR after kerosene 
pre-saturation on cylindrical samples
—— – with total porosity on crushed rocks
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R2 = 0,82; 0,75; 0,81; 0,91; 0,92 для сопостав-
ления составляющих пористости с общей по-
ристостью по ЯМР после донасыщения кероси-
ном и с коэффициентами детерминации R2 = 
0,85; 0,81; 0,86; 0,84; 0,85 для сопоставления 
составляющих пористости с общей пористо-
стью. Из рисунка 7 видно, что c увеличением 
общей пористости по ЯМР после донасыщения 
керосином и общей пористости растет объем 
порового пространства, а вместе с ним объем 
битумов и объем свободных пор, соотносящи-
еся к объему породы.

На рисунке 8 сопоставлены значения про-
ницаемости по Клинкенбергу с различными 
составляющими пористости: пористостью, 
приходящейся на битумы, тяжелые фракции 
нефти, битумы и тяжелые фракции нефти, сво-
бодное поровое пространство, свободное по-
ровое пространство и легкие фракции нефти. 
Наблюдается экспоненциальная зависимость 
для образцов с коэффициентами детерми-
нации R2=0,90; 0,89; 0,91; 0,86; 0,87 соот-
ветственно. Из рисунка 8 видно, что с ростом 
объема битумов и объема свободных пор, со-
относящихся к объему породы, увеличивается 
проницаемость.

Для расчета граничных отсечек времени 
T2 использовали данные о содержании биту-
мов, тяжелых фракций нефти и свободного 
порового пространства, полученные методом 
пиролиза, а также результаты определения 
количества воды, полученные экстракционно- 
дистилляционным методом (табл. 2). Принцип 

определения граничных отсечек времени 
T2 заключается в том, что количественное со-
держание битумов, тяжелых фракций нефти, 
воды и легких фракций нефти откладывают 
на оси «Кп (кумулятивный)», проводят прямую 
линию до пересечения с кумулятивной кривой 
(красная пунктирная линия) и опускают пер-
пендикуляр на ось времени T2. Полученное 
время T2 и будет определяться в качестве гра-
ничной отсечки (рис. 9). Полученные результа-
ты приведены в таблице 3.

Граничная отсечка битумов составила 
0,2–3,9 мс (среднее 1,2 мс), отсечка битумов 
и тяжелых фракций нефти составила 0,3–
9,9 мс (среднее 3,2 мс) и отсечка битумов, 

тяжелых фракций нефти, воды и легких фрак-
ций нефти составила 0,3–383,6 мс (среднее 
38,8 мс).

Рассчитанные граничные отсечки (инди-
видуальные и средние) времени T2 исполь-
зованы для получения соответствующих зна-
чений пористости, относящейся к битумам 
и тяжелым неподвижным фракциям нефти, 
тяжелым подвижным фракциям нефти, сво-
бодному поровому пространству на кривых 
ЯМК (рис. 10). На рисунке 10 приведены три 
планшета для трех месторождений Восточной 
Сибири пласта Б1. 

Как видно из рисунка 10 (трек 1 для план-
шетов), значения пористости, приходящейся 

Рис. 7. Сопоставление различных составляющих пористости:  
а — пористость, приходящаяся на битумы; б — тяжелые фракции 
нефти; в — битумы и тяжелые фракции нефти; г — свободное 
поровое пространство; д — свободное поровое пространство 
и легкие фракции нефти
——   — с общей пористостью по ЯМР после донасыщения керосином 
на цилиндрических образцах
——   — с общей пористостью на дробленых породах
Fig. 7. Comparison of different components of porosity: a – porosity 
attributable to bitumen; б – heavy oil fractions; в – bitumen and heavy oil 
fractions; г – free pore space; д – free pore space and light oil fractions
——   – with total porosity according to NMR after pre-saturation with 
kerosene on cylindrical samples
——   – with total porosity on crushed rocks

Рис. 8. Сопоставление проницаемости по Клинкенбергу: 
с пористостью, приходящейся на битумы — а; тяжелые 
фракции нефти — б; битумы и тяжелые фракции нефти — в; 
свободное поровое пространство — г; свободное поровое 
пространство и легкие фракции нефти — д
Fig. 8. Comparison of permeability according to Klinkenberg: with 
porosity attributable to bitumen – a; heavy oil fractions – б; bitumen 
and heavy oil fractions – в; free pore space – г; free pore space and 
light oil fractions – д

Рис. 9. Графическое представление определения граничных отсечек времени T2
Fig. 9. Graphical representation of the definition of boundary time cutoffs T2
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на свободное поровое пространство, рассчи-
танные с использованием средней граничной 
отсечки времени T2 (38,8 мс) по данным ЯМК, 
и индивидуальных граничных отсечек време-
ни T2 по керновым данным, неплохо сопостав-
ляются между собой. Аналогично значения 
пористости, приходящейся на битумы, битумы 
и тяжелые фракции нефти (треки 2 и 3 для 
планшетов), рассчитанные с использованием 
средней граничной отсечки времени T2 по дан-
ным ЯМК (1,2 мс и 3,2 мс), и индивидуальных 
граничных отсечек времени T2 по керновым 
данным, хорошо сопоставимы.

В данной работе проводились экспе-
рименты по определению водородного ин-
декса битумов. Для расчета ВИ битумов ис-
пользовалась запатентованная технология  
ООО «ТННЦ» [7], основанная на регистрации 
изменения объема порового флюида методом 
ЯМР и газоволюметрическим методом до и по-
сле экстракции. Дробленая битумонасыщен-
ная порода помещалась в датчик ЯМР-спектро-
метра и определялся объем битумов по ЯМР 
до экстракции. Затем дробленая порода поме-
щалась в измерительный стакан гелиевого по-
розиметра и измерялся объем твердой фазы. 
После этого дробленая порода экстрагирова-
лась последовательно в трех растворителях 
(хлороформ, вымачивание в керосине, смесь 

Табл. 2. Результаты количественного определения содержания битумов, тяжелых фракций нефти и свободного порового 
пространства комплексным способом
Tab. 2. Results of quantitative determination of bitumen content, heavy oil fractions and free pore space by complex method
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35302/21 1 459,24 0,011 4,47 0,14 0,11 0,25 0,10 0,95 1,30 3,17 3,27

35306/21 1 471,36 – 2,59 0,28 0,53 0,81 0,30 0,48 1,58 1,01 1,31

29555/21 1 490,87 0,02 2,04 0,07 0,02 0,09 0,01 0 0,10 1,94 1,96

29561/21 1 497,86 0,005 1,70 0,16 0,08 0,24 0,06 0,47 0,77 0,93 0,99

29567/21 1 509,63 0,921 8,05 0,66 0,30 0,96 0,24 0,23 1,43 6,62 6,86

29347/21 1 516,24 – 5,95 0,24 0,18 0,43 0,14 0,51 1,08 4,87 5,01

29575/21 1 516,31 87,905 12,68 1,20 1,03 2,22 0,65 0,24 3,12 9,57 10,22

29349/21 1 520,26 84,150 16,37 1,44 1,17 2,61 0,89 0,46 3,96 12,40 13,29

32334/21 1 525,19 0,00 2,05 0,27 0,16 0,43 0,11 0 0,54 1,51 1,62

29583/21 1 526,05 46,77 15,00 1,34 1,14 2,48 0,64 3,32 6,44 8,56 9,20

32337/21 1 537,98 0,01 2,05 0,15 0,03 0,18 0,02 0 0,20 1,85 1,87

29355/21 1 538,87 – 0,91 0,05 0,05 0,10 0,02 0,27 0,39 0,52 0,54

29363/21 1 555,87 0,147 5,71 0,71 0,53 1,24 0,42 0,95 2,61 3,10 3,52

29365/21 1 566,64 – 8,96 0,62 0,58 1,20 0,55 0,47 2,22 6,74 7,29

4891/22 1 757,53 2,47 8,68 1,08 0,91 1,99 0,35 2,27 4,60 4,08 4,43

32840/21 1 762,55 0,03 4,28 0,09 0,21 0,31 0,17 0 0,47 3,80 3,97

4899/22 1 767,05 – 4,37 0,66 0,57 1,24 0,44 0,98 2,65 1,71 2,15

32842/21 1 771,04 – 3,81 0,65 0,29 0,94 0,27 0,23 1,43 2,38 2,65

32846/21 1 774,55 – 5,00 0,52 0,55 1,07 0,36 0 1,43 3,57 3,93

4901/22 1 775,73 – 4,33 0,61 0,63 1,24 0,19 1,48 2,91 1,42 1,61

4911/22 1 795,91 0,04 5,13 0,32 0,32 0,64 0,28 0 0,91 4,22 4,49

Рис. 10. Геофизические планшеты с примененными граничными отсечками времени T2 для 
трех месторождений Восточной Сибири пласта Б1
Fig. 10. Geophysical plots with applied T2 time boundary cutoffs for three East Siberian fields 
of the B1 reservoir
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хлороформа и ксилола в соотношении 1:1) 
для максимально возможной очистки от биту-
мов и высушивалась при температуре 105 °С  
до постоянной массы. Определялся сигнал 
ЯМР от сухой экстрагированной дробленой 
породы, а также объем твердой фазы в гели-
евом порозиметре. Водородный индекс биту-
мов рассчитывался по формуле:

	
(5)

где VЯМР после щад. экстр. — объем битумов 
по ЯМР после щадящей экстракции, см3; 
VЯМР после полн. экстр. — сигнал ЯМР от сухой 
экстрагированной породы в единицах объ-
ема, см3; Vтв.ф. после щад. экстр. — объем твер-
дой фазы после щадящей экстракции, см3;  
Vтв.ф. после полн. экстр. — объем твердой фазы по-
сле полной экстракции, см3 (табл. 4).

Для практических задач интерпретации 
ГИС рекомендуется использовать значение во-
дородного индекса битумов, равное 0,789 д.е.

Рекомендации
1.	 Необходимо увеличить статистику количе-

ственного определения битумов комплекс-
ным способом для внесения поправки при 
подсчете запасов подвижных углеводоро-
дов коллекторов Восточной Сибири.

2.	 Для уточнения граничных отсечек  

времени T2 необходимо обеспечивать мак-
симальное подобие насыщения флюидами 
образцов керна как в зоне исследований 
ЯМК (использование нефти и фильтрата 
бурового раствора в случае его проникно-
вения в породу).

3.	 Для корректного расчета водородного ин-
декса битумов рекомендуется увеличить 
статистику исследуемых образцов пород 
Восточной Сибири и использовать образ-
цы с высоким содержанием битумов.

Итоги
Разработанная методика оценки содержа-
ния битума в поровом пространстве пород 
коллекторов Восточной Сибири на основе 
комплексного анализа лабораторных иссле-
дований керна позволила оценить объем пор, 
занятый битумом, и оценить его содержание 
по разрезу. Определены граничные отсечки, 
позволяющие оценить долю пор, занятую тем 
или иным флюидом. Получено неплохое со-
поставление пористости, приходящейся на 
свободное поровое пространство, а также 
пористости, приходящейся на битумы и тяже-
лые фракции нефти, по керновым данным и 
по данным ЯМК. Описаны эксперименты по 
определению водородного индекса битумов 
и предложено значение водородного индекса, 
рекомендованного для практических задач 
интерпретации ГИС.

Выводы
•		 Предложен комплексный способ количе-

ственного определения битумов коллек-
торов Восточной Сибири, основанный 
на использовании методов газоволюме-
трии, ЯМР и пиролиза.

•		 Для исследованной коллекции образ-
цов построены зависимости пористость- 
пористость и пористость-проницаемость 
с высоким коэффициентом детерминации.  
Рассчитано количественное содержание 
битумов комплексным способом.

•		 Рассчитаны граничные отсечки времени 
T2, отделяющие битумы, тяжелые нефти 
и свободное поровое пространство. Сред-
няя отсечка битумов составила 1,2 мс, 
средняя отсечка битумов и тяжелых фрак-
ций нефти составила 3,2 мс, средняя от-
сечка битумов, тяжелых фракций нефти 
и воды составила 38,8 мс.

•		 Полученные граничные отсечки времени 
T2 применены на кривых ЯМК. Получе-
но неплохое сопоставление пористости, 
приходящейся на свободное поровое 
пространство, а также пористости, прихо-
дящейся на битумы и тяжелые фракции 
нефти, по керновым данным и по данным 
ЯМК.

•		 Для практических задач интерпретации 
ГИС рекомендуется использовать значе-
ние водородного индекса битумов, равное 
0,789 д.е.

Табл. 3. Результаты определения граничных отсечек времени T2
Tab. 3. Results of determination of boundary time cutoffs T2

№ п/п

Ла
б.
 №

 о
бр

аз
ца

Гл
уб
ин
а 
по
 Г
И
С,
 м

Пр
он
иц

ае
м
ос
ть
 

по
 К
ли
нк
ен
бе
рг
у,
 м
Д

О
бщ

ая
 п
ор

ис
то
ст
ь 

по
 Я
М
Р 
(п
ос
ле
 д
он
ас
ы
щ
ен
ия
 

ке
ро

си
но
м
), 
%

Кп
 (S

2b
), 

%

Кп
 (S

2b
 +

 S
2a

), 
%

Кп
 (S

2b
 +

 S
2a

 +
 в

од
а+

S1
), 

%

Кп
 F

FI
, %

Гр
ан
ич
на
я 
от
се
чк
а 
би

ту
м
ов
, 

м
с

Гр
ан
ич
на
я 
от
се
чк
а 
би

ту
м
ов
 

и 
тя
ж
ел
ы
х 
ф
ра
кц
ий

 н
еф

ти
, м

с

Гр
ан
ич
на
я 
от
се
чк
а 
би

ту
м
ов
, 

тя
ж
ел
ы
х 
ф
ра
кц
ий

 н
еф

ти
, в
од
ы
 

и 
ле
гк
их
 ф
ра
кц
ий

 н
еф

ти
, м

с
1 35302/21 1 459,24 0,011 4,47 0,14 0,25 1,30 3,17 0,7 1,2 16,9

2 35306/21 1 471,36 – 2,59 0,28 0,81 1,58 1,01 1,0 9,9 30,5

3 29555/21 1 490,87 0,02 2,04 0,07 0,09 0,10 1,94 0,2 0,3 0,3

4 29561/21 1 497,86 0,005 1,70 0,16 0,24 0,77 0,93 1,2 1,8 12,0

5 29567/21 1 509,63 0,921 8,05 0,66 0,96 1,43 6,62 1,3 2,2 3,8

6 29347/21 1 516,24 – 5,95 0,24 0,43 1,08 4,87 0,9 1,3 3,0

7 29575/21 1 516,31 87,905 12,68 1,20 2,22 3,12 9,57 1,7 3,9 6,6

8 29349/21 1 520,26 84,150 16,37 1,44 2,61 3,96 12,40 0,6 1,1 1,9

9 32334/21 1 525,19 0,00 2,05 0,27 0,43 0,54 1,51 0,8 1,9 3,1

10 29583/21 1 526,05 46,77 15,00 1,34 2,48 6,44 8,56 1,0 3,4 38,0

11 32337/21 1 537,98 0,01 2,05 0,15 0,18 0,20 1,85 3,9 4,6 5,0

12 29355/21 1 538,87 – 0,91 0,05 0,10 0,39 0,52 0,5 0,9 9,5

13 29363/21 1 555,87 0,147 5,71 0,71 1,24 2,61 3,10 0,9 2,4 16,6

14 29365/21 1 566,64 – 8,96 0,62 1,20 2,22 6,74 0,6 1,3 4,8

15 4891/22 1 757,53 2,47 8,68 1,08 1,99 4,60 4,08 3,4 9,8 383,6

16 32840/21 1 762,55 0,03 4,28 0,09 0,31 0,47 3,80 0,7 4,5 8,4

17 4899/22 1 767,05 – 4,37 0,66 1,24 2,65 1,71 1,5 5,7 51,6

18 32842/21 1771,04 – 3,81 0,65 0,94 1,43 2,38 0,6 1,1 2,7

19 32846/21 1774,55 – 5,00 0,52 1,07 1,43 3,57 0,9 2,7 4,9

20 4901/22 1775,73 – 4,33 0,61 1,24 2,91 1,42 3,5 8,2 216,0

21 4911/22 1795,91 0,04 5,13 0,32 0,64 0,91 4,22 0,8 1,7 2,7
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Results
The developed methodology for estimating the bitumen content in the 
pore space of reservoir rocks in Eastern Siberia based on a comprehensive 
analysis of laboratory core studies allowed us to estimate the volume of 
pores occupied by bitumen and to estimate its content along the section. 
Boundary cutoffs were determined, which allow estimating the fraction 
of pores occupied by this or that fluid. A good comparison of porosity 
attributable to free pore space and porosity attributable to bitumen and 
heavy oil fractions from core data and NMR logging data is obtained. 
Experiments to determine the hydrogen index of bitumen are described 
and the value of hydrogen index recommended for practical tasks of 
methods of geophysical well studies interpretation is proposed.

Conclusions
•		 A complex method of quantitative determination of bitumen of East 

Siberian reservoirs based on the use of gas-volumetric, NMR and 
pyrolysis methods is proposed.

•		 Porosity-porosity and porosity-permeability dependences with high 
coefficient of determination were constructed for the studied sample 
collection.  The quantitative bitumen content was calculated by the 
complex method.

•		 The boundary time cutoffs T2 separating bitumen, heavy oil and free 
pore space were calculated. The average cutoff of bitumen was 1,2 ms, 
the average cutoff of bitumen and heavy oil fraction was 3,2 ms, 
and the average cutoff of bitumen, heavy oil and water fraction was 
38,8 ms.

•		 The obtained T2 time boundary cutoffs were applied to the NMR logging 
curves. A good comparison of porosity attributable to free pore space 
and porosity attributable to bitumen and heavy oil fractions from core 
data and NMR logging data was obtained.

•		 For practical tasks of methods of geophysical well studies 
interpretation it is recommended to use the value of bitumen 
hydrogen index equal to 0,789 d.u.
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Аннотация
В статье представлены результаты анализа зависимостей Дахнова-Арчи Рн = f(Кв), построенных на керновых данных 
Среднеботуобинского месторождения до и после экстрагирования. По уравнениям этих зависимостей в карбонатных 
коллекторах осинского горизонта были определены значения коэффициентов нефтегазонасыщенности. Проведено 
сравнение значений коэффициента нефтегазонасыщенности (Кнг) по геофизическим исследованиям скважин (ГИС) и Кво 
керн по газо- и нефтенасыщенной части пласта. Наиболее достоверной оказалась зависимость, построенная на керновых 
исследованиях до экстрагирования. Данная зависимость впервые применена для определения Кнг коллекторов осинского 
горизонта при подсчете запасов.

Abstract
The paper describes the analysis of the Dakhnov-Archie functions FRF = f(Sw) based on core data from Srednebotuobinskoye field before and 
after extraction. The equations were used to determine the hydrocarbon saturation indices in the carbonate reservoirs of the osinsky horizon. The 
values of the log-based oil and gas saturation coefficient and the core-based geophysical surveys of wells for the gas- and oil-saturated part of the 
reservoir were compared. The function based on the core studies before extraction proved to be the most reliable one. This function was applied 
for the first time to determine the oil and gas saturation coefficient of the osinsky reservoirs for reserves estimation purposes.

Материалы и методы
Построены две петрофизические зависимости для определения 
нефтегазонасыщенности карбонатных коллекторов осинского 
горизонта на керновых данных до и после экстрагирования. 
Зависимость после эстрагирования построена на керновых данных 
13 скважин (1 029 образцов), зависимость до экстрагирования —  
по керну одной скважины (67 образцов).

Ключевые слова
осинский горизонт, карбонатный коллектор, смачиваемость, 
нефтегазонасыщенность, экстрагирование керна,  
петрофизическая зависимость

Materials and methods
Two petrophysical functions were built to determine the hydrocarbon 
saturation of carbonate reservoirs of the osinsky horizon based on core 
data before and after extraction. The post-extraction function is based 
on core data from 13 wells (1 029 samples), the pre-extraction function 
is based on the core from a single well (67 samples).

Keywords
osinsky horizon, carbonate reservoir, wettability, oil and gas saturation, 
core extraction, petrophysical function
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Введение
Среднеботуобинское нефтегазокон-

денсатное месторождение расположено 
на территории Мирнинского улуса (райо-
на) Республики Саха (Якутия). Ближайшими 
месторождениями являются Курунгское, 
Кыттыгасское, Кубалахское, Чаяндин-
ское, Тас-Юряхское, Хотого-Мурбайское,  
Ильгычахское. Среднеботуобинское место-
рождение является одним из крупнейших 
по запасам нефти и газа в Восточной Сибири. 
В 1970-х годах здесь впервые на Сибирской 
платформе была доказана промышленная 
нефегазоносность вендских и кембрийских 
отложений. До недавнего времени центром 
изучения являлись терригенные отложения 
венда — ботуобинский горизонт, где сосре-
доточена большая часть запасов. Изучению 
карбонатных отложений кембрия — осин-
ского и юряхского горизонтов — уделялось 
гораздо меньше внимания. Опытно-промыш-
ленная эксплуатация низкопроницаемых 
карбонатных отложений осинского горизон-
та начата только в 2018 году [1].

Определение нефтегазонасыщенности 
карбонатных коллекторов является актуаль-
ной проблемой, которая имеет длительную 
историю развития. Применение стандарт-
ных зависимостей электрической модели  
Дахнова-Арчи, построенных для гидрофиль-
ных коллекторов, приводит к занижению 
коэффициента водонасыщенности и, соот-
ветственно, к завышению значений коэффи-
циента нефтегазонасыщенности в карбонат-
ных коллекторах.

Еще в 1981 году в работе [2] отмечалось, 
что в карбонатных коллекторах низкие значе-
ния остаточной водонасыщенности, опреде-
ленные прямым методом, часто объясняются 
гидрофобизацией пор, поэтому при обосно-
вании коэффициента нефтенасыщенности 
при подсчете запасов нефти и газа необхо-
дим учет пластовых условий, повышающий 
величину Кво [2].

В последующие годы данной теме также 
были посвящены многие работы. В учеб-
ном пособии РГУ нефти и газа (НИУ) имени  
И.М. Губкина указывается, что эффектив-
ное решение задач оценки фильтрационно- 
емкостных свойств пласта связано с пробле-
мой воссоздания в лабораторных условиях 
смачиваемости, адекватной по своей струк-
туре и свойствам реальной смачиваемости 
пласта. Показатель насыщения n необхо-
димо измерять в условиях смачиваемости 
на керне с естественной или восстанов-
ленной водонасыщенностью, поскольку 
он влияет на корректное определение во-
донасыщенности, которая участвует в под-
счете запасов. В противном случае водона-
сыщенность, определенная по ГИС, будет  
занижена [3].

Проблема важности сохранения есте-
ственной смачиваемости была рассмотрена 
в работах Н.А. Скибицкой совместно с соав-
торами в 2014–2022 годах [4–7]. Авторы от-
мечали в статье [5], что на рассматриваемых 
месторождениях породы имеют различную 
характеристику по смачиваемости. По дан-
ным исследований керна были получены свя-
зи типа «керн-керн» и построены объемные 
модели распределения величин углов изби-
рательной и относительной смачиваемости, 
на основе которых можно обосновывать ре-
комендации по воздействию на пласты с це-
лью увеличения коэффициента извлечения 
углеводородов.

Вопрос о необходимости сохранения 
естественной смачиваемости поднимался 

в работе Д.А. Кожевникова и К.В. Коваленко 
в 2011 году [8].

В данной статье проведен анализ зависи-
мостей для определения нефтегазонасыщен-
ности карбонатных коллекторов осинского 
горизонта, построенных на керновых дан-
ных Среднеботуобинского месторождения 
до и после экстрагирования.

Геологическое строение и литологическая 
характеристика осинского горизонта

Осинский горизонт билирской свиты 
приурочен к подошве нижнекембрийского 
карбонатного комплекса, перекрывающего-
ся галогенно-сульфатно-карбонатными по-
родами юрегинской свиты. Билирская свита 
залегает согласно на юряхской и соответ-
ствует нижним частям усольской свиты, вы-
деляемой в западных и юго-восточных частях  
Сибирской платформы. Толщина билирской 
свиты изменяется от 32 до 84 м. Отложениям 
билирской свиты соответствует продуктив-
ный пласт Б1-2.

Отложения осинского горизонта харак-
теризуются низкой пластовой температурой 
10–11 °С. Вскрытие продуктивных отложений 
и промыслово-геофизические исследования 
в скважинах проведены преимущественно 
на рассолах, полимерно-соленасыщенных 
и полимерных растворах. 

Пластовые воды представлены рассола-
ми хлоркальциевого состава, среднее зна-
чение минерализации по результатам иссле-
дований проб воды Среднеботуобинского 
месторождения составляет 355 г/л.

Отложения пласта Б1-2 представлены из-
вестняками, доломитами и их переходными 
разностями (рис. 1). Непроницаемые про-
пластки, помимо карбонатных плотных по-
род, включают ангидриты доломитизирован-
ные и известковистые аргиллиты.

Известняки — литокластово-ооидные 
с фитокластами, в различной степени доло-
митизированные, окремненные, редко — тон-
кими прослоями — глинистые, перекристал-
лизованные, мелкотонкокристаллические, 
органогенно-микробиальные, первично 
водорослевые. 

Доломиты вторичные разно-, мелко- 
и микрокристаллические, прослоями пла-
стово-строматолитовые, с реликтами микро-
биально-водорослевых остатков, мозаичной 
структуры, в различной степени известкови-
стые, сульфатизированные, с реликтами ли-
токластов, онколитами, включениями гали-
та, ангидрита, неравномерно окремненные, 

глинистые, битуминозные, стилолитизиро-
ванные, в различной степени мелкокавер-
нозные, микротрещиноватые, пористые. 
Трещины открытые и залеченные сульфатом, 
кальцитом, глинисто-битуминозным веще-
ством. Вторичные преобразования высокой 
степени интенсивности представлены выще-
лачиванием, перекристаллизацией, доломи-
тизацией по битуминозно-известковому ми-
криту, кальцитизацией, сульфатизацией.

Особенности интерпретации ГИС при 
подсчете запасов

Ранее, при выполнении оперативных 
подсчетов запасов по пласту Б1-2 осинского 
горизонта, из-за недостаточной изученности 
для расчета коэффициента нефтегазонасы-
щенности применялась зависимость оста-
точной водонасыщенности от пористости, 
построенная по керновым данным Средне-
ботуобинского месторождения. При сред-
нем значении пористости по зависимости 
Кво керн-Кп керн (вода) значение Кво было 
определено равным 20 %, соответственно, 
значение Кнг для коллекторов в предельно 
нефте- газонасыщенной зоне принималось 
равным 80%(Кнг = 100-Кво).

В настоящее время определение под-
счетных параметров всех типов пород при 
подсчете запасов регламентируется мето-
дическими рекомендациями по подсчету 
геологических запасов нефти и газа [9].  
Согласно методическим рекомендациям, при 
определении коэффициента нефтегазонасы-
щенности по данным ГИС с использованием 
УЭС и зависимостей типа «керн-керн»:

РП=аКП
-m и РН=bКB

-n

по методике Дахнова-Арчи показатели сте-
пеней в уравнениях меняются в следующих 
пределах: a=b=1, m — показатель, значение 
которого определяется структурой порового 
пространства; n — показатель, значение ко-
торого определяется смачиваемостью и гли-
нистостью пород.

Для гидрофильных пород в зависимости 
от глинистости n = 1,3–2. Гидрофобность кол-
лектора увеличивает его удельное сопротив-
ление. В частично гидрофобных коллекторах, 
которыми представлен пласт Б1-2 осинского 
горизонта, коэффициент n должен изменять-
ся от 2 до 5. Полностью гидрофобный коллек-
тор характеризуется n > 5 [10].

Смачиваемость влияет на многие па-
раметры пласта: нефтенасыщенность, 

Рис. 1. Отложения пласта Б1-2: а — известняк доломитистый, разнокристаллический, 
с фитокластовой структурой, пятнисто-пористый; б — доломит,  
мелко- и тонкокристаллический, вторичный, галитизированный, пористый
Fig. 1. Deposits of formation B1-2: а – dolomitic limestone, multicrystalline, with phytoclastic 
texture, spotty-porous; б – dolomite, fine- and very fine-crystalline, secondary, halitized, porous
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относительные фазовые проницаемости для 
нефти и воды, коэффициенты вытеснения 
нефти газом. Смачиваемость системы по-
рода–нефть–вода может быть любой: от ги-
дрофильной до гидрофобной, в зависимо-
сти от специфического взаимодействия всех 
трех фаз.

По результатам определений показателя 
смачиваемости методами Амотта-Тульбовича 
и USBM смачиваемость образцов пород осин-
ского горизонта промежуточная, показатель 
смачиваемости в среднем составляет 0,48.  
Наибольшее количество образцов, как вид-
но из гистограммы, сосредоточено в классе 
0,2–0,4 с преимущественно гидрофобной 
смачиваемостью (рис. 2).

При выполнении подсчета запасов по кер-
новым данным 13 скважин для осинского 
горизонта были построены по зависимости 
Дахнова-Арчи для определения коэффици-
ента нефтегазонасыщенности. Показатель 
цементации m ≈ 2 характеризует коллектор 
как плотный, с межзерновыми порами, по-
казатель смачиваемости n = 1,75 указывает 
на гидрофильность пород, в большей степени 

приобретенную при экстрагировании образ-
цов (рис. 3а, б). Красным цветом на рисунке 
3б выделены керновые данные по скважи-
не Х, которые соответствуют данным керна 
по другим скважинам. 

По этой же скважине X проведены опре-
деления УЭС образцов пород до экстрагиро-
вания. По результатам данных исследований 
была построена зависимость Рн = f(Кв), при-
веденная на рисунке 3в. Показатель смачива-
емости из уравнения зависимости составил 
2,398, что соответствует частично гидрофоб-
ным породам. Несмотря на то, что данные 
исследования проведены только по одной 
скважине, зависимость вполне применима. 
Распределение точек по скважине в общем 
поле равномерное, характеризующее весь 
диапазон изменений параметров (рис. 3б),  
количество образцов для построения за-
висимости — 67 — также удовлетворяет 
требованиям методических рекомендаций 
к лабораторным исследованиям керна: «при 
построении петрофизических связей типа 
«керн-керн» необходимо использовать не ме-
нее 30 образцов керна» [9].

На соседних месторождениях с доказан-
ной продуктивностью осинского горизон-
та, где отсутствуют керновые исследования 
на неэкстрагированном керне, для опреде-
ления Кнг применялась методика Дахнова- 
Арчи, значения коэффициента n в зависимо-
стях составляли 1,753–1,769:

Курунгское месторождение: 
РН=КВ

-1,769 (R2=0.918, n=109)
 
Кыттыгасское месторождение: 
РН=КВ

-1,753 (R2=0.929, n=176).
 
 Величина коэффициента n менее 2 ха-

рактеризует коллекторы как гидрофильные, 
что не соответствует коллекторам данного 
региона. Использование связей «керн-керн» 
Рн = f(Кв), полученных при стандартных ме-
тодиках исследования, для определения ко-
эффициента нефтегазонасыщенности гидро-
фобных карбонатных, низкопроницаемых 
коллекторов со сложной структурой порового 
пространства, не решает задачу корректного 
определения Кнг, поскольку условия под-
готовки образцов керна (экстрагирование, 
отмыв от солей) к исследованиям значитель-
но меняют естественные их характеристики 
(смачиваемость и др.).

Для оценки величины Кнг проинтер-
претированы материалы ГИС и проанализи-
рованы данные керна по всем скважинам  
Среднеботуобинского месторождения. Рас-
считаны значения Кнг по зависимостям, по-
строенным по керну до и после экстракции. 
По пласту Б1-2 по газо- и нефтенасыщенной 
части  были определены средневзвешенные 
значения Кнг (табл. 1).

Как видно из таблицы 1, средневзвешен-
ные значения Кнг, рассчитанные по зависи-
мости после экстрагирования керна, по срав-
нению с Кнг по керну, значительно выше: 
на 14,6 % в газе и 8,8 % в нефти. Таким 
образом, применение данной зависимо-
сти приводит к завышению значений Кнг.  

Рис. 2. Гистограмма распределения 
смачиваемости для пород пласта Б1-2
Fig. 2. Histogram of wettability distribution for 
B1-2 rocks

Табл. 1. Сравнение значений Кнг по ГИС 
и керну по пласту Б1-2
Tab. 1. Comparison of log-based and core-
based oil and gas saturation coefficient values 
for B1-2 reservoir
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Газ 87,8 80,3 73,2/26,8

Нефть 81,9 73,4 73,1/26,9

Рис. 3. Зависимости для определения Кнг: а — параметра пористости от открытой пористости (пластовые условия);  
б — параметра насыщения от водонасыщенности (стандартная зависимость после экстрагирования керна); в — параметра 
насыщения от водонасыщенности по определениям на образцах до экстрагирования скважины Х
Fig. 3. Oil and gas saturation coefficient functions: a – formation resistivity factor vs. open porosity (reservoir conditions); б – resistivity index vs. 
Sw (standard function after core extraction); в – resistivity index vs. Sw based on measurements of samples before extraction from well X
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При определении  Кнг  параметры насы-
щенности Рн рассчитываются по высоким 
значениям УЭС по ГИС, которые, как прави-
ло, превышают значения Рн по керну после 
экстракции гидрофобных образцов, что при-
водит к их частичной гидрофилизации и сни-
жению УЭС [11].

Средневзвешенные значения Кнг, рас-
считанные по зависимости до экстрагиро-
вания керна, выше значений Кнг по керну 
на 7,1 % в газе, практически совпадают в неф-
ти и сопоставимы с величинами Кнг, числя-
щимися на госбалансе.

Завышение значений Кнг в газонасыщен-
ной части пласта относительно керна можно 
объяснить недоучетом коэффициента оста-
точной нефтенасыщенности (Кно). Ввиду 
недостаточного количества керновых иссле-
дований в газовой шапке,  величина Кно экс-
пертно принималась 3 %.

Для повышения достоверности опреде-
ления Кнг и снижения неопределенности 
в оценке запасов необходимы дополнитель-
ные исследования керна по определению 
остаточной нефтенасыщенности из газовой 
шапки пласта Б1-2.

На рисунке 4 приведено сопоставление 
значений Кнг, определенных по  даннным 
ГИС и значений Кво по керну в зоне предель-
ного насыщения: Кнг = 1-Кво. 

Остаточная водонасыщенность определя-
лась методом центрифугирования.

Зона предельного насыщения под-
тверждается результатами испытаний: при 
проведении перфорации в скважине XX полу-
чены безводные притоки газа и нефти.

На рисунке отмечается завышение значе-
ний Кнг по ГИС относительно керна по зави-
симости Рн = f(Кв) после экстрагирования 
керна. Значения Кнг, определенные по зави-
симости Рн = f(Кв) до экстрагирования, со-
гласуются с керновыми данными.

Итоги
Проанализированы две зависимости  
Рн = f(Кв) Дахнова-Арчи для определения 
Кнг карбонатных коллекторов осинского го-
ризонта. Наиболее достоверной оказалась 
зависимость Рн = f(Кв), построенная на 
уникальных керновых исследованиях до экс-
трагирования. Данная зависимость впервые 
применена для определения Кнг коллекто-
ров осинского горизонта Непского кластера 
при подсчете запасов.
Стандартную зависимость Рн = f(Кв) для 
определения Кнг по методике Дахнова-Ар-
чи, построенную на экстрагированном керне, 
нельзя считать достоверной для негидро-
фильных коллекторов осинского горизонта 
из-за неучета смачиваемости, это приводит 
к завышению значений Кнг и соответственно 
недостоверности оценки запасов [12]. Данная 
проблема актуальна и для аналогичных ме-
сторождений, где отсутствуют керновые дан-
ные до экстракции.

Выводы
Предложенная в статье зависимость для 
определения Кнг, построенная на неэкстра-
гированном  керне, может быть использова-
на при оценке запасов и мониторинге раз-
работки пласта Б1-2 Среднеботуобинского 
месторождения.
В лаборатории OOO «ТННЦ» в настоящее 
время проводятся исследования керна по 
восстановлению смачиваемости образцов 
осинского горизонта по нескольким сква-
жинам. Применение этих исследований при 
определении Кнг даст возможность получить 

более достоверные параметры для подсчета 
запасов, так как зависимость Рн = f(Кв) до 
экстрагирования построена на керновых ис-
следованиях по одной скважине.
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Results
Two Dakhnov-Archi functions of FRF = f(Sw) for determination of oil and 
gas saturation coefficient of carbonate reservoirs of the osinsky horizon 
were analyzed. The FRF = f(Sw) proved to be the most reliable function, 
based on unique pre-extraction core studies. This function was applied 
for the first time to determine the oil and gas saturation coefficient of 
the osinsky reservoirs within the Nepsky cluster for reserves estimation 
purposes.
The standard function FRF = f(Sw) for determination of oil and gas 
saturation coefficient by the Dakhnov-Archie method, based on extracted 
core, cannot be considered reliable for non-water-wet reservoirs of 
the osinsky horizon due to neglect of wettability which leads to an 
overestimation of the oil and gas saturation coefficient values and, 
therefore, to unreliable reserves volumes [12]. This problem is also 

relevant for similar fields with no pre-extraction core data.

Conclusions
The oil and gas saturation coefficient function proposed in the 
paper, built based on non-extracted core, can be used in estimating 
reserves and monitoring the development of B1-2 reservoir of the 
Srednebotuobinskoye field.
The laboratory of the “Tyumen petroleum research center” LLC is 
currently conducting core studies to restore the wettability of samples 
from the osinsky horizon from several wells. These studies when 
used for oil and gas saturation coefficient measurements will allow 
to obtain more reliable parameters for estimating reserves, since the 
pre-extraction function FRF = f(Sw) is based on core studies from a 
single well.
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Аннотоция
В работе представлены особенности проведения многостадийного гидравлического разрыва пласта (МГРП) 
на низкотемпературном (10–16 °С) карбонатном объекте, относящемся к трудноизвлекаемым запасам. Ранее для 
стимуляции объекта применялись кислотный ГРП и больше объемные соляно-кислотные обработки, однако данные 
технологии оказались экономически неэффективными, так как низкотемпературные карбонаты плохо реагируют с соляной 
кислотой и системами жидкости на ее основе. Дополнительно проведен ряд одиночных и многостадийных проппантных 
ГРП в скважинах с горизонтальным окончанием, однако по результатам запуска скважин отмечались высокие показатели 
газа в продукции скважин, что свидетельствует о прорыве трещины в нижележащий нефтегазонасыщенный пласт. 
С целью повышения эффективности операций ГРП выполнено построение 3D геомеханической модели объекта. Благодаря 
внедрению геомеханической модели удалось избежать прорыва трещин ГРП в нижележащий нефтегазонасыщенный 
пласт, при этом разница плановых и фактических значений мгновенного давления остановки закачки (ISIP) и давления 
закрытия (Pcl) не превышает 2 %. Совместная калибровка геомеханической модели и модели ГРП позволила подобрать 
объемы и темпы закачки, при которых стало возможным реализовать задачи, поставленные геологической службой 
перед инженерами в области ГРП. При проведении операций ГРП с муфтами BPS применяется компоновка с селективным 
двухчашечным пакером Сup-to-Сup (C2C), спущенная на 73 мм НКТ. Благодаря проделанной работе получен положительный 
результат, а успешность выполненных мероприятий подтверждается результатами запусков скважин после МГРП. 
Полученные значения запускных дебитов свидетельствуют о рентабельной разработке объекта.

Annotation
The features of multi-stage hydraulic fracturing at a low-temperature carbonate object (10–16°C), which relate to hard-to-recover reserves, are 
presented in the paper. Earlier acid fracturing and large volume hydrochloric acid treatments were applied to stimulate the object. However, these 
technologies appeared to be economically inefficient as low-temperature carbonates do not react well with hydrochloric acid and fluid systems 
on its basis. А number of single and multi-stage proppant hydraulic fracturing was carried out in wells with a horizontal completion. But there 
were high levels of gas in well production according to the results of the well launch. This shows a fracture breakthrough into the underlying gas-
saturated formation. 3D geomechanical modelling of the object is carried out in order to increase the efficiency of the hydraulic fracturing operation. 
Due to introduction of a geomechanical model hydraulic fracture breakthrough into the underlying gassaturated formation was managed to avoid, 
and the difference between planned and actual ISIP and Pcl values does not exceed 2 %. Cross modelling of the geomechanical model and the 
hydraulic fracturing model allowed to choose volumes and rates of injection. That allows to implement the tasks set by the geological service for 
HF engineers. During fracturing operation with sleeves BPS the line-up with a selective two-cup packer С2С is used. It is lowered by 73 mm tubing. 
The work performed ensured positive results of the pilot project, and the work success has been confirmed by the results of post-frac well start-
ups. The resulting start-up rates confirm economic development of the field.

Материалы и методы
В работе показаны особенности проведения гидравлического 
разрыва пласта на низкотемпературном карбонатном объекте с 
последующим анализом работы скважин. Для повышения точности 
моделирования выполнены дополнительные лабораторные 
исследования на керне по определению константы Био и 
анизотропии упругих свойств пород пласта. Для подтверждения 

успешности операций ГРП выполнен комплекс гидродинамических и 
геохимических исследований.
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Materials and methods
The features of multi-stage hydraulic fracturing at a low-temperature 
carbonate object, are presented in the paper. The accuracy of 
geomechanical modeling has improved due to extended laboratory 
studies of the core to determine the Bio constant and the anisotropy of 
rock elastic properties. To confirm the success of hydraulic fracturing 

operations, a complex of hydrodynamic and geochemical studies was 
performed.

Keywords
carbonate reservoir, multi-stage hydraulic fracturing, low-temperature, 
mechanical earth models

For citation
Kuleshov V.S., Pavlov V.A., Levanov A.N., Ignatyev N.A., Cherkasov S.F., Samoilov M.I., Khokhlov D.I., Nesterov P.V., Kozyrev A.A. Hydraulic fracturing 
in a low-temperature carbonate reservoir. Exposition Oil Gas, 2023, issue 6, P. 39–46. (In Russ). DOI: 10.24412/2076-6785-2023-6-39-46

Received: 26.02.2023

Верхнечонское нефтегазоконденсатное 
месторождение (ВЧНГКМ) является одним 
из крупнейших в Восточной Сибири, которое 
расположено примерно в 1 000 км к северу 
от озера Байкал. Климат данного региона 
резко континентальный, минимальное значе-
ние температуры достигает минус 56 °С, при 
этом среднегодовая температура также явля-
ется отрицательной и составляет минус 5,5 °С 

Основными продуктивными горизонтами 
ВЧНГКМ являются (рис. 1): осинский горизонт 
усольской свиты (~1 200 м), усть-кутский го-
ризонт тэтэрской свиты (~1 300 м), преобра-
женский горизонт катангской свиты (~1 500 м)  
и верхнечонский горизонт непской свиты 
(~1 600 м). На текущий момент времени глав-
ным объектом разработки является верхне-
чонский горизонт, который представлен тер-
ригенными породами [1]. Более подробное 
описание Верхнечонского месторождения 
с точки зрения геологии и разработки пред-
ставлено в работах [2–4]. Следует отметить, 
что ранее на Верхнечонском нефтегазокон-
денсатном месторождении реализован ком-
плексный подход по оценке рисков проведе-
ния гидроразрыва пласта по площади путем 
внедрения 4D геомеханической модели в по-
стоянно действующую геолого-технологиче-
скую модель месторождения [5].

В работе [6] авторами построена седи-
ментологическая модель преображенского 
горизонта. На основе модели выделено че-
тыре элемента, которые сформировались 
в различных фациальных условиях мелко-
водного морского бассейна. Преображен-
ский горизонт представлен карбонатными 
отложениями.

Особенности геомеханического модели-
рования карбонатных коллекторов заклю-
чаются в отсутствии динамического отклика 

изменения скоростей при переходе от коллек-
тора к неколлектору, в результате получаемые 
величины чистого давления, часто имеющие 
высокие значения, удается воспроизвести 
только с использованием различных величин 
параметра Био и увеличенных тектонических 
деформаций [8]. В таких условиях получение 
информации по керновым исследованиям 
о величине параметра Био, точных значениях 
величины напряжений в конкретных точках [9],  
анизотропии упругих свойств при наличии 
слоистых и глинистых отложений [10] в разре-
зе приобретают критическую значимость для 
построения достоверной геомеханической 
модели.

Планирование и проведение геолого- 
технических мероприятий (ГТМ) карбонатных 
коллекторов сложнее, разнообразнее, а зна-
чит, интереснее, чем терригенных коллекто-
ров. Неверно выбранный тип жидкости, объ-
ем или скорость закачки могут привести как 
к недостижению рентабельного скин-факто-
ра, так и к кольматации пласта нераствори-
мыми продуктами реакции или эмульсиями. 
При этом поиск способа избавления от выше-
указанных осложнений может занять доста-
точно много времени и средств. 

В рассматриваемом проекте важный 
момент заключается в том, что интервал 
времени между работами на скважинах  
№ 1 и № 2 и на скважинах № 3 и № 4 позво-
лил отследить негативные тенденции, влияю-
щие на технологическую успешность работ, 
провести анализ первых двух циклов МГРП  
№ 1 и № 2), провести адаптацию геомехани-
ческой модели, плана обработки и жидкостей 
ГРП для следующих скважин (№ 3 и № 4).

Основные сложности и неопределенности 
с точки зрения проведения ГРП, с которыми до-
велось столкнуться на первых двух скважинах:

•	 высокие риски прорыва трещин ГРП в ни-
жележащий нефтегазонасыщенный пласт 
ВЧ1-2 при калибровке мини-ГРП по дан-
ным записи давлений с поверхностных 
датчиков. Как следствие — отказ от ГРП 
на некоторых зонах, что приводит к сни-
жению общего количества трещин ГРП, 
участвующих в добыче;

•	 более низкие (относительно поверх-
ностных данных) значения эффективных 
давлений по результатам интерпретации 
данных забойных давлений, что приводит 
к переоценке потенциала пласта вслед-
ствии приобщения дополнительной про-
дуктивной мощности;

•	 преждевременная остановка закачки 
(СТОП) при проведении ГРП в кровель-
ной части пласта Б12(ПР) относительно 
нижней, что связано с ухудшением упру-
го-прочностных и фильтрационно-емкост-
ных свойств;

•	 величина трения на перфорационных 
отверстиях и в призабойной зоне пласта 
(ПВР/ПЗП), по поверхностным данным, 
кратно превышает трения после интер-
претации по забойным данным, что при-
водит к снижению максимальной кон-
центрации пропанта и, как следствие, 
к снижению проводимости трещин ГРП.
В работе продемонстрирован положи-

тельный опыт проведения операций ГРП 
в низкотемпературном пласте, представлен-
ном карбонатными отложениями. Работы 
выполнены на пилотном кусту в рамках опыт-
но-промышленных работ с привлечением 
специалистов в области разработки, ГРП, 
геомеханики и других. В рамках проекта со-
здана единая цифровая модель месторожде-
ния, объединяющая отдельные геологиче-
скую, петрофизическую, гидродинамическую 

Рис. 1. Литолого-стратиграфическая схема Верхнечонского 
месторождения [7]
Fig. 1. Litho-stratigraphic scheme of the Verkhnechonskoye field [7]

Рис. 2. Конструкция скважин
Fig. 2. Well schematic



41

и геомеханическую модели месторождения. 
Благодаря выполненным работам становит-
ся возможным грамотно сформировать про-
грамму геолого-технических мероприятий, 
в том числе подобрать оптимальный объем 
закачки при ГРП.

В качестве основного метода заканчи-
вания и интенсификации добычи проектных 
скважин рассматривается бурение четырех 
горизонтальных скважин (ГС) с длиной го-
ризонтальной секции 1 000 м с последую-
щим проведением девяти операции МГРП. 
Элемент рядной системы разработки вклю-
чает в себя две добывающие и две нагне-
тательные скважины с расстоянием между 
скважинами 400 м. На рисунке 2 приведена 
схема конструкций скважин, пробуренных 
в рамках опытно-промышленных работ. Сле-
дует отметить, что при проведении операций 
ГРП с муфтами BPS использовалась компо-
новка с манжетным селективным пакером  
Сup-to-Сup (С2С). В состав компоновки входят 
верхние и нижние чашки, центраторы, лока-
тор муфт, глухой башмак с датчиком давле-
ния и так далее. 

Текущий вариант расположения проект-
ных скважин предполагает ориентацию го-
ризонтальных секций добывающих и нагне-
тательных скважин вдоль минимального 
горизонтального напряжения. Данный сце-
нарий предполагает преимущественный рост 
трещины ГРП перпендикулярно траектории 
ствола скважины. Типовой профиль напря-
жений и проводки скважины представлен 
на рисунке 3. Из рисунка видно, что разрез 
включает в себя глины, песчаник, доломиты 
(коллектор), доломиты (неколлектор), соли 
и фундамент.

Опыт и сложности проведения ГРП 
на карбонатах

В условиях карбонатов с большим внима-
нием необходимо относиться к следующим 
характеристикам слагающих разрез пластов:
•	 упруго-прочностные и фильтрацион-

но-емкостные свойства: мощность и на-
пряженность пропластков, значения мо-
дуля Юнга и коэффициента Пуассона, 
пористость, проницаемость, пластовое 
давление и т.д. Это те характеристики, 
которые будут напрямую влиять на геоме-
трию трещины разрыва, давления обра-
ботки, объем обработки, выбор пропанта;

•	 состав пород: чистые известняки 
или доломиты, переслаивающиеся 

с терригенными отложениями. От мине-
рального состава пород зависит тип вы-
бранной основы жидкости: кислота, вода, 
углеводороды. В случае переслаивания 
доломитовых и терригенных отложений 
также необходимо предотвратить воз-
можное набухание глин;

•	 структура пласта: монолитный, трещи-
новатый, пористый или их комбинации 
и переслаивания. Понимание структуры 
пласта важно для выбора скорости об-
работки и расклинивающего агента: ма-
тричная обработка или разрыв пласта, 
с пропантом или без него;

•	 характеристики соседних с целевым го-
ризонтом объектов: чем представлены 
кровля и подошва, соседние продуктив-
ные пласты. Мощность, качество и на-
сыщенность соседних горизонтов — это 
основание для ограничений трещины или 
наоборот — для необходимости, возмож-
ности приобщения;

•	 температура пластов, их насыщение 
и насыщение соседних продуктивных 
пластов. Необходимо понимать условия 
протекания химических реакций при вза-
имодействии горной породы с различны-
ми химическими составами. Необходимо 
убедиться в совместимости закачиваемых 
жидкостных систем с пластовыми флюи-
дами, пластовых флюидов разных пластов 
между собой, отсутствии образований 
стойких нерастворимых эмульсий.
Для интенсификации добычи из карбо-

натных коллекторов чаще всего прибегают 
к следующим видам ГТМ:
•	 матричная обработка пласта [11]. За-

качка кислотных составов, чистых или 
ингибированных в пласт со скоростями, 
исключающими рост забойного давления 
до давлений разрыва пласта. Как прави-
ло, применяется в условиях, когда про-
ведение ГРП нецелесообразно в связи 
с возможным прорывом, приобщением 
газонасыщенных или водонасыщенных 
мощностей. Критерием выбора скважин 
под обработку является изменение, по-
вреждение призабойной зоны пласта 
вследствие бурения, цементирования, 
манипуляций при ремонте скважин, про-
цессов добычи или нагнетания;

•	 кислотный гидроразрыв пласта [12]. За-
качка кислотных составов, чистых или 
ингибированных в пласт со скоростями 
при давлениях, превышающих давления 

разрыва пласта. В отличие от матричных 
обработок, направленных на призабой-
ную зону, гидроразрыв уже направлен 
на создание гидравлической трещины. 
Эффект будет определяться достигнутой 
проводимостью и эффективной протрав-
ленной полудлиной трещины, которые 
зависят от кислотного состава, объема, 
концентрации кислоты, скорости реак-
ции, утечек в пласт [13];

•	 гидравлический разрыв пласта с пропан-
том [14]. Операция, которая заключается 
в чисто механическом создании гидрав-
лической трещины в пласте и наполнении 
ее пропантом. В отличие от кислотного 
гидроразрыва, где полудлина и прово-
димость трещины сохраняются за счет 
протравки стенок созданной трещины 
кислотой в результате химической реак-
ции, в данном случае трещина сохраня-
ется в раскрытом состоянии благодаря 
пропантной набивке;

•	 комбинация кислотного и пропантного ги-
дроразрыва пласта. Поочередная закачка 
в пласт кислотных композиций для созда-
ния и протравки трещины ГРП и пропант-
ных стадий в геле на водной основе — для 
механической набивки созданных тре-
щин, возможного отклонения и раскры-
тия новых трещин следующей стадией 
кислотного состава;

•	 загущенная на ПАВ кислота [15]. Про-
ведение гидроразрыва пласта с жидко-
стью на основе поверхностно-активных 
веществ позволяет развивать малые 
вертикали трещин ГРП с высокой оста-
точной проводимостью. Сложности за-
ключаются в подборе системы ПАВ для 
конкретных температурных условий, со-
вместимой с пластовыми флюидами. За-
гущенная на ПАВ кислота — модифициро-
ванная именно для карбонатных пластов 
композиция;

•	 ГРП на синтетических полимерных систе-
мах. Как и системы на ПАВ, системы жид-
кости на синтетических полимерах обла-
дают хорошей несущей способностью 
при сравнительно небольших вязкостях 
жидкости (до 100 сПз). Низкое значение 
вязкости позволяет удерживать верти-
кальную составляющую трещины ГРП там, 
где это необходимо.
Успешность той или иной технологии бу-

дет зависеть от учета индивидуальных геоло-
гических особенностей и степени изученно-
сти объекта обработки.

Интенсификация пласта Б12 (ПР), 
подготовка к проекту

Снижение запасов нефти и газа в тради-
ционных коллекторах вследствие их выработ-
ки диктует необходимость разработки место-
рождений, имеющих низкую проницаемость, 
высокую изменчивость и риски при текущих 
имеющихся технологиях, так называемые 
трудноизвлекаемые запасы (ТРИЗ). К тако-
вым относится преображенский горизонт 
ВЧНГКМ.

Как отмечалось ранее, преображенский 
горизонт представлен карбонатами и являет-
ся одним из ключевых объектов в Восточной 
Сибири. Общие толщины изменяются в преде-
лах 9,5–28,4 м при среднем значении 20,5 м. 
Средние эффективные толщины составляют 
8,9 м, интервал изменения 0,8–16,6 м. Эф-
фективные нефтенасыщенные толщины 
по пласту изменяются в диапазоне 8,1–11,8 м, 
в среднем составляя 8,9 м; газонасыщенная 
толщина варьируется в интервале 0,9–14,9 м. 

Рис. 3. Пример типовой проводки скважины на пласт ПР(Б12) с характерным профилем 
минимальных горизонтальных напряжений
Fig. 3. An example of a standard well trajectory in B12 field with stress profile from 3D MEM
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Среднее значение водонасыщенной толщи-
ны составляет 8,6 м. Среднее значение пес-
чанистости по пласту составляет 0,04 доли 
единиц при средней расчлененности пласта 
на уровне 4. Объект, как уже указывалось, 
относится к трудноизвлекаемым запасам: 
по данным ГИС, среднее значение проницае-
мости составляет 1,6 мД, пористости — 10 %. 
Пластовая температура 10–16 °С, утвержден-
ная 14 °С.

Следует отметить, что для стимуляции 
объекта применялись различные техноло-
гии. Кислотный ГРП и большеобъемные со-
ляно-кислотные обработки призабойной 
зоны скважины оказались экономически 
нецелесообразными, так как низкотемпера-
турные доломиты плохо реагируют с соляной 
кислотой и системами жидкости на ее осно-
ве. Также в 2011–2012  годах на преображен-
ском горизонте был проведен ряд одиночных 
и многостадийных пропантных ГРП в скважи-
нах с горизонтальным окончанием, однако 
полученные результаты оказались неодно-
значными ввиду фиксации газа в продукции 
скважин, что могло свидетельствовать о про-
рыве трещины ГРП в пласт ВЧ1.

С учетом полученного ранее опыта от кис-
лотных композиций (в любых вариантах) приня-
то решение отказаться и сконцентрироваться 
на гуаровых полимерных системах, а имен-
но на системе мгновенного сшивания [16].  
К особенностям выбранной системы жидко-
сти можно отнести:
•	 применение кросс-линкера мгновен-

ного действия. Единственный работа-
ющий в низкотемпературных условиях 

кросс-линкер, доступный оператору ГРП. 
Его особенностью является практически 
полное отсутствие пластичности (восста-
новления после сдвиговых нагрузок), что 
хорошо видно на графике стабильности, 
где вязкость после каждой серии сдви-
гов не восстанавливается до начальных 
значений (рис. 4). Несущая способность 
достигается за счет запаса по начальной 
вязкости;

•	 для разрушения геля выбран деструктор 
энзимового типа [17], хорошо зареко-
мендовавший себя в условиях низких 
температур. Расфасованный на произ-
водстве в виде порошка, для подачи на-
сосами жидкой химии должен быть раз-
веден в жидкости. При этом соотношение 
деструктора и жидкости должно быть та-
ким, чтобы насос жидкой химии подавал 
его без проблем в среднем диапазоне 
своих возможностей. Так, например, при 
расходе смеси 2,4 м3/мин, концентрации 
деструктора 0,5 л/м3 и пропорции разве-
дения деструктора 1:100 насос жидкой 
химии работал уже на нижнем пределе 
своих возможностей, и дальнейшее сни-
жение (при необходимости) концентра-
ции или расхода неизбежно приводило 
к невозможности подачи деструктора 
с запланированным расходом. При про-
ведении работ на Б12 плановые расходы 
смеси ГРП были на уровне 2,0 м3/мин, 
поэтому для обеспечения бесперебойной 
подачи деструктора проведены допол-
нительные исследования, направленные 
на определение возможности увеличения 

подачи смеси деструктора со снижением 
доли деструктора в единице ее объема: 
1:100 с концентрацией 1,0 л/м3, 1:200 
с концентрацией 2,0 л/м3, 1:300 с кон-
центрацией 3,0 л/м3, 1:400 с концентра-
цией 4,0 л/м3 (рис. 5). Исследования 
подтвердили предположение о том, что 
степень разведения активного вещества 
деструктора без изменения его количе-
ства не влияет на стабильность жидкости 
ГРП. Следует отметить, что лабораторные 
исследования проводились при темпера-
туре 14 °С, которая соответствует пласто-
вой температуре;

•	 для предотвращения выноса керамиче-
ского пропанта из трещины ГРП на по-
следних стадиях качают пропант с поли-
мерным покрытием [18]. Применяемое 
полимерное покрытие в силу своего низ-
котемпературного исполнения влияет 
на систему жидкости как дополнительный 
деструктор, снижая вязкость системы 
на максимальных пропантных стадиях. 
Для компенсации такого влияния пропан-
та с полимерным покрытием на соответ-
ствующих пропантных стадиях подается 
смесь с пониженной концентрацией де-
структора и при необходимости с повы-
шенной концентрацией кросс-линкера;

•	 для предупреждения образования стой-
ких водонефтяных эмульсий провели ряд 
тестов жидкости с различной концентра-
цией деэмульгатора, подобрав необхо-
димую концентрацию (рис. 6). Из рисунка 
видно, что самое лучшее разделение фаз 
после получасового тестирования дости-
гается при концентрации деэмульгатора 
2,0 л/м3.

Перекрестная калибровка 
геомеханической модели  
и модели симулятора ГРП

С целью минимизации рисков прорыва 
трещин ГРП в нижележащий нефтегазонасы-
щенный пласт ВЧ1 принято решение о про-
ведении в 2020 году опытно-промышленных 
работ по реализации МГРП с учетом геомеха-
нического моделирования.

В ходе проведения работ на скважинах 
№ 1 и № 2 калиброванные на результаты 
мини-ГРП модели симуляторов указывали 
на возможность прорыва трещины в ниже-
лежащий нефтегазонасыщенный горизонт 
ВЧ1-2 даже на минимальных объемах закач-
ки (рис. 7). На рисунке видно, что нижняя гра-
ница трещины приобщает неблагоприятную 
зону и закрепляется в ней. Процесс модели-
рования гидравлического разрыва пласта 
выполнен в симуляторе РН-ГРИД и основан 

Рис. 4. График стабильности системы ГРП мгновенного сшивания 
для ГРП на Б12 (ПР)
Fig. 4. Stability test for reservoir B12 (PR)

Рис. 5. Сравнение стабильности системы ГРП на пласт  
Б12 (ПР) с различной концентрацией разведения деструктора при 
температуре 14 °С
Fig. 5. Stability test for reservoir B12 (PR) with different breaker 
concentration at a temperature of 14 °C

Рис. 6. Подбор концентрации деэмульгатора (время тестирования 30 минут):  
а — 0,0 л/м3 деэмульгатора; б — 1,0 л/м3 деэмульгатора; в — 2,0 л/м3 деэмульгатора
Fig. 6. Selecting the emulsion breaker concentration (30 min testing time):  
а – 0,0 l/m3 demulsifier; б – 1,0 l/m3 demulsifier; в – 2,0 l/m3 demulsifier
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на численном решении Planar3D модели [19]. 
К наиболее значимым особенностям данно-
го симулятора можно отнести сопряженное 
решение задач упругости, гидродинамики, 
а также переноса пропанта; математическая 
модель включает 3D подмодель упругости 
и 2D подмодель гидродинамики. Таким обра-
зом, реализованная математическая модель 
наиболее корректно описывает процесс ГРП 
и позволяет более точно выделить интервалы 
распространения трещины ГРП.

Возможность прорыва трещины ГРП 
в нецелевые интервалы является существен-
ным риском переоценки потенциала пласта 
в проекте. Поэтому на нескольких стадиях 
пришлось снижать до критических значений 
скорость закачки и загрузку гелланта — для 
минимизации вертикальной составляющей; 
однако в то же время указанные меры по-
влекли ряд осложнений в виде преждевре-
менной остановки закачки, СТОП. 

Запуск скважин № 1 и № 2 после МГРП по-
казал, что прорыва в ВЧ1-2 удалось избежать. 
Данное наблюдение позволило сделать вы-
вод о большей напряженности подошвенной 
перемычки, чем ожидалось, что позволило 
скорректировать геомеханическую модель 
для скважин № 3 и № 4 и провести МГРП на них 
по менее рискованному дизайну [20]. Повы-
сить точность геомеханического моделиро-
вания удалось за счет проведения расширен-
ных лабораторных исследований на керне 
по определению константы Био [21] и ани-
зотропии упругих свойств пород пласта [22], 
а также благодаря учету TIV-анизотропии при 
3D геомеханическом моделировании [23].  
В итоге уже на третьей скважине работы 
на всех стадиях МГРП проведены в полном 
объеме с минимальными осложнениями. При 
этом разница плановых и фактических значе-
ний ISIP и Pcl не превышает 2 %.

Дополнительно анализ эксплуатацион-
ных показателей скважин после проведения 
МГРП показал, что прорывов в нижележащий 

верхнечонский горизонт не допущено (рис. 8).  
Полученные значения газового фактора соот-
ветствуют газосодержанию преображенского 
горизонта, обводненности скважин близки 
к нулю, несмотря на высокую выработку запа-
сов по нижерасположенному участку верхне-
чонского горизонта с обводненностью свыше 
80 %.

С целью определения гидродинамической 
связи между целевым пластом ПР и нижележа-
щим ВЧ1-2 выполнены мероприятия по увели-
чению закачки по нагнетательной скважине 
разрабатываемого объекта и фиксации изме-
нения давления в расположенной над ней до-
бывающей ГС с МГРП (гидропрослушивание). 
Двукратное увеличение приемистости сква-
жин ППД продолжалось в течение полутора 
месяцев. По результатам мониторинга тренд 
давления по данным забойного датчика в до-
бывающей скважине фактически не отреаги-
ровал на изменение приемистости ППД, что 
является признаком отсутствия приобщения 
ВЧ1-2 при проведении МГРП (рис. 9).

Для подтверждения отсутствия прорыва 
дополнительно выполнен комплекс геохими-
ческих исследований по сопоставлению соста-
вов углеводородов преображенского и верх-
нечонского горизонтов — так называемый 
Geochemical Fingerprints [24]. В рамках данной 
работы были изучены компонентный состав 
газа, изотопный состав компонентов газа, физи-
ко-химические характеристики нефти, а также 
молекулярный состав нефти и состав биомар-
керов по 9 скважинам пласта ПР и 8 скважинам 
пласта ВЧ1-2 на первом этапе и по 11 скважинам 
пласта ПР и 21 скважине пласта ВЧ1-2 во время 
второго этапа. Анализ проб добываемого газа 
свидетельствует о существенном отличии со-
става растворенного газа преображенского 
горизонта от газа газовой шапки ВЧ1-2. Среди 
физико-химических свойств и молекулярного 
состава нефти найдены параметры, позволя-
ющие однозначно отличать нефти разных пла-
стов и сделать вывод об отсутствии сообщения 
по трещинам ГРП (рис. 10).

Дополнительным фактором, подтвержда-
ющим отсутствие прорыва трещин ГРП в зоне 
скважин №№ 1–4 в нижележащий пласт ВЧ1-
2 является анализ данных давлений, получен-
ных с забойных датчиков (рис. 11). Из рисун-
ка видно, что забойное давление до начала 
закачек на пласт ВЧ1-2 составляет ~90 атм 

(синяя линия), в то время как до начала за-
качек на Б12 — 160 атм (красная и зеленая 
линии). Аналогичные рассуждения верны 
и для мгновенных давлений остановки за-
качки (ISIP). Также видно, что на протяжении 
выполнения всех стадий МГРП наблюдается 
повышенное рабочее давление закачки. Сле-
дует отметить, что расстояние между забоями 
скважин №№ 1–4 и забоем скважины с ГРП 
ВЧ1-2 составляет 1 500–2 200 метров.

 
Трения на линейном геле

Также на первых скважинах наблюдались 
высокие расчетные трения в зоне перфора-
ций. Высокие трения на перфорации — это 
риск при закачке высоких концентраций 
пропанта. Следовательно, для минимизации 
рисков при ГРП принято решение о сниже-
нии максимальной концентрации пропанта, 
что в свою очередь негативно сказывается 
на проводимости трещины ГРП. После извле-
чения забойных манометров первой пары 
скважин и расшифровки манометров оказа-
лось, что фактические сопротивления на пер-
форации кратно ниже рассчитанных по по-
верхностным данным (табл. 1).

Исходя из полученных результатов, сде-
лано предположение о влиянии энзимного 
брейкера на линейный гель, который качали 
на продавочных стадиях, и некорректности 
используемых коэффициентов трений в НКТ 
для такого геля. В условиях низких температур 
альтернативы энзимному брейкеру на лока-
ции не было, поэтому заменить его брейкером 
другого типа не представлялось возможным. 
В связи с этим для проверки версии о влиянии 
брейкера на коэффициенты трений на по-
следующих работах от применения брейкера 
в линейных продавочных стадиях отказались.

Дополнительно на скважине № 3 помимо 
забойного манометра спущен дополнитель-
ный на стыке 88,9 мм и 73,0 мм НКТ. Таким 
образом, получена возможность провести ка-
либровку модели трений в НКТ (рис. 12, 13). 
На рисунке представлена зависимость коэф-
фициента трения в НКТ диаметром 73 мм (жел-
тая линия) и диаметром 89 мм (красная линия) 
в зависимости от расхода в момент остановки 
закачки (серая линия).

Уже на скважине № 3 отмечается сни-
жение расчетных трений на перфорациях, 
а отклонение от забойных данных было 

Рис. 7. Пример расчетной геометрии 
ГРП массой 3 т после калибровки модели 
по результатам  мини-ГРП
Fig. 7. An example of the estimated 3-ton frac 
geometry after model calibration to the mini-
frac test

Рис. 8. Показатели работы горизонтальных скважин с МГРП
Fig. 8. Horizontal wells production with multistage hydraulic fracturing

Рис. 9. Определение гидродинамической связи 
между пластами ПР и ВЧ
Fig. 9. Observation well testing

Табл. 1. Сравнение расчетных трений на ПЗП/ПВР по устьевым данным с забойными. 
Скважина № 2
Tab. 1. Comparison of estimated friction at BH /perf. zone based on wellhead and bottomhole 
data. Well 2

Порт 2 3 4 5 6 8

Ртр. устье, атм 128 105 207 181 237 238

Ртр. забой, атм 26 40 52 64 62 49
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на порядок ниже. Сводная информация 
по трениям после выполнения калибровки 
представлена в таблице 2. Таким образом, 
исключение неопределенностей по трениям 
позволило избежать необоснованного зани-
жения концентрации пропанта.

Итоги
Выбор способа обработки карбонатного кол-
лектора должен базироваться на понимании 
фильтрационно-емкостных и упруго-проч-
ностных свойств коллектора, а также учиты-
вать состав (минерализацию) горных пород, 
слагающих объект.
Анализ ранее полученных результатов, а так-
же подбор компонентов жидкости ГРП с уче-
том физико-химических свойств пласта и пла-
стовых флюидов позволил избежать ошибки в 
подборе технологии.
Перекрестная калибровка геомеханической 
модели и модели ГРП позволила подобрать 
объемы и темпы закачки, при которых стало 
возможным реализовать задачи, поставлен-
ные геологической службой перед инженера-
ми в области ГРП. Повысить точность геоме-
ханического моделирования удалось за счет 
проведения расширенных лабораторных 
исследований на керне по определению кон-
станты Био и анизотропии упругих свойств по-
род пласта. Результаты исследований исполь-
зованы при построении 3D геомеханической 
модели с учетом TIV-анизотропии. Благодаря 
проделанной работе получен положительный 
результат от проведения ОПР, а успешность 
выполненных работ подтверждается резуль-
татами запусков скважин после МГРП. По-
лученные значения запускных дебитов сви-
детельствуют о возможности рентабельной 
разработки объекта. 

Благодаря спуску дополнительного маноме-
тра удалось выполнить калибровку модели 
трений в НКТ, что позволило избежать сниже-
ния максимальной концентрации.
По мере разбуривания месторождения и ухо-
да в зоны с более истонченными коллекто-
рами возникнет необходимость применения 
технологий, позволяющих удерживаться в 
меньших значениях высоты трещины ГРП. По-
этому с целью контроля высоты трещины ГРП 
запланированы исследования с проведением 
работ с жидкостями на базе ПАВ и синтетиче-
ских полимеров.

Выводы
Результаты опытно-промышленных работ 
признаны положительными. Запланирова-
но бурение дополнительных горизонталь-
ных скважин на преображенский горизонт 
с проведением девятистадийного МГРП. 
Анализ эксплуатационных показателей сква-
жин после проведения МГРП показал, что 
прорывов в нижележащий верхнечонский 
горизонт не допущено. Полученные резуль-
таты свидетельствуют об эффективности вне-
дрения геомеханического моделирования с 
перекрестной калибровкой модели на дан-
ные, полученные в результате проведения 
мини-ГРП.
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Results
The choice of a carbonate reservoir treatment method should be based 
on good understanding of the reservoir properties and elastic-strength 
properties, and take into account the composition (salinity) of the target 
reservoir rocks.
Taking into account previously obtained results, as well as the selection 
of fracturing fluid components based on the physicochemical properties 
of the reservoir and reservoir fluids, allowed to avoid errors in the 
technology selection. 
Cross-simulation of the geomechanical model and the hydraulic 
fracturing model allowed to select injection volumes and rates, 
which helped to implement the tasks set by the geological service 
for hydraulic fracturing engineers. The accuracy of geomechanical 
modeling has improved due to extended laboratory studies of the 
core to determine the Bio constant and the anisotropy of rock elastic 
properties. The studies’ results were taken into account when building 
3D geomechanical model, taking into account the TIV anisotropy. The 
work performed ensured positive results of the pilot project, and the 
work success has been confirmed by the results of post-frac well start 

rates. The obtained start rates confirm effective development of the 
field.
An additional bottom hole pressure gauge allowed to calibrate the 
friction model in the tubing, which helped to avoid a de-crease in the 
maximum proppant concentration.
With further drilling and moving to zones with thinner reservoirs, there will 
be a necessity to apply technologies that allow to keep smaller heights 
of hydraulic fractures. Therefore, to be able to control the height of a 
hydraulic fracture, studies have been scheduled to also test surfactant/
synthetic-polymer-based fluids.

Conclusions
The results of the pilot project were recognized as positive. It is planned 
to drill additional horizontal wells on the preobrazhenskiy orizon with 9 
stages hydraulic fracturing. Analysis of production wells shows that there 
were no breakthroughs into the underlying verkhnechonsky horizon after 
multi stages hydraulic fracturing. The results obtained indicate the high 
performance of geomechanical modeling applied in combination with 
cross matching of the model to the mini-frac history data.
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Аннотация
В статье рассмотрены условия формирования пласта Д0 в пределах месторождения на западном склоне Южно-Татарского 
свода. По описанию кернового материала из скважин, а также по заключению ГИС построена литологическая карта 
с выделением фациальных зон в пределах лицензионной границы изучаемого месторождения; здесь выделяются зоны 
песчаных островов (прибрежно-морская обстановка), фации шельфовой зоны и фации переходных к глубоководным. 
Также рассмотрены результаты опробования эксплуатационных скважин в различных фациальных зонах; самые высокие 
притоки получены из скважин, пробуренных в зоне прибрежно-морских осадков.

Abstract
The article considers the conditions of forming D0 formation within the field on the western slope of the South Tatar arch. Based on the description 
of core material from wells, as well as on the conclusion of GSW, a lithological map has been constructed with the allocation of facies zones within 
the license boundary of the studied deposit; zones of sandy islands (coastal-marine situation), facies of the shelf zone and facies transitional 
to deep-water are distinguished here. The results of testing of production wells in various facies zones are also considered; the highest inflows are 
obtained from wells drilled in the zone of coastal-marine sediments.

Материалы и методы
Для написания данной статьи авторами использованы образцы 
кернового материала для выделения структурно литологических 
особенностей и изучения фауны; а также заключения ГИС по 
скважинам для оценки содержания глинистой составляющей в 

пласте Д0 и последующего картирования фациальных зон в пределах 
изучаемого месторождения.

Ключевые слова
фациальный анализ, заключение ГИС, керновый материал, описание 
шлифов

Materials and methods
For writing this article, the authors used samples of core material to 
isolate structural lithological features and study fauna; as well as GSW 
conclusions on wells to assess the content of clay component in the D0 
formation and subsequent mapping of facies zones within the studied 
deposit. 

Keywords
facies analysis, GSW conclusion, core material, description  
of the microsections
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Введение
Принцип актуализма на сегодняшний 

день является основополагающим при рекон-
струкции палеогеографической обстановки 
прошлых эпох, а также при фациальном ана-
лизе. Палеофациальная реконструкция по-
зволяет решить вопросы как общенаучного, 
так и практического характера, а именно: вы-
бор перспективных зон для заложения новых 
скважин или применение МУН для выработки 
запасов.

Объект исследования
В качестве объекта исследования авто-

ром выбран пласт Д0 одного из месторожде-
ний Республики Татарстан (РТ) (по согла-
сованию с недропользователем название 
месторождения не разглашается). По мак- 
роописанию пласт представлен песчаным 
коллектором, а именно песчаником средне-, 
мелкозернистым, слабосцементированным. 
По микроописанию шлифов эти данные также 
подтверждаются (рис. 1).

По микроописанию (рис. 1) порода со-
стоит из кварца (90–95 %), полевого шпата 
(5–7 %), гидроокислов железа, цементом яв-
ляются мелкие зерна кварца. Порода сложена 
преимущественно угловатыми и полуокатан-
ными зернами кварца размером 0,1–0,2 мм, 
которые составляют 70–75 %. Окатанные 
и полуокатанные зерна кварца размером 
0,3–0,4 мм равномерно распределены в по-
роде и составляют 10–15 %. Самые мелкие 
зерна кварца размером 0,05–0,09 мм состав-
ляют 7–10 % в породе. Гидроокислы железа 
равномерно распределены в породе. Поры 
составляют около 15 % от площади шлифа.

Результаты и обсуждения 
Анализ фациальной обстановки осадко-

накопления изучаемого пласта проводился 
по всем скважинам, вскрывшим кыновский 
горизонт (как с отбором, так и без отбора 
керна). Для анализа литологического со-
става использованы данные по 24 скважи-
нам, вскрывшим отложения кыновского 
горизонта.

По результатам переинтерпретации 
кривых ГИС в скважинах без отбора кер-
на пласт Д0 характеризуется изменчиво-
стью по глинистой составляющей: от чистых  
песчаников (скв. 1-2) и глинисто-песчаных 
отложений (скв. 1-1) до чистых глин и алевро-
литов (скв. 1-3). На рисунке 2 показана схема 
корреляции по линии скважин, где по каро-
тажным характеристикам видна изменчи-
вость литологического состава пласта Д0  
(увеличение содержания глинистой 

составляющей характеризуется повышенны-
ми значениями по кривой ПС).

В разрезе скв. 1-1 в прикровельной части 
пласта выделяется глинистая пачка, в которой 
отмечается фауна червей-илоедов (рис. 3а),  
вероятно морского генезиса; в разрезе 
самого пласта Д0 — остатки обугленных  
растений (ОРО), имеющих аутигенное проис-
хождение (рис. 3 б)

Таким образом, в строении пласта Д0 ис-
следуемого месторождения можно выделить 
три основных типа разрезов по изменчивости 
литологического состава: первый тип — пес-
чаники; второй тип — песчано-глинистые от-
ложения (глинистые песчаники, алевролиты); 
третий тип — глинистые отложения (аргилли-
ты, глины).

По содержанию глинистой составляющей 
построена карта смены литотипов, по ко-
торой можно выделить три основные зоны 
пласта Д0 с различной фациальной обстанов-
кой осадконакопления: 
•	 фации прибрежно-морской области 

(песчаники);
•	 фации шельфовой и сублиторальной 

зоны (глинистые песчаники, алевролиты); 
•	 фации глубоководных и переходных 

к глубоководным отложениям (глины, 
аргиллиты).
По полученным данным построена литоло-

го-фациальная карта месторождения (рис. 4).  

Границы между фациальными зонами прове-
дены условно по половине расстояния между 
скважинами, где отмечаются признаки фа-
циального перехода, а именно изменение 
литологии. Также в учет принимались и до-
полнительные признаки — наличие фауны, 
слоистость, наличие минералов-индикаторов 
и т. д.

Фациальные зоны: желтый — фации при-
брежно-морской области; розовый — фации 
шельфовой и сублиторальной зоны; голу-
бой — фации глубоководных и переходных 
к глубоководным отложениям.

По построенной литолого-фациальной 
карте (рис. 4) видно, что во время формиро-
вания пласта Д0 территория месторождения 
в кыновское время представляла собой мор-
ской бассейн с серией песчаных островов, 
сформированных в переходной зоне (шель-
фовая, сублиторальная). Согласно литератур-
ным данным [2–6], данные острова образуют-
ся двумя путями. 

Первый — когда часть суши отделяется 
от основной земли (например, Мадагаскар 
и Новая Зеландия образовались так 20 млн 
лет назад). Ввиду тектонической обстановки 
позднего девона [1] это также возможно.

Второй — формирование песчаных 
островов и песчаных баров с наличием пе-
реходной к глубоководным зонам — образо-
вание «томболо», что возникают в результате 

Рис. 1 Микрофотография шлифа 
образца № 1-10 пласта Д0 (глубина 
отбора 1 765,3 м). Размер шлифа 3 мм
Fig. 1. Micrograph of the section sample  
№ 1-10 of the D0 formation (sampling 
depth 1 765,3 m). The section size is 3 mm

Рис. 3. Фотографии образцов керна пласта Д0. Диаметр образцов керна 71 мм:
а — отпечатки и ходы червей-илоедов в глинистой пачке; б — остатки ОРО аутигенного 
происхождения
Fig. 3. Photos of core samples D0 formation. The diameter of the core samples is 71 mm:
а – prints and passages of iloid worms in a clay pack; б – remains of charred plant remains 
autigenic origin

Рис. 2. Схема корреляции по линии скважин 1-1 – 1-2 – 1-3
Fig. 2. Correlation diagram along the well line 1-1 – 1-2 – 1-3
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ослабления энергии волнового поля, которое 
перемещает береговые наносы, и изменения 
температуры воды. Перейма образуется в ве-
тровой тени острова. Происходит дифракция 
волн с уменьшением их энергии, и наносы от-
лагаются на мелководье. Сначала образуется 
наволочек, рост которого приводит к «прира-
щению» острова к берегу [1]. В результате об-
разуется пересыпь с лагуной, окаймляющей 
песчаный бар с двух сторон (рис. 5).

В современных условиях в экваториаль-
ных зонах, а именно в районе Индийского 
океана, наблюдается серия песчаных остро-
вов, происхождение которых, вероятно, 
повторяет механизм формирования пласта 
Д0 кыновского горизонта (рис. 6), где карти-
руются сходные фациальные зоны (рис. 7).

Опираясь на данное предположение, 
можно объяснить процесс образования де-
вонской поверхности, отображенной на па- 
леогеографической карте пласта Д0 кынов-
ского горизонта, и выделенные зоны песча-
ных баров и островов, переходной зоны — 
шельфовой и сублиторальной, а также зоны 
осадконакопления в условиях относительно 
глубоководного морского бассейна (рис. 4).

По результатам опробования самые 
высокие притоки получены из скважин, на-
ходящихся в зоне песчаных баров и песча-
ных островов (фации прибрежно-морской 
области), что легко объясняется низким 
процентом глинистой или карбонатной со-
ставляющей и как следствие — более высо-
кими значениями фильтрационно-емкостных 
свойств (ФЕС). В таблице 1 показаны дебиты 
скважин в различных фациальных зонах (ну-
мерация скважин условная).

Рис. 4. Литолого-фациальная карта пласта 
Д0 месторождения. Масштаб 1:150 000.
Fig. 4. Lithofacial map of the D0 formation 
of the deposit. Scale 1:150 000

Итоги
Исходя из вышеизложенных фактов, авто-
ры делают вывод что палеофациальная ре-
конструкция — практический «инструмент», 
позволяющий выбрать наиболее благопри-
ятные участки для заложения новых эксплу-
атационных скважин или бурения боковых 
стволов для интенсификации добычи неф-
ти. Как показали результаты исследований, 
на месторождении зоны распространения 
фаций прибрежно-морской зоны пласта  
Д0 (табл. 1) наиболее благоприятные с высо-
кой продуктивностью скважин.

Выводы
Следует отметить, что во многих крупных за-
рубежных и российских нефтяных компаниях 
проводятся курсы повышения квалификации 

для специалистов нефтяной отрасли, что в 
последующем позволяет им проводить тема-
тические работы по палеофациальной рекон-
струкции как территорий месторождений, так 
на более обширных территориях с целью вы-
бора перспективных участков на поиск угле-
водородного сырья и приращения запасов.
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Рис. 5. Формирование песчаных баров 
«томболо» в морском бассейне
Fig. 5. Formation of “tombolo” sand bars in the 
sea basi

Рис. 6. Серия островов в Индийском океане
Fig. 6. A series of islands in the Indian Ocean

Рис. 7. Фациальные зоны осадконакопления 
на современных песчаных островах 
Мальдивского архипелага в Индийском 
океане: а — фации прибрежно-
морской области; б — фации 
шельфовой и сублиторальной зоны; 
в — фации глубоководных и переходных 
к глубоководным отложениям
Fig. 7. Facies sedimentation zones on modern 
sandy islands Maldives archipelago in the 
Indian Ocean: a – facies of the coastal-marine 
area; б – facies of the shelf and sublittoral 
zone; в – facies of deep-sea and transitional 
to deep-sea sediments

Табл. 1. Показатели разработки пласта Д0 в различных фациальных зонах  
(описание фациальных зон см. на рис. 7)
Tab. 1. Indicators of the development of the D0 formation in various facies zones  
(see fig. 7 description of facial zones)

№ скв. Фациальная 
зона

Начальный 
дебит, т/сут

Начальная 
обводненность, 
%

Текущий 
дебит, т/сут

Текущая 
обводненность, 
%

1-1 I 12 5 10 36

1-2 I 10 15 7 15

1-3 I 4 10 3,3 55

1-4 II 2 25 1,5 65

1-5 II 1 4 1 20

1-6 II 2,5 11 1,7 33

1-7 I 6 16 4,1 42
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Results
Based on the above facts, the authors conclude that paleofacial 
reconstruction is a practical “tool” that allows you to choose the most 
favorable sites for laying new production wells or drilling side shafts to 
intensify oil production. As shown by the results of studies at the deposit 
of the facies distribution zone of the coastal-marine zone of the D0 
formation (tab. 1) the most favorable with high productivity wells.

Conclusions
It should be noted that many large foreign and Russian oil companies 
conduct advanced training courses for specialists in the oil industry, 
which subsequently allows for thematic work on paleofacial 
reconstruction of both field territories and larger territories in order to 
select promising sites for the search for hydrocarbon raw materials and 
increment reserves.
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ГАЗОВАЯ ПРОМЫШЛЕННОСТЬ

«Газпром недра»: профессионализм, 
проверенный временем 

В настоящее время ООО «Газпром  
недра» является генеральным подрядчи-
ком по геолого-разведочным, геофизиче-
ским и специальным работам на объектах  
ПАО «Газпром». Это динамично разви-
вающаяся компания, обладающая со-
временными технологиями, необходи-
мой материально-технической базой 
и высокопрофессиональными специалиста-
ми. Ее производственные и научно-произ-
водственные подразделения расположены 
во всех газодобывающих регионах России. 
ООО «Газпром недра» неоднократно при-
знавалось одним из лучших нефтесервисных 
предприятий по итогам ежегодного опроса 
ключевых потребителей сервисных услуг не-
фтегазового комплекса России.

Конкурентоспособность ООО «Газпром 
недра» обеспечивают многолетний опыт 
работы в нефтегазовой отрасли, развет-
вленная сеть производственных и науч-
но-производственных филиалов, наличие 
собственной приборостроительной базы 
и сертифицированного метрологического 
центра. Важно и то, что, разрастаясь и стано-
вясь все более сложной, структура предпри-
ятия остается гибкой, мобильной, способной 
диверсифицировать свою деятельность и ре-
шать любые сложные и масштабные задачи.

В активе компании — семь территори-
альных управлений, десять производствен-
ных и научно-производственных филиалов, 
расположенных в основных газодобываю-
щих регионах России, около 270 специа-
лизированных полевых отрядов и партий, 
собственный сертифицированный метро-
логический центр. Трудовой коллектив 
насчитывает более 5 000 работников. В  
ООО «Газпром недра» внедрена система 
менеджмента качества на базе стандарта  
ГОСТ ISO 9001 и система менеджмента 

Решение об образовании  
ООО «Газпром недра» было принято 
руководством ПАО «Газпром» с целью 
создания конкурентоспособной 
высокотехнологичной сервисной 
компании за счет объединения активов 
и производственных мощностей двух 
дочерних обществ —  
ООО «Газпром георесурс» и  
ООО «Газпром геологоразведка».

охраны здоровья и безопасности труда в со-
ответствии с ISO 45001.

В 2023 году ООО «Газпром недра» 
успешно прошло сертификационный аудит 
системы менеджмента качества на соот-
ветствие требованиям СТО Газпром 9001-
2018 «Системы менеджмента. Системы 
менеджмента качества. Требования» 
в Системе добровольной сертификации (СДС)  
ПАО «Газпром» ИНТЕРГАЗСЕРТ, что под-
тверждено сертификатом соответствия. 

Действие сертификата распростра-
няется на все направления деятельности 
 ООО «Газпром недра», и его территориаль-
но обособленных подразделений, на выпол-
няемые работы и производимую продукцию, 
включая геологоразведочные и специаль-
ные работы, геофизические исследования 
и работы в скважинах, геолого-технологиче-
ские исследования в скважинах, проектиро-
вание и производство геофизической аппа-
ратуры и оборудования.

Производственная деятельность компа-
нии в области геологоразведки направлена 
на формирование предложений по разви-
тию минерально-сырьевой базы (МСБ), про-
ведение подсчета запасов углеводородного 
сырья, постановку их на баланс в Государ-
ственной омиссии по запасам и проведение 
опытно-промышленной эксплуатации ме-
сторождений. ООО «Газпром недра» актив-
но занимается реализацией долгосрочной 
программы развития МСБ ПАО «Газпром» 
до 2040 года.

В области геофизического сервиса фи-
лиалы ООО «Газпром недра» помимо вы-
полнения  традиционных геофизических 
исследований и работ предоставляют за-
казчикам более 30 дополнительных видов 
услуг в области технического и информаци-
онного сопровождения жизненного цикла 

скважин и месторождений, в том числе: гео- 
физическое сопровождение строительства 
нефтяных и газовых скважин, прострелоч-
но-взрывные работы, вертикальное сейсмо-
профилирование, полевые геофизические 
исследования, капитальный ремонт и опти-
мизацию работы скважин. 

Одно из важных и объемных направ-
лений деятельности компании — оказание 
услуг по геофизическому сопровождению 
при создании и контроле за эксплуатацией 
подземных хранилищ газа (ПХГ). С этой це-
лью в ней создана и успешно функционирует 
многоуровневая система геолого-геофизи-
ческого мониторинга ПХГ. 

Компания осуществляет полное инфор-
мационное обеспечение ПАО «Газпром» 
по замкнутому циклу: поиск – разведка – 
освоение – разработка – добыча – эксплу-
атация – мониторинг объектов углеводо-
родного сырья и ПХГ на основе внутреннего 
инновационного и технологического про-
ектов. Предоставляемая компанией геоло-
го-геофизическая и технологическая инфор-
мация позволяет эффективно осуществлять 
управление и контроль за разработкой 
и эксплуатацией месторождений и ПХГ 
с целью максимального извлечения из недр 
углеводородного сырья. Техническое обору-
дование и научно-методический потенциал 
ООО «Газпром недра» соответствуют зада-
чам ПАО «Газпром» как глобальной энерге-
тической компании.

ООО «Газпром недра» ведет работы 
и исследования в различных геологиче-
ских и климатических условиях России, как 
на объектах Группы «Газпром», так и сто-
ронних заказчиков, участвует в реализации 
крупнейших проектов «Газпрома» в но-
вых регионах нефтегазодобычи, таких как 
мегапроект «Ямал» и Восточная газовая 
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программа. На сегодняшний день компа-
ния имеет в своем портфеле более двухсот 
объектов производства работ — это место-
рождения, перспективные площади и ПХГ.

В своей текущей деятельности и в пла-
нах ее дальнейшего развития ООО «Газпром  
недра» полностью следует политике Прези-
дента РФ Владимира Путина, заявившего 
о том, что в освоении северных регионов 
страны — наше будущее, в том числе и с точ-
ки зрения добычи природных ископаемых, 
необходимых стране в перспективе. Ос-
воение континентального шельфа России 
является стратегической государственной 
задачей, и «Газпром» является лидером 
по объемам и эффективности проведения 
геолого-разведочных работ в Арктике. По-
этому руководство ООО «Газпром недра» 
уделяет особое внимание повышению науч-
но-технического потенциала в области про-
ведения геолого-разведочных работ и осо-
бенно работ на шельфе, которые являются 
одними из наиболее наукоемких в нефтега-
зовом сервисе за счет внедрения инноваци-
онных методов и самого передового опыта 
в технологический процесс. Разработанные 
сотрудниками компании методы оптимиза-
ции строительства скважин на континенталь-
ном шельфе направлены на сокращение 
финансовых затрат на геолого-разведочные 
работы и повышение инвестиционной при-
влекательности освоения морских арктиче-
ских месторождений.

С целью повышения эффективности  
изучения недр компания постоянно разви-
вает технологическую базу, оптимизирует 
организационную структуру и расширяет 
свои компетенции, активно внедряя новей-
шие технологии, в том числе цифровые, 
позволяющие получать более качественные 
данные и оптимизировать производствен-
ные процессы. 

Так, на базе ООО «Газпром недра» 
создан отраслевой Центр строительства 
скважин (ЦСС). Председатель Правления  
ПАО «Газпром» Алексей Миллер высоко 
оценил это событие, заявив, что создание 
Центра будет «без сомнения, способство-
вать дальнейшему росту эффективности ра-
боты «Газпрома». В настоящее время ЦСС 

оказывает услуги по геонавигационному, 
инженерно-технологическому, геомеха-
ническому сопровождению строительства 
скважин и экспертизе программ работ 
на бурение. ЦСС является частью разраба-
тываемой Единой цифровой платформы  
ПАО «Газпром». Здесь в режиме 24/7 работа-
ет семь круглосуточных постов: пять — по ин-
женерно-технологическому и два — по гео-
навигационному сопровождению. В работе 
одновременно находится до 32 объектов экс-
плуатационного бурения Ковыктинского, 
Харасавейского, Астраханского и Уренгой-
ского месторождений. Рекомендации, кото-
рые выдают специалисты Центра, позволяют 
минимизировать возможность осложнений, 
возникающих в процессе бурения, значи-
тельно повышать его эффективность и со-
кращать сроки строительства эксплуатаци-
онных скважин. Благодаря цифровизации 
процесса и опытной команде ЦСС уже явля-
ется важным звеном в цикле строительства 
скважин ПАО «Газпром». 

В 2022 году компания приступила 
к реализации еще одного проекта в рам-
ках ее организационной трансформации 
наряду с внедрением передовых информа-
ционно-управляющих систем — созданию 
Центра управления геофизическими ис-
следованиями скважин (ЦУГИС). Центр ста-
нет связующим звеном между филиалами 
ООО «Газпром недра», производственными 
объектами и пользователями информации 
в лице газодобывающих компаний и будет 
включать два направления: геологическое 
(аналитический блок) и геофизическое (опе-
рационный блок). Основная функция ана-
литического блока заключается в создании 
и постоянной актуализации цифрового Бан-
ка данных геолого-геофизической инфор-
мации. В свою очередь операционный блок 
нацелен на совершенствование внутренней 
эффективности ООО «Газпром недра», пре-
жде всего, в области сопровождения наи-
более сложных видов работ в скважинах, 
развития и внедрения в производство новых 
технологий и цифровых инициатив.

В рамках проводимой деятельности 
по организационной трансформации и оп-
тимизации производственной структуры ру-
ководство ООО «Газпром недра» приняло 
решение об укрупнении филиальной сети 
по направлению «Геофизический сервис». 
К ключевому эффекту от изменений орга-
низационной структуры относится в первую 
очередь повышение эффективности управ-
ления за счет оптимизации и унификации 
бизнес-процессов с одновременным сохра-
нением достаточного уровня промышленной 
и экологической безопасности на всех объ-
ектах работ. 

В ООО «Газпром недра» утверждена Кон-
цепция цифровой трансформации, которая 
является необходимым шагом в достиже-
нии стратегической цели нашей компании 

по обеспечению качественной информа-
ционно-аналитической базы для принятия 
решений на всех этапах недропользования. 
И одновременно с этим в определении места 
и вклада ООО «Газпром недра» в достижение 
стратегической цели ПАО «Газпром» в газо-
вом бизнесе — сохранить статус лидера сре-
ди глобальных нефтегазовых компаний.

Реализация этих проектов повысит опе-
ративность получения финансовой, про-
изводственной и аналитической информа-
ции, приведет к повышению операционной 
эффективности деятельности и оптимиза-
ции основных и поддерживающих бизнес- 
процессов ООО «Газпром недра». 

ООО «Газпром недра» уделяет большое 
внимание не только созданию и развитию 
собственных технологий, компетенций, 
производственных мощностей, но и целена-
правленной деятельности по организации 
взаимовыгодного партнерства и реализа-
ции совместных проектов с ведущими не-
фтегазовыми и сервисными компаниями, 
разработчиками оборудования. Компанией 
уже подписан ряд соглашений о сотрудни-
честве, предусматривающих реализацию 
инновационных и технологических проек-
тов, создание инновационных центров, цен-
тров обучения и повышения компетенций 
специалистов.

Перспективы развития ООО «Газпром 
недра» связаны с обеспечением устойчиво-
го воспроизводства, управления и развития 
минерально-сырьевой базы ПАО «Газпром», 
повышением эффективности разработки 
месторождений и эксплуатации подземных 
хранилищ газа путем внедрения инноваци-
онных технологий на всех стадиях жизненно-
го цикла объектов газодобычи и ПХГ.

117418, Москва, 
ул. Новочеремушкинская, д. 65

Тел.: +7 (495) 719-57-75, 
Факс: +7 (495) 719-57-65
office@nedra.gazprom.ru

База сейсморазведчиков

В Центре строительства скважин

На Ковыктинском ГКМ
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ОБОРУДОВАНИЕ

Проблемы экологии нефтяных месторождений 
и пути их решения
Добыча нефти и экология — тесно связанные понятия, поскольку нефтегазодобывающая отрасль —  
одна из экологически опасных отраслей хозяйствования в мировой практике. 

Колоссальный ущерб экологии наносят 
выбросы в атмосферу, в том числе выбросы 
попутного нефтяного газа. Попутный неф- 
тяной газ (ПНГ) — углеводородные газы, со-
путствующие нефти и выделяющиеся при 
ее добыче на нефтегазовых месторождени-
ях. Проблема использования попутного газа, 
добываемого из скважин вместе с нефтью, 
остро стоит во многих странах мира. 

При современных способах разработ-
ки от 1–17 % нефти, газа и нефтепродуктов 
теряются в процессах добычи, подготовки, 
переработки, транспортирования и исполь-
зования. Номенклатурный состав ядовитых 
загрязнений содержит около 800 веществ, 
в том числе мутагены (влияют на наследствен-
ность), канцерогены, нервные и кровяные 
яды (влияют на функции нервной системы), 
аллергены и др.

По оценкам на начало 2009 года 
(приводимым «Российской газетой» по ис-
следованиям Минэнерго и Комитета Госдумы 

по природным ресурсам, природопользова-
нию и экологии), каждый год в России извле-
калось 55 млрд м3 ПНГ. При этом в факелах 
сжигалось приблизительно 25 %, а это почти 
14 млрд т. Половина полученного ПНГ тратит-
ся на нужды промыслов и списывается на тех-
нологические потери, и только около 25 % 
отправляется на переработку. А 14 млрд м3 —  
это более 3 % всей добычи природного 
газа в России и около 4 % его потребления 
на внутренние нужды страны. Таким обра-
зом, проблема загрязнения атмосферы непо-
средственно на месторождениях при эксплуа-
тации добывающих скважин на сегодняшний 
день остается актуальной. 

Причиной загрязнений окружающей сре-
ды в процессе эксплуатации скважин может 
являться вынужденный (аварийный) сброс 
газа, который может возникнуть из-за неоп-
тимального режима работы скважин, напри-
мер, в результате увеличения давления газа 
в затрубном пространстве, высоких давлений 

в выкидном коллекторе. Кроме того, перед 
производством подземного или капитально-
го ремонта нефтяных скважин производят 
сброс нефтяного газа из затрубного про-
странства в атмосферу в течение опреде-
ленного времени. Отрицательное влияние 
можно уменьшить, если отнестись с большим 
вниманием к воздействию попутного нефтя-
ного газа на экологию. Но, к сожалению, 
нефтегазодобывающие компании зачастую 
пренебрегают использованием дополни-
тельного технологического оборудования, 
применение которого направлено на реше-
ние не только экологической, но и эконо-
мической проблемы, так как ПНГ является 
высокоценным сырьем. На сегодняшний 
день наиболее распространена механизиро-
ванная добыча нефти с применением раз-
личного глубинно-насосного оборудования. 
Львиную долю из которого занимают элек-
троцентробежные (61 %) и штанговые (31 %)  
насосные установки. Для предотвращения 

Рис. 1. УСУ в устьевой обвязке скважины Фото 1. УСУ в устьевой обвязке скважины

Табл. 1. Параметры работы скважин до и после установки УСУ

Параметр Скважина № 1 Скважина № 2

до после до после

Qж, м3/сут 118 142 (+24) 128 145 (+17)

Qн, тн/сут 26 32 (+6) 15 18 (+3)

Рлин, атм 21 21 27 27

Рзат, атм 22 2 (-20) 27 7 (-20)

Рпр, атм 29 26 (-3) 39 32 (-7)

Ндин, м 2 048 1 847 (-201) 1 464 1 323 (-141)
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сброса ПНГ в атмосферу и сбора его как цен-
ного сырья при эксплуатации добывающих 
скважин наша компания предлагает исполь-
зовать технологическое оборудование для 
снижения затрубного давления до минималь-
ных значений. Это позволит:
•		 исключить сбросы ПНГ в атмосферу,
•		 улучшить экологическую обстановку 

в регионе,
•		 улучшить характеристики работы глубин-

но-насосного оборудования,
•		 получать дополнительную прибыль 

за счет увеличения добычи нефти и газа 
без капитальных затрат на дорогостоя-
щие геолого-технические мероприятия 
и методы увеличения нефтеотдачи. 
Одной из перспективных технологий для 

решения проблемы загрязнения окружаю-
щей среды, повышения эффективности экс-
плуатации скважин, оборудованных УЭЦН, 
является технология снижения давления 
в затрубном пространстве с использовани-
ем эжекторных систем. Суть технологии за-
ключается в следующем: согласно расчету, 
в устьевую обвязку выкидной линии скважи-
ны по «байпасной» линии устанавливается 
эжекторная система — «Устьевое струйное 
устройство — УСУ» (рис. 1, фото 1). Рабочей 
жидкостью для УСУ выступает добываемая 
продукция, которая по мере прохождения 
через конфузор устьевого устройства созда-
ет пониженное давление в приемной каме-
ре, которая обвязана с затрубом скважины. 
В результате газ из затрубного пространства 

инжектируется в выкидную линию, давление 
в затрубе снижается до значения давления 
в приемной камере.

Тем самым из-за снижения давления в за-
трубном пространстве происходит повыше-
ние динамического уровня, снижение коли-
чества газа на приеме УЭЦН и, как следствие, 
повышение эксплуатационных характеристик 
насоса и увеличение дебита скважины. При 
повышении динамического уровня возмож-
но увеличить производительность насосной 
установки (увеличение выходной частоты 
ПЭД) с целью увеличения депрессии на пласт 
и получения дополнительной добычи нефти 
и газа.

Для скважин, оборудованных штанговы-
ми глубинными насосами, привод которых 
осуществляется при помощи станков-качалок 
(СК), с целью снижения затрубного давления 
мы предлагаем устанавливать компрессор 
скважинный (КС) с приводом от балансира СК.

Компрессор представляет собой поршне-
вой компрессор, устанавливаемый между ба-
лансиром и опорной рамой СК (рис. 2, фото 2). 
Шток подвешивается к балансиру на оси, 
цилиндр с рамой соединяется карданной 
опорой. Привод компрессора осуществляет-
ся от балансира СК. Шарнирная опора штока 
закрепляется на балансире СК, а шарнирная 
опора цилиндра на опорной раме качалки. 
При работе СК происходит возвратно-посту-
пательное движение поршня относительно 
цилиндра, обеспечивающее процессы вса-
сывания и нагнетания газа. Транспортировка 

всасываемого и нагнетаемого газа осущест-
вляется с помощью гибких рукавов высокого 
давления.

Применение данных технологий позволя-
ет улучшить экологическую обстановку на ме-
сторождениях, а также сохранить здоровье 
как самих нефтедобытчиков, так и жителей 
нефтедобывающих регионов. Оборудование 
позволяет увеличить добычу нефти и газа без 
проведения дополнительных дорогостоящих 
мероприятий (скважины, потенциал которых 
ограничен высоким затрубным и линейным 
давлением), стабилизировать работу насо-
сных установок, а также позволит перевести 
часть периодического фонда скважин в по-
стоянный режим работы. При этом нефтяные 
компании получат дополнительную прибыль 
без капитальных затрат.

ООО «Научно-производственная 
фирма «Модуль» 

РТ, г. Лениногорск, 
ул. Трубная, д. 15, стр. 1 

Тел./факс: +7 (85595) 6-53-65, 
+7 (85595) 6-53-64, 

modullen@mail.ru

Рис. 2. Компрессор скважинный, установленный на скважине Фото 2. Компрессор скважинный, установленный 
на скважине

Табл. 1. Параметры работы скважин до и после установки КС

Показатель Скважина № 1 Скважина № 2

до после до после

Qж, м3/сут 3,8 5,8 (+2) 5,5 6,8 (+1,3)

Qн, т/сут 3,5 5 (+1,5) 4,6 5,8 (+1,2)

Рлин, атм 32 32 31 31

Рзат, атм 27,5 0,5 (-27) 28,9 1,9 (-27)

Ндин, м 1 145 980 (-165) 1 290 945 (-345)
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Аннотация
В настоящее время возрастает интерес к газогидратам как к альтернативным источникам энергии, способу транспортировки 
и хранения природного газа. Актуальной проблемой является прогнозирование образования газогидратов, следовательно, 
существует потребность в разработке эффективной технологии, способной прогнозировать термобарические условия 
гидратообразования.
Целью данной работы является создание алгоритма машинного обучения для прогнозирования условий 
гидратообразования. Задачи, которые были поставлены: сбор эмпирических данных о зонах стабильности газогидратов, 
анализ данных алгоритмами машинного обучения, построение алгоритма, способного достаточно точно прогнозировать 
зоны стабильности газогидратов.

Abstract
Currently, there is a growing interest in gas hydrates as an alternative energy source, a method of transporting and natural gas storage. An urgent 
problem is the prediction of the gas hydrates formation, therefore, there is a need to develop an effective technology capable of predicting the 
thermobaric conditions of hydrate formation.
The purpose of this work is to create a machine learning algorithm for predicting hydrate formation conditions. The tasks that were set are the 
collection of empirical data on the stability zones of gas hydrates, the analysis of data by machine learning algorithms, the developing of the 
model capable of accurately predicting the stability zones of gas hydrates.

Материалы и методы
В ходе данной работы будет построен алгоритм машинного обучения 
для прогнозирования температуры и структуры гидратообразования, 
также модель машинного обучения проведет анализ исходных 
данных. В основе модели будет лежать метод случайного леса. 

Исходные данные для обучения и тестирования модели будут взяты 
из открытых источников.

Ключевые слова 
газовые гидраты, машинное обучение, прогнозирование, модель, 
термобарические условия

Materials and methods
In the course of this work, a machine learning algorithm will be built to 
predict the temperature and structure of hydrate formation and initial 
data will be analyzed by the model. The model will be based on the 

Random Forest method. The initial data for training and testing the 
algorithm will be taken from open sources.
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gas hydrates, machine learning, forecasting, thermobaric conditions
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Введение
При проведении глубоководных буро-

вых работ образование газогидратов яв-
ляется угрозой для безопасности на произ-
водстве, потому что диссоциация гидрата 
метана может привести к выбросу обору-
дования или взрыву [3]. Кроме этого, ме-
тан является парниковым газом, который 

способен выделиться с морского дна при 
температуре морской воды или подводного 
оползня. Поэтому точная оценка запасов 
газогидратов на морском дне и определе-
ние зон их стабильности позволят вовремя 
замечать необратимые изменения мор-
ского дна. Следует также учесть главный 
интерес к изучению газогидратов — это 

возможность использовать их в качестве 
источника энергии.

Газовые гидраты представляют собой 
группу нестехиометрических ледоподобных 
кристаллических соединений, образующих-
ся в результате сочетания воды и гостевых 
молекул подходящего размера при низких 
температурах и повышенных давлениях. 



58 ЭКСПОЗИЦИЯ НЕФТЬ ГАЗ ОКТЯБРЬ 6 (99) 2023

В газогидратной решетке молекулы воды 
образуют водородно-связанные клеточные 
структуры [3].

Общая формула для всех газовых 
гидратов:

 	             	                        (1)

где M — молекула гидратообразующего 
газа; n — число молекул воды, приходящих-
ся на одну включенную молекулу газа, ввиду 
того, что эти вещества имеют переменный 
состав, принимает значения от 5,75 до 17.

Полости газогидратов имеют правиль-
ную геометрическую форму, которая встре-
чается в трех видах (рис. 1):
•	 первый вид (512) представляет собой 

многогранник, содержащий 12 граней 
по 5 ребер;

•	 второй вид (51262) является многогран-
ником, который содержит 12 граней 
по 5 ребер и 2 грани по 6 ребер;

•	 третий вид (51264) построен из 12 граней 
по 5 ребер и 4 граней по 6 ребер.

Методология исследования
Для прогнозирования зон стабильности 

газогидратов в данной работе применя-
ется алгоритм, который получает на вход 
значение температуры и предсказывает 
давление.

В качестве исходных данных принима-
лись экспериментальные термобарические 
условия из литературы [1, 2, 5]. Обучение ма-
шинного алгоритма осуществляется на дан-
ных, в которых содержатся все фазовые со-
стояния газогидратов.

Затем модель тестируется и проверяется 
на данных, основанных на одной из фаз га-
зового гидрата.

Компьютерная программа обучается 
на основе опыта Е по отношению к некото-
рой задаче Т и некоторой оценке произво-
дительности Р, если ее производительность 
на Т, измеренная посредством Р, улучшается 
с опытом Е.

Методы машинного обучения
Методы машинного обучения способ-

ны справляться с широким спектром задач, 
но в данной работе рассматривается задача 
восстановления регрессии или же прогно-
зирования, поэтому будут рассматриваться 
и применяться методы, способные решить 
поставленную задачу.

Задачу обучения по прецедентам при  
Y = R принято называть задачей восстанов-
ления регрессии. Основные обозначения 

Рис. 1. Схема образования различных структур газогидратов
Fig. 1. Scheme of formation of various structures of gas hydrate

Рис. 2. Зависимость давления от температуры в различных структурах газогидратов
Fig. 2. Dependence of pressure on temperature in various structures of gas hydrates

Рис. 3. Зависимость значения RMSE от параметра n_estimators
Fig. 3. Dependence of the RMSE value on the n_estimators paramete

Рис. 4. Зависимость RMSE от параметра max_features
Fig. 4. Dependence of RMSE on the max_features parameter
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остаются прежними. Задано пространство 
объектов Х и множество возможных от-
ветов Y. Существует неизвестная целевая 
зависимость:

	               	      (2)

значения которой известны только на объ-
ектах обучающей выборки Xl = (xi, yi)

Ii= 1,  
yi = y(xi).

Требуется построить алгоритм, который 
в данной задаче принято называть функцией 
регрессии X→Y, аппроксимирующий целе-
вую зависимость y*.

К методам восстановления регрессии 
можно отнести: линейную (полиномиаль-
ную) регрессию, метод K-ближних соседей 
и лес случайных решений.

В данной работе рассмотрен алгоритм 
леса случайных решений.

Случайный лес 
Случайный лес — один из самых эф-

фективных алгоритмов машинного обу-
чения и является одним из немногих уни-
версальных алгоритмов. Универсальность 
заключается, во-первых, в том, что он хорош 
во многих задачах, во-вторых, в том, что есть 
случайные леса для решения задач класси-
фикации, регрессии, кластеризации, поиска 
аномалий, селекции признаков и т.д. [4, 6].

Метрики для оценки алгоритмов ма-
шинного обучения

Метрики необходимы для измерения 
и сравнения производительности алгорит-
мов машинного обучения. Они отражают 
оценку различных характеристик в результа-
тах работы алгоритмов.

Средняя абсолютная ошибка
Средняя абсолютная ошибка (или MAE) 

представляет собой сумму абсолютных раз-
личий между прогнозами и фактическими 
значениями:

	 	

где yi — это предсказанное значение, xi — это 
истинное значение, n — количество приме-
ров для обучения.

Среднеквадратичная ошибка
Среднеквадратичная ошибка (или RMSE) 

представляет собой квадратный корень 
из среднеквадратической ошибки (MSE). 
Среднеквадратическая ошибка похожа на аб-
солютную ошибку в том, что она дает общее 
представление о величине ошибки. MSE на-
ходится по формуле:

 
	 	

где yi — это предсказанное значение, xi — это 
истинное значение, n — количество приме-
ров для обучения.

Коэффициент детерминации
Коэффициент детерминации (R Squared) 

указывает на точность соответствия спро-
гнозированных значений и фактических. Это 
значение изменяется от 0 до 1, что характери-
зует в долях эффективность работы алгорит-
ма. R Squared вычисляется по формуле:

	         	

где SSE — это сумма значений квадратичной 
функции потерь; SST — полная сумма ква-
дратов, или, другими словами, это дисперсия 
переменной отклика.

Результаты исследований 
Для качественной работы алгоритма 

необходимо произвести кросс-валидацию, 
то есть разбить исходные данные на обуча-
ющую и на тестовую выборки. Также для ра-
боты алгоритма необходимо правильно подо-
брать значения переменных, которые влияют 
на процесс обучения.

Показателями эффективности работы ал-
горитма будут являться следующие метрики: 

Рис 5. Зависимость RMSE от параметра min_samples_split
Fig. 5. RMSE dependency on the min_samples_split parameter

Рис. 6. Зависимость RMSE от параметра min_samples_leaf
Fig. 6. RMSE dependency on the min_samples_leaf parameter

Рис. 7. Сравнение реального и прогнозируемого значения давления 
для всех данных в выборке
Fig. 7. Comparison of the real and predicted pressure value for all data 
in the sample

Рис. 8. Сравнение реального и прогнозируемого значения давления 
для состава CH4 + H2O in Hydrate + Aqueous Liquid + Vapor
Fig. 8. Comparison of the actual and predicted pressure value  
for CH4 + H2O in Hydrate + Aqueous Liquid + Vapor
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среднеквадратичная ошибка и коэффициент 
детерминации.

Число «деревьев» оказывает значитель-
ное влияние на качество алгоритма. Наи-
меньшее значение ошибки мы получаем при 
значении количества «деревьев» — 20.

Число признаков для расщепления от-
вечают за однообразие «деревьев», чем 
больше значение, тем больше время работы 
алгоритма и тем однообразнее «деревья». 
Наименьшее значение ошибки мы получаем 
при значении количества признаков расще-
пления — 18.

Минимальное число объектов, при ко-
тором выполняется расщепление, влияет 
на время выполнения алгоритма и на каче-
ство обучения.

Ограничение на число объектов в листьях 
оказывает такое же влияние на алгоритм об-
учения, как и предыдущий параметр. Значе-
ние было выставлено значением по умолча-
нию и равнялось пяти.

Таким образом были подобраны зна-
чения параметров для корректной работы 
алгоритма и его качественного обучения 
и тестов.

Далее модель была обучена на общей 
выборке для последующего применения 
на данных, сгруппированных по составу. 
На графиках ниже отображено соответствие 
предсказанных значений к целевым, то есть 
чем ближе точки располагаются к функ-
ции y = x, тем точнее алгоритм выполнил 
предсказание.

Итоги
Применение модели машинного обучения 
показало высокую эффективность. В рамках 
текущего исследования были достигнуты точ-
ности в 75,718 % при прогнозировании темпе-
ратуры образования гидрата и 84,865 % при 
прогнозировании структуры образующегося 
гидрата различных газов.

Выводы
В настоящем исследовании построены матема-
тические модели, основанные на алгоритмах 
машинного обучения. Построение алгоритмов 
и их тестирование осуществлялось на экспери-
ментальных данных термобарических свойств 
газовых гидратов, собранных из литературы. 
Простота и допустимая точность результатов про-
гнозирования свидетельствуют о том, что данная 
технология может применяться для определения 
зон стабильности газогидратов. Но были выявле-
ны недостатки в исходных данных, которые учи-
тывают не все параметры условия образования 
гидратов, содержат ошибочные значения и не 
обладают исчерпывающей информацией о про-
исходящих процессах.
Дальнейший сбор данных и совершенствова-
ния алгоритмов могут позволить эффективно 
оценивать влияние различных ингибиторов на 
смещение зон стабильности и их концентрации 
в заданных условиях. Такая гибкость модели 
позволит эффективно эксплуатировать трубо-
проводы, технологические линии и с доработ-
ками оценивать диссоциацию гидратов газа в 
газогидратных месторождениях.
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Рис. 9. Сравнение реального и прогнозируемого значения давления 
для состава CH4 + H2O in Hydrate sI + Aqueous Liquid + Vapor
Fig. 9. Comparison of the real and predicted pressure value for the 
composition CH4 + H2O in Hydrate sI + Aqueous Liquid + Vapor

Рис. 10. Сравнение реального и прогнозируемого значения давления 
для состава CH4 + H2O in Hydrate sI + Ice + Vapor
Fig. 10. Comparison of the actual and predicted pressure value for the 
composition CH4 + H2O in Hydrate sI + Ice + Vapor

Results
The use of a machine learning model has shown high efficiency. Within 
the framework of the current study, an accuracy of 75,718 % was achieved 
in predicting the temperature of hydrate formation and 84,865 % in 
predicting the structure of the resulting hydrate of various gases.

Conclusions
In this study, mathematical models based on machine learning algorithms 
are constructed. The construction of algorithms and their testing was 
carried out on experimental data on the thermobaric properties of gas 
hydrates collected from the literature. The simplicity and permissible 
accuracy of the forecasting results indicate that this technology can be 

used to determine the stability zones of gas hydrates. But shortcomings 
were identified in the initial data, which do not take into account all 
the parameters of the conditions for the formation of hydrates, contain 
erroneous values and do not have comprehensive information about the 
processes taking place.
Further data collection and improvements in algorithms can make it 
possible to effectively assess the effect of various inhibitors on the 
displacement of stability zones and from concentration under given 
conditions. Such flexibility of the model will make it possible to efficiently 
operate pipelines, technological lines and, with modifications, assess 
the dissociation of gas hydrates in gas hydrate fields.
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«Петролайн-А» — профессионалы своего «ДЭЛА»

Система контроля параметров бурения 
и ремонта скважин СКПБ «ДЭЛ-150» позво-
ляет контролировать процессы бурения и ре-
монта скважин, а также предотвращать ава-
рийность и производственный травматизм 
персонала. Система соответствует требовани-
ям ТР ТС 012/2011 «О безопасности оборудо-
вания для работы во взрывоопасных средах».

Система видеорегистрации ДЭЛ-150В2 
предназначена для видеоконтроля на буро-
вых установках и на установках ремонта сква-
жин с возможностью синхронизации данных 
видеонаблюдения с данными телеметрии 
СКПБ «ДЭЛ-150», что позволяет наиболее 
точно и полно восстановить цепочку событий 
на объекте.

Основной блок ДЭЛ-150В2 — видеоре-
гистратор, оснащен системой поддержания 
оптимальной температуры внутри корпуса. 
Включение видеорегистратора происходит 
после установки необходимой температуры. 
Обеспечивает запись данных до 10 IP-видео-
камер, установленных на рабочей площадке 
или емкостном блоке. Запись производится 
на съемный жесткий диск с возможностью 
передачи видеоданных в режиме реального 
времени по Ethernet, GSM, WI-FI сетям.

Система контроля параметров раствора 
СКР-2 — модульный программно-аппаратный 
комплекс, предназначенный для контроля, 
регистрации и беспроводной передачи ин-
формации параметров жидкостей, исполь-
зуемых при проведении работ КРС и ПРС. 

ООО НПП «Петролайн-А» — IT-компания, которая занимается разработкой, производством и сервисом 
контрольно-измерительных приборов и автоматизации (КИПиА) для нефтегазодобывающей 
промышленности.

В зависимости от комплектации станция мо-
жет предоставлять информацию о моменталь-
ном расходе, суммарном объеме, плотности, 
давлении и температуре раствора. В состав 
комплекса СКР-2 могут входить датчик расхо-
да; датчик давления; датчик плотности и др.

Система контроля расхода топлива 
«Пульсар» предназначена для измерения 
расхода, уровня или объема топлива в ем-
костях на буровых установках, буровых на-
сосах, дизельных электростанциях, складах 
горюче-смазочных материалов (ГСМ), а также 

 Рис. 1. Расположение датчиков на машинном ключе

Рис. 2. Диаграмма свинчивания на дисплее модуля управления
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и регистрации крутящего момента свинчи-
вания резьбовых соединений при строитель-
стве нефтяных и газовых скважин. 

В составе системы ДЭЛ-150 СККМиО на-
ходятся датчики, размещаемые на машинном 
ключе (рис. 1), регистрирующие параметры 
крутящего момента, выбранной передачи, 
количества и скорости оборотов свинчива-
ния. Датчики не имеют кабельных связей 
и передают данные по радиоканалу в модуль 
управления ДЭЛ-150.

По полученным от датчиков данным мо-
дуль управления на дисплее строит диаграм-
му свинчивания (рис. 2) и при достижении 
максимально допустимого момента включает 
блокировку и звуковое оповещение. Специа-
лист, ответственный за сборку колонны, ре-
шает, принимать ли выполненное свинчива-
ние или отклонить и выполнить заново.

Для удобства использования имеется воз-
можность дублировать показания дисплея 
модуля управления на мобильные устройства 
и ПК на рабочем месте мастера-технолога.

Система позволяет выполнять все необ-
ходимые настройки, задание уставок и вели-
чин (рис. 3), имеет гибкий интерфейс и доступ 
к просмотру архивных данных (рис. 4). 

Для последующего анализа проведенных 
работ по сборке колонны, а также создания 
отчетов данные выгружаются в верхнее про-
граммное обеспечение (рис. 5).

ООО НПП «ПЕТРОЛАЙН-А»
423801, РФ, Республика Татарстан,

г. Набережные Челны,  
ул. Лермонтова, 53А

Тел/факс: +7 (8552) 53-55-35, 71-74-31

Почтовый адрес:
423801, РФ, Республика Татарстан,

г. Набережные Челны, а/я 23
main@pla.ru www.pla.ru

Рис. 3. Окно настроек модуля управления

Рис. 4. Окно просмотра архивных данных

Рис. 5. Верхнее программное обеспечение

авто- и железнодорожном транспорте. Кон-
троллер «Пульсар» с заданной периодич-
ностью опрашивает емкостные измерители 
уровня топлива, расходомеры, приборы уче-
та электроэнергии.

Победа ООО НПП «Петролайн-А» в номи-
нации: «Мониторинг в нефтегазе». Новое ре-
шение на базе терминалов GALILEOSKY позво-
ляет экономить от 2 до 10 кубометров топлива 
в месяц и отслеживать весь путь движения то-
плива: от поставки на площадку до получения 
потребителем. 

Результат кейса: 
Решение «Петролайн-А» позволило за-

казчику предотвратить хищения топлива и ве-
сти точный учет энергоресурсов. Ранее заказ-
чик опирался только на отчеты ответственных 
лиц, составленные вручную, и перерасход 
горючего списывался. С разработкой АСУДТ 
«Пульсар» можно выгрузить информацию 
по всем показателям и сформировать отчеты 
за день, неделю, месяц работы буровой уста-
новки и потребителей.

Система контроля момента свинчива-
ния ДЭЛ-150 предназначена для контроля 
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Инновационные разработки  
компании «Валком»

Компания разрабатывает, проекти-
рует и производит системы автоматики, 
датчики, компьютеры, электронные ком-
поненты и программное обеспечение. 
Среди клиентов «Валком» — крупнейшие 
российские нефтяные и газовые ком-
пании. Продукция «Валком» одобрена 
для применения в самых ответственных 
отраслях промышленности, в том числе 
на взрывоопасных и специальных про-
изводствах. «Валком» производит и уста-
навливает оборудование на танкеры, 
газовозы, морские нефтяные и газовые 
терминалы, наземные нефтехранилища, 
морские буровые платформы, комплек-
сы для подготовки газа, компрессорные 
станции и другие сложные объекты.

Имея собственный штат разработ-
чиков, конструкторов, программи-
стов, собственное производство, — как 

металлообрабатывающее, так и микро- 
электронное, — используя в выпуска-
емой продукции ключевые компонен-
ты собственной разработки, компания 
«Валком» не зависит от готовых сто-
ронних решений и уверенно выполняет 
взятые на себя обязательства, несмотря 
на действующие ограничительные санк-
ции. В 2022–2023 годах «Валком» уже 
выполнил ряд проектов по оперативной 
замене систем автоматизации иностран-
ного производства, по которым произ-
водители отказались исполнять взятые 
на себя обязательства по вводу в эксплу-
атацию, на оборудование собственной 
разработки. 

Отличительной особенностью деятель-
ности «Валком» является постоянное уве-
личение доли компонентов собственной 
разработки и производства выпускаемой 
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продукции — от чувствительных элемен-
тов датчиков давления до микросхем 
блоков электроники и собственных од-
ноплатных компьютеров. Разработан 
и запатентован пьезорезистивный чув-
ствительный элемент преобразователей 
давления ПДК, разработана интерфей-
сная микросхема HART, которая может 
применяться в сигнализаторах уровня 
UTS и TLA, преобразователях температу-
ры ТПК и давления ПДК. Ведется разра-
ботка микропроцессоров и АЦП для при-
менения в блоках электроники датчиков. 

Большое количество изделий, нахо-
дящихся в эксплуатации, позволяет ком-
пании «Валком» систематизировать по-
желания пользователей и с этим учетом 
разрабатывать новую продукцию.

К 2023 году нашей гордостью явля-
ется получение патента на устройство 

Рис. 1. Ультразвуковая установка для 
сверления стекла

Рис. 2. Установка разварки микропроволоки

«Валком» более 25 лет разрабатывает и производит высокоточные интеллектуальные датчики и системы  
автоматики на их основе.
Уже несколько лет комплект датчиков компании «Валком» в количестве 383 штук успешно применяется  
на компрессорных станциях, находящихся в эксплуатации ТРАНСГАЗ (г. Санкт-Петербург), в том числе  
на компрессорной станции «Портовая», входящей в «Северный поток».

Рис. 3. Установка лазерной сварки
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монолитный кремниестеклянный диск 
разделяется на элементы с помощью вы-
сокоскоростной резки алмазным диском.

Полученные в результате распилива-
ния пластины-кристаллы устанавлива-
ются на металлостеклянное основание. 
Далее производится ультразвуковая 
сварка: с помощью нее тонкая микропро-
волока электрически соединяет кристалл 
с нужными проводниками основания (как 
бы сшивает).

На рисунке 3 показана установка, при 
помощи которой происходит приварива-
ние мембраны к микрокамере, которая 
будет прогибаться под давлением жидко-
стей или газа в конечном элементе. 

Когда мембрана приварена, с другой 
стороны камеры приваривается получен-
ный из предыдущих процессов чувстви-
тельный элемент (рис. 4).

В итоге получается готовый чувстви-
тельный элемент (рис. 5), который нужно 
защитить от внешних воздействий, для 
чего его заполняют специальной жидко-
стью для передачи давления.

Полученный чувствительный элемент 
является главной деталью датчика дав-
ления. Элемент монтируется в датчик, 

Рис. 4. Установка импульсной сварки 
(разработка «Валком»)

Рис. 5. Чувствительный элемент датчика 
давления

Рис. 6. Преобразователь давления

и далее уже цельный датчик отправляет-
ся заказчику (рис. 6).

Данная разработка позволяет компа-
нии выйти на новый уровень импортоза-
мещения и по праву гордиться полностью 
российским производством компонен-
тов датчика давления. Теперь россий-
ские компании могут заказывать датчик 
давления, полностью произведенный в  
России, у нас в «Валком»! 

 

196006, г. Санкт-Петербург, 
ул. Ломаная, д. 10 

тел. +7 812 320-98-33
факс. +7 812 326-25-35

info@valcom.ru
www.valcom.ru

для защиты измерительного элемента 
от избыточного давления. Такой эле-
мент — своего рода сердце любого дат-
чика, измеряющего давление жидкостей 
и газов. «Валком» — это первая компа-
ния, которая начала производить данный 
элемент в России.

В основе производства чувствитель-
ного элемента находятся кремниевые 
пластины, толщина которых 390 микрон. 
Чтобы такая пластина стала датчиком 
давления, с обратной стороны пластины 
нужно убрать кремний в определенных 
местах и оставить маленькие чувстви-
тельные мембраны. Формирование та-
кой мембраны проводится на лазерной 
установке, имеющей точность обработки 
кремния в 1 микрон. Параллельно с ра-
ботой в лазерной установке идет изготов-
ление основания кремневой пластины 
из специального стекла, в котором про-
сверливается 400 отверстий (рис. 1).

Кремниевая и стеклянная пластины 
соединяются с помощью анодной свар-
ки в глубоком вакууме при высокой 
температуре. Делается  это в специаль-
ной установке для бондинга, это разра-
ботка компании «Валком». Полученный 
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Через плохо загерметизированные про-
ходы грунтовые воды проникают в колодцы 
и помещения, наносят ущерб оборудованию 
внутри, затрудняют или делают невозможным 
доступ, обслуживание и ремонт.

Базовая линейка уплотнителей Актив-
Ринг регулируемой герметичности включает 
в себя:
•	 звеньевой уплотнитель для одиноч-

ных труб — 28 типоразмеров, диапазон  
диаметров рабочих труб 21,5–3 000 мм,  
диапазон уплотняемых зазоров при  
однослойном применении 10–100 мм;

•	 кольцевой уплотнитель для прохода од-
ной и более труб — любых типоразмеров 
на заказ, диапазон диаметров рабочих 
труб до 3 000 мм, диапазон уплотняемых 
зазоров от 10 мм.
Базовая линейка уплотнителей создава-

лась и предназначена, в основном, для про-
ходов труб. 

Современная подземная прокладка вы-
соковольтных линий электропередачи в за-
щитных трубах требует герметизации кабе-
лей в торцах и стыках труб и в местах прохода 
кабелей через колодцы.

Многокабельный уплотнитель межка-
бельного пространства АктивРинг (проход-
ка АктивРинг) предназначен для уплотнения 
и герметизации зазоров в межкабельном 
пространстве между двумя и более кабелями 
и внутренней поверхностью гильзы или за-
щитной трубы (рис. 1).

Рис. 1. Проходка АктивРинг

Применение проходки АктивРинг исклю-
чает заполнение защитных труб грунтовыми 
водами и их заиливание, а также обеспечива-
ет возможность беспрепятственного извлече-
ния кабеля с целью его ремонта или замены. 
Обеспечивают 100 % герметичность трубы 
с проложенным в ней кабелем:
•	 имеет разборную конструкцию, предпо-

лагающую многоразовое использование;
•	 регулировка герметичности затяжкой 

болтов;
•	 простота, скорость и удобство монта-

жа, монтаж осуществляется по месту, 
в момент прокладки, без предваритель-
ной установки;

Основное свойство материала упру-
гого элемента — способность длительное 
время поддерживать постоянное давле-
ние на поверхностях кабелей, гильзы или 
защитной трубы, а также на прижимные 
пластины.

Для комплексной герметизации про-
хода кабелей через строительные кон-
струкции проходка АктивРинг может быть 
применена в составе узла герметизации 
АктивРинг (рис. 3).

Рис. 3. Узел герметизации АктивРинг

ООО «АПС» производит в Санкт- 
Петербурге: опорно-направляющие коль-
ца, герметизирующие манжеты, уплотни-
тели кольцевых пространств АктивРинг, 
гидроизолирующие воротники, многока-
бельные проходки.

Продукция продвигается и продается под 
торговой маркой «АктивРинг». 

Не подлежит обязательной сертификации 
(отказное письмо).

На продукцию выдается паспорт качества.
Гарантия на продукцию — 5 лет при 

условии соблюдения требований по мон-
тажу, температурных и других условий 
эксплуатации.

Срок службы не менее 20 лет.

+7 (812) 602-06-17 
info@activpiter.ru 
www.aktivring.ru

*АктивРинг — зарегистрированная торговая марка.

Герметизация прокладки кабелей в защитных 
трубах регулируемым уплотнителем 
межкабельного пространства АктивРинг

ТРУБОПРОВОД

Для решения задачи герметизации проходов нефтяных, газовых и других трубопроводов через колодцы, стены, 
перекрытия технологических и производственных помещений компания АПС производит базовую линейку 
регулируемых уплотнителей АктивРинг*, гидроизолирующие воротники марки АР и герметизирующие 
манжеты марки АР.

•	 позволяет центрировать кабель в трубе, 
защищая его оболочку от механических 
повреждений и нагрузок;

•	 рабочая длительная температура 
от –40 °С до +80 °С;

•	 не подвержена коррозии;
•	 не имеет замкнутого металлического 

контура;
•	 упругий элемент выполнен из резины или 

из специально подобранной полимер-
ной композиции с добавлением каучука 
(ТЭП);

•	 нержавеющий крепеж.
Ассортимент — в соответствии с параме-

трами применяемых труб (табл. 1).

Табл. 1. Стандартные типоразмеры 
защитных труб и кабелей для 
многокабельной проходки
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Кольцевая жёсткость трубы SN, кН/м2
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24 32 48 64 96

Внутренний диаметр трубы Dвн, мм

110 96,2 94,8 92,8 91,2 88,8 30–60

125 109,2 107,8 105,4 103,6 101 30–70

160 139,8 138 135 132,8 129,2 30–85

180 157,4 155,2 152 149,4 145,4 30–95

200 174,8 172,4 168,8 166,0 161,4 30–105

225 196,6 194 189,8 186,6 181,6 30–120

Область применения — защита оболоч-
ки кабеля, герметизация пространства меж-
ду кабелем и трубой, степень защиты IP68 
по ГОСТ 14254-2015 «Степени защиты, обеспе-
чиваемые оболочками».

Проходка АктивРинг состоит из упруго-
го элемента с отверстиями для двух и более 
кабелей и двух составных прижимных пла-
стин, соединенных через упругий элемент 
болтами с гайками (рис. 2). Прижимные 
пластины изготовлены из полимерного 
материала-диэлектрика.

Рис. 2. Устройство проходки АктивРинг
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Повышение продуктивности скважин до-
стигается путем подачи газообразного азота 
под высоким давлением. Азот поднимается 
вверх по трещинам и за счет увеличения пла-
стовой энергии оттесняет вниз заблокировав-
шую ствол скважины воду. Обеспечивается 
заполнение освобождающихся от воды кол-
лекторов нефтью — и снова открывается до-
ступ нефти к стволу скважины. Добыча возоб-
новляется, нефтеотдача пласта повышается 
в пределах от 35 до 75 % (рис. 1).

Газообразный азот применяется так-
же при выполнении таких операций, как 
капитальный ремонт скважин, опрессовка 
скважин, бурение на депрессии, освоение 
скважин после ГРП, консервация и раскон-
сервация скважин и др. Оптимальное мо-
бильное решение задачи получения газо-
образного азота из атмосферного воздуха 
непосредственно на нефтяных скважинах 
и других объектах, требующих подачи азота 
высокого давления, — азотные станции серии 
ТГА. Передвижная азотная компрессорная 
станция доставляется к объекту и запускается 
в работу (рис. 2).

Краснодарский компрессорный за-
вод производит широкую линию моделей 
передвижных азотных станций серии ТГА, 
способных обеспечивать на выходе высо-
коконцентрированный азот (до 99 %) под 
давлением до 630 атмосфер с производи-
тельностью до 30 нм3/мин. Максимальная 
концентрация азота на выходе зависит от мо-
дификации станции и колеблется в диапазо-
не от 90 до 99 %. Подходящая модель и моди-
фикация азотной станции подбираются под 
задачи, которые требуется решать. При этом 
заказчик имеет возможность приобрести но-
вую азотную компрессорную станцию в соб-
ственность для постоянного использования 
или взять в аренду вместе с профессиональ-
ным экипажем для решения оперативных за-
дач. Для удобства перемещения станций ТГА 
предусмотрено несколько типов их исполне-
ния: на салазках, на прицепе, на шасси. Тип 
подбирается в зависимости от расположе-
ния объектов, сроков эксплуатации станции 
на каждом из них и других факторов.

На сегодняшний день самой востребо-
ванной в нефтедобыче является инновацион-
ная азотная станция модели ТГА-10/251 с кон-
центрацией азота на выходе 95 % (рис. 3).

ОБОРУДОВАНИЕ

Азотные компрессорные станции ТГА
Наиболее результативным 
решением проблемы повышения 
нефтеотдачи пластов является 
применение третичных газовых 
методов, к которым относится 
метод вытеснения азотом. Азот — 
один из самых распространенных 
газов на планете Земля. Основным 
его свойством, используемым 
в технологических процессах, 
является инертность. В концентрациях 
начиная с 90 % азот предотвращает 
возгорание. Именно благодаря этому 
своему свойству он получил широкое 
распространение для обеспечения 
пожаро- и взрывобезопасности 
в различных технологических 
процессах.

Рис. 1. Вытеснение нефти путем подачи газообразного азота под высоким давлением

Рис. 2. Схема процесса получения газообразного азота из воздуха

Рис. 3. Инновационная азотная станция модели ТГА-10/251
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«РариТЭК» — эксперт по внедрению 
газомоторной техники

Один из множества успешно реализо-
ванных проектов компании — производ-
ство экологически чистых автобусов LOTOS. 
Проект реализуется на площадке «Автомо-
бильный завод «РариТЭК». Автобусы LOTOS 
курсируют по улицам Удмуртской респу-
блики, в Перми, Архангельске, Уфе, Ярос-
лавле, Москве и других городах, являясь 
образцом нового стандарта общественно-
го транспорта. Автобусы на газомоторном 
топливе отличаются экологичностью, боль-
шой вместимостью пассажиров, а также 
долгим сроком эксплуатации — 10 лет. 
Капитальный ремонт требуется только по-
сле прохождения одного миллиона кило-
метров. LOTOS – безопасны и комфортны 
для пассажиров. В салоне предусмотрены 
USB-розетки, кондиционеры, шумоизоля-
ция, кнопки вызова водителя, резиновые 
чехлы на поручнях для противоскользяще-
го эффекта, а подвижные элементы дверей 
скрыты за специальным коробом. Отдель-
ное внимание при разработке модели уде-
лено маломобильным группам населения. 
Так, в центре салона организовано место 
для пассажира на инвалидном кресле. При 
открывании дверей автобус автоматически 
наклоняется, а для доступа маломобильных 
жителей есть откидная площадка. 

С 2019 года компания «РариТЭК» яв-
ляется поставщиком оборудования для 
автомобильных газонаполнительных ком-
прессорных станций (АГНКС). А с 2020 г.  
компания занимается строительством за-
правок АГНКС и производит оборудование 
для них.

Компетентные специалисты — это осно-
ва, без которой невозможно стать экспер-
том в своей отрасли. Это прекрасно пони-
мают в компании, а потому уделяют особое 
внимание обучению персонала. Для этого 
в «РариТЭК» создан специальный учебный 
центр, в котором сотрудники могут наращи-
вать свои компетенции и получать актуаль-
ные знания в области газобаллонной авто-
техники. За время своей работы, учебный 
центр выпустил более семи тысяч высоко-
квалифицированных специалистов.  

Компания «РариТЭК» стояла у истоков 
газомоторного рынка в России и имеет 
большой опыт для того, чтобы предлагать 
новые эффективные решения.

Одно из таких решений — тракторы 
с газовыми двигателями. Всем известно, 
что в сельском хозяйстве значительную 
часть в себестоимости продукции зани-
мают расходы на топливо. Так, в произ-
водстве сельскохозяйственной продукции 
затраты на горюче-смазочные материалы 
достигают 50 %. Поэтому снижение расхо-
дов на топливо — является основной зада-
чей для тех, кто стремится увеличить рен-
табельность своего бизнеса. За последнее 
время стоимость бензина и дизеля суще-
ственно увеличилась. Динамика цен за газ 

остается в комфортном диапазоне. Сейчас 
стоимость газа в два раза ниже стоимости 
бензина и в три раза ниже стоимости дизе-
ля. Поэтому экономическая выгода стано-
вится очевидной. 

Сельскохозяйственная техника, ис-
пользующая в качестве топлива газ вместо 
традиционного бензина или дизеля, явля-
ется не только экономичной, но, что нема-
ловажно – мощной, надежной и простой 
в обслуживании.

Помимо тракторов малой мощности 
в кейсе РариТЭК имеется первый опыт 
и с высокомощными моделями. Так, в марте 
этого года АО «РариТЭК Холдинг» подписал 
генеральное соглашение с компанией Рост-
сельмаш. Стороны подчеркивали, что одной 
из главных задач проекта является сохране-
ние тяговой силы трактора, обеспечиваю-
щей его уверенную работу при выполнении 
энергозатратных операций с такими орудия-
ми, как офсетные дисковые бороны (до 6 м), 
и тандемные дисковые бороны (до 11 м), по-
севные комплексы (до 13 м), плуги (9–11-кор-
пусные), культиваторы (до 15 м). Уже в этом 
году первые образцы переоборудованной 
техники вышли в поле. Ими стали тракторы 
Ростсельмаш 2375 — это производительные, 
простые в обслуживании и экономичные 
машины, которые при агрегатировании с со-
временными орудиями могут использовать-
ся в широком спектре сельскохозяйствен-
ных работ.

Учитывая, что тракторы 2000-й серии 
относятся к 6-му тяговому классу, проект Ра-
риТЭК Холдинг и Ростсельмаш является уни-
кальным для Российского АПК.

СПЕЦТЕХНИКА

Компания «РариТЭК» совместно с Мин-
ским моторным заводом разработала газо-
поршневой двигатель MMZ-262CNG на базе 
дизельного двигателя Д-262. Минский мо-
торный завод отвечает за механическую 
составляющую конструкции двигателя, 
«РариТЭК», имеющая большой опыт пере-
оборудования дизельных двигателей в га-
зопоршневые, — за газовое оборудование 
и аппликационные работы по доведению 
двигателя до необходимых показателей.

Для двигателя MMZ-262 разработаны 
оригинальные детали: головка блока ци-
линдров, поршни и поршневые кольца, 
впускные и выпускные клапаны, распреде-
лительный вал, система зажигания и дру-
гие. Разработанная базовая конструкция 
газопоршневого двигателя позволяет 
реализовать мощностную линейку дви-
гателей от 100 до 189 кВт различного на-
значения — автомобильные, тракторные, 
строительные, сельскохозяйственные и ста-
ционарные моторы для генераторных стан-
ций. В конструкции двигателя применена 
система моноподачи газа, что позволяет по-
лучать равномерную газовоздушную смесь 
и обеспечивать наполнение цилиндров 
однородной топливной смесью. Данная 
система моноподачи газа позволяет дости-
гать высоких экологических требований  
Евро 5 и Евро 6. Двигатель успешно 
прошел испытания в составе трактора 
«Беларусь-1221».

Премьер-министру Российской Федера-
ции Михаилу Мишустину в рамках выставки 
«Иннопром-2023» был представлен газо-
поршневой двигатель MMZ-262CNG.

АО «РариТЭК Холдинг» — компания, которая занимается производством, поставкой, переоборудованием  
и обслуживанием автотехники на природном газе. Компания реализует комплексный подход по внедрению 
газомоторной техники.



71

сил и колесной формулой 4×4 с усиленным 
передним ведущим мостом. Способность 
трактора агрегатироваться с широкозахват-
ным сельскохозяйственным оборудованием 
значительно увеличивает производитель-
ность при сравнительно небольшом потре-
блении топлива. Эргономика рабочего места 
водителя и большая обзорная кабина обе-
спечивает комфортное управление маши-
ной. Трактор прекрасно справляется со всем 
перечнем сельскохозяйственных работ. 
Он одинаково хорош на любых видах почв, 
в любых климатических зонах. Хороший за-
пас мощности позволяет использовать широ-
козахватные сельскохозяйственные орудия, 
позволяющие обрабатывать большие пло-
щади в ограниченное время.

Такой трактор можно использовать 
не только для нужд сельского хозяйства. 
Он также подойдет для использования 
в строительстве, дорожными и коммуналь-
ными службами и в ряде других работ. 

Съемный топливный модуль КПГ име-
ет объем 400 литров (90 кубических 
метров). Суммарный объем заправлен-
ного СПГ (криобак) составляет порядка  
240 литров/76 кг. Время работы 
на полностью заправленном модуле КПГ 
при номинальной нагрузке — 6 моточасов. 
В зависимости от поставленных задач, мо-
жет комплектоваться другим объемом моду-
ля КПГ. 

Также в перспективной линейке га-
зомоторных тракторов есть новинка —  
Трактор Беларус 2022.3 на СПГ/КПГ.  МТЗ 
2022 имеет силовой агрегат MMZ-262CNG 
на 212 лошадиных сил, но в отличие от  
МТЗ 1221, МТЗ 2022 относится к третьему тя-
говому классу и является полноприводным. 
Мощная машина предназначена для общих 
энергоемких сельхозработ. Трактор МТЗ-
2022 обладает возможностью сдваивания 
колес с помощью проставок. Модель ком-
плектуется передними балластными гру-
зами общей массой 540 килограмм (один 
груз весит 45 килограмм). В качестве опции 
предлагается балласт на 950 килограмм. 
Помимо этого, колеса можно догрузить, за-
лив жидкость. Газомоторная версия 2022 
также имеет возможность комплектоваться 
съемным топливным модулем КПГ объемом 
400 литров (90 кубических метров).

Рады пригласить Вас посетить выста-
вочную экспозицию «РариТЭК» в рамках 
Петербургского международного газового 
форума, который пройдет в период с 31 ок-
тября по 03 ноября на площадях конгресс-
но-выставочного центра ЭКСПОФОРУМ в  
г. Санкт-Петербург, где будут представлены 
данные тракторы.

 

РТ, г. Набережные Челны, 
ул. Старосармановская, д. 18

+7 800 333-25-52
info@raritek.ru 
www.raritek.ru

В настоящее время проводится сер-
тификация линейки тракторов МТЗ 
с газовым двигателем MMZ. Проведены 
успешные сертификационные испыта-
ния на полигоне НАМИ и получены про-
токолы этих испытаний. Совсем скоро  
ОАО «Минский тракторный завод» за-
пускает серийное производство тракто-
ров, работающих на газомоторном то-
пливе. Оно будет организовано в городе  
Елабуга на производственных мощностях 
ООО «ТПК МТЗ-Татарстан». Соответствую-
щее соглашение было подписано 27 июня 
2023 года на полях Форума регионов  
Беларуси и России. Это совместный проект 
с компаниями «Газпром газомоторное то-
пливо» и «РариТЭК Холдинг». 

Совместно с «ТПК МТЗ-Татарстан» компа-
ния «РариТЭК» разработала первый трактор 
МТЗ, работающий на сжиженном природном 
газе. Трактор относится к тяговому классу 
2 тс, обладает мощностью 130 лошадиных 
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