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The development of a core passport is an important element of the development strategy  
of the geological industry of the Russian Federation

Kashirskich D.V., Serkin M.F., Paromov S.V., Devyatka N.P.
“Tyumen petroleum research center” LLC, Tyumen, Russia

dvkashirskikh@tnnc.rosneft.ru

Abstract
The article proposes the concept of creating a core passport. Its importance in the development of the geological industry and the possible 
composition of the data included in it are considered. The role of the core passport as a system element helping to structure and facilitate work 
with core material on a national scale is analyzed. 

Materials and methods
The question of the composition of the core passport data and the 
possible organization of an information system that allows taking into 
account core material, both for individual organizations and for Russia 
as a whole, is considered.
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Разработка паспорта керна — важный элемент 
стратегии развития геологической отрасли РФ

Каширских Д.В., Серкин М.Ф., Паромов С.В., Девятка Н.П.
ООО «Тюменский нефтяной научный центр», Тюмень, Россия

dvkashirskikh@tnnc.rosneft.ru

Аннотация
В статье предлагается концепция создания паспорта керна. Рассматривается его значение в развитии геологической 
отрасли и возможный состав данных, входящих в него. Анализируется роль паспорта керна как системного элемента, 
помогающего структурировать и облегчить работу с керновым материалом в масштабах страны.

Материалы и методы
Рассматривается вопрос состава данных паспорта керна и 
возможная организация информационной системы, позволяющей 
учитывать керновый материал как по отдельным организациям, так 
и по России в целом.

Ключевые слова
паспорт керна, геология, кернохранилища, образцы керна, 
информационная система

Для цитирования
Каширских Д.В., Серкин М.Ф., Паромов С.В., Девятка Н.П. Разработка паспорта керна — важный элемент стратегии развития геологической 
отрасли РФ // Экспозиция Нефть Газ. 2023. № 8. С. 12–14. DOI: 10.24412/2076-6785-2023-8-12-14

Рассмотрена концепция и возможный 
состав информации в паспорте керна — до-
кументе, призванном обеспечить быстрый 
поиск и принятие решения по исследованиям 
керна, хранящегося в кернохранилищах раз-
личных уровней.

Керн — основа получения  
геологической информации

Стратегия развития геологической отрас-
ли РФ до 2030 г. в качестве приоритетного на-
правления выделяет совершенствование си-
стемы сбора, обработки, хранения, анализа 

и предоставления геологической информа-
ции [1]. Формирование информационных ре-
сурсов для этой цели — одно из важных меро-
приятий, осуществляемых Роснедра.

Важнейшим источником получения 
данных о геологическом строении недр, 
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их свойствах и особенностях является де-
тальное изучение и лабораторные исследо-
вания (ЛИ) кернового материала, получен-
ного в ходе бурения скважин. Само качество  
геологического изучения недр во многом за-
висит от полноты, точности и достоверности 
информации, полученной в ходе ЛИ керна, 
а также от уровня развития способов ее об-
работки и анализа.

Цели хранения и использования керна
В соответствии с Законом РФ «О недрах», 

образцы керна, как основной материальный 
носитель первичной геологической инфор-
мации, подлежат передаче пользователем 
недр в специализированные государствен-
ные кернохранилища различного уровня 
(федеральные, региональные или территори-
альные) [2, 3].

Основной задачей таких кернохрани-
лищ является обеспечение долговременной 
сохранности хранимого керна и предостав-
ление возможности его дальнейшего/по-
вторного использования для геологического 
изучения недр соответствующих территори-
альных участков.

Передача керна в государственные кер-
нохранилища производится пользователем 
недр после окончания исследований керна. 
Фактически такая передача осуществляется 
после окончания разработки месторожде-
ний, так как до окончания разработки могут 
возникать потребности в повторных иссле-
дованиях кернового материала. При этом 
кернохранилища всех уровней, включая 
кернохранилища коммерческих компа-
ний — пользователей недр, должны обеспе-
чивать [3]:
•	 сохранность и учет керна;
•	 возможность получения достоверной ин-

формации о хранимом керне, полнота 
которой должна способствовать приня-
тию обоснованных решений о доизучении 
керна;

•	 ознакомление с керном ранее пробурен-
ных скважин в производственных, науч-
ных и учебных целях;

•	 формирование коллекций геологических 
материалов;

•	 реализацию иных мероприятий, связан-
ных с использованием керна, не противо-
речащих законодательству РФ.

Необходимость Паспорта керна
Очевидно, что учет и получение информа-

ции о хранимом керне подразумевает нали-
чие его документального описания в объеме, 
позволяющем быстро найти керн и принять 
обоснованные и оперативные решения по его 
дальнейшему использованию.

В качестве такого документа в керно-
хранилищах всех уровней (государствен-
ных и коммерческих) предлагается рас-
сматривать Паспорт керна (ПК), в котором 
будет консолидироваться вся необходимая 
информация.

Следует отметить, что анализ данных 
использования керна, проведенный в кер-
нохранилищах Северо-Западного федераль-
ного округа, показал, что на уровень исполь-
зования керна крайне отрицательно влияет 
отсутствие или неполнота информации о нем, 
а также разобщенное хранение керна и опи-
сывающей его документации [3].

С учетом этого можно сказать, что раз-
работка ПК является насущной необходимо-
стью в рамках решения задач Стратегии раз-
вития геологической отрасли РФ до 2030 г.  
и тесно связана с задачами хранения 

керна и его применения. Конечной целью 
создания ПК является повышение эффек-
тивности использования геологической 
информации.

Наличие ПК у пользователя недр и его пе-
редача вместе с передачей керна в государ-
ственное хранилище позволит существенно 
снизить трудозатраты по приему на учет кер-
на, а также обеспечит быстрый поиск керна 
в любом хранилище. 

Основные параметры Паспорта керна
В настоящее время нет четкого утверж-

денного понятия ПК и описания информа-
ции, которая должна в нем содержаться. 
Однако состав такой информации можно 
спрогнозировать, рассмотрев соответствую-
щие документы, регулирующие отбор, доку-
ментирование и хранение керна [4], а также 
исходя из целей использования керна, ука-
занных выше.

Как и всякий другой «паспорт», ПК дол-
жен в исчерпывающей и компактной форме 
предоставлять пользователю всю необходи-
мую информацию, позволяющую:
•	 однозначно идентифицировать рассма-

триваемый керн по географической точке 
отбора и определить его место хранения 
в любом из кернохранилищ; 

•	 быстро получить и проанализировать ос-
новные данные о параметрах керна, ко-
торые могут представлять интерес для его 
дальнейшего изучения и использования 
(стратиграфия, литология, седиментоло-
гия, изученность и т.д.).
Очевидно, что в первую очередь ПК дол-

жен содержать данные о месте хранения кер-
на — кернохранилище, его адресе, № стел-
лажа в кернохранилище, № ячейки (полки)  
и № коробки хранения.

Так же, как и паспорт скважины, ПК дол-
жен содержать исчерпывающие сведения 
о местоположении скважины отбора керно-
вого материала. При этом, помимо данных 
о месторождении, номере скважины отбо-
ра и ее целевом назначении, обязательно 
должны быть указаны глубины интервала 
проходки, в котором был отобран керн, ли-
нейный вынос керна, а также дата и условия 
отбора [4].

Важным параметром для керна явля-
ется указание стратиграфического объек-
та, к которому он относится. Однако здесь 
возникают трудности, связанные с тем, что 
индексация одного и того же объекта изу-
чения может различаться у различных не-
дропользователей. Вопрос унификации на-
званий/индексации пластов и приведения 
их к единому виду выходит за рамки данной 
статьи. В рамках ПК можно говорить о стра-
тиграфических единицах, используемых 
при первичной привязке керна для прове-
дения ЛИ.

Отражение в ПК данных по ЛИ
Поскольку чаще всего в кернохранилища 

передается керн, по которому уже проведен 
ряд ЛИ, информация о них является важ-
нейшим параметром для принятия решения 
по его дальнейшему изучению и использо-
ванию. При этом очевидно, что хранить всю 
информацию по проведенным ЛИ нецелесо- 
образно, т.к. это нарушает принцип «компакт-
ности» ПК и затрудняет работу с данными. 
Речь должна идти только о параметре изу-
ченности, отражающем, какие ЛИ выполнены 
на указанном образце керна и где можно по-
лучить детальную информацию по ним. Сами 
результаты ЛИ в ПК не хранятся.

Обладая такой информацией, пользова-
тель, работающий с керном, сможет избежать 
дублирования уже проведенных ЛИ, а также 
получит возможность доступа к имеющейся 
по ним информации. Разумеется, такое ис-
пользование данных и доступ к ним подразуме-
вает наличие информационной системы (ИС)  
централизованного хранения дан-
ных по ЛИ керна по типу ИС «РН-КИН» и  
ИС «РН-ЛАБ» [5] ПАО «НК «Роснефть». 

Двухуровневое хранение информации 
в виде отражения изученности в ПК с после-
дующей отсылкой на глобальную систему ре-
зультатов ЛИ позволяет:
•	 максимально облегчить и ускорить пер-

вичное нахождение керна в кернохрани-
лище для дальнейшего исследования;

•	 на следующем этапе анализа предоста-
вить пользователю исчерпывающие дан-
ные по всем ЛИ, проведенным с интересу-
ющим керном.

Важность унификации литолого-
седиментологического описания 

Следующим важным параметром ПК яв-
ляются данные по литологии и седиментоло-
гии отложений, представленных керновым 
материалом, включая их описание [4]. Одна-
ко следует отметить ряд вопросов, связанных 
с формированием и использованием таких 
параметров.

Текстовое описание керна само по себе 
трудно структурируемо, и его анализ затруд-
нителен. Именно поэтому в ООО «ТННЦ» были 
разработаны унифицированные литолого-се-
диментологические справочники, применяе-
мые при работе с керном в ИС «РН-ЛАБ». 

При таком подходе описание керна пред-
ставляет собой строго формализованный на-
бор параметров, которые могут быть легко 
проанализированы и обработаны алгоритми-
ческими методами. Это позволяет не только 
легко анализировать литолого-седименто-
логические данные, но и открывает возмож-
ность нахождения аналогов рассматриваемо-
го керна.

Методы хранения информации  
и работы с ПК

Очевидно, что поиск и анализ данных ПК, 
не говоря уже о последующей работе с дан-
ными ЛИ исследуемого керна, требуют нали-
чия централизованных ИС соответствующего 
уровня. Важным моментом является наличие 
единой базы данных по всем кернохранили-
щам, а также современные методы поиска 
и анализа информации, обеспечивающие 
быстродействие и необходимый уровень ин-
формационной безопасности.

В настоящее время на рынке нет ИС, 
отвечающих в полной мере указанным тре-
бованиям для работы с такими объемами 
информации (данные по кернохранилищам 
в масштабах РФ). Их разработка является от-
дельной и важной задачей. 

В качестве примеров, которые могут 
служить прототипом таких систем, мож-
но назвать ИС «РН-КИН» и ИС «РН-ЛАБ»  
ПАО «НК «Роснефть» [5], а также разработки 
ПАО «Сургутнефтегаз».

С учетом сказанного выше о необходи-
мости наличия ПК для кернохранилищ всех 
уровней и передаче ПК при передаче керна, 
можно говорить о том, что при таком подходе 
поиск любого образца керна по произволь-
ному набору параметров в масштабах стра-
ны будет сводиться к оперативному поиску 
в специализированной ИС. Выгоды такого 
подхода очевидны.
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Итоги
Формирование паспорта керна по предложен-
ной методике и структуре данных позволит ка-
чественно улучшить работу по поиску и анализу 
кернового материала. Построение описанной 
информационной системы работы с данными 
керна в масштабах страны может стать важной 
вехой в развитии геологической отрасли РФ.

Выводы
Резюмируя вышесказанное, можно сделать 
следующие выводы:
•	 разработка и применение ПК являются 

насущной необходимостью и неразрыв-
но связаны с выполнением задач Страте-
гии развития геологической отрасли РФ. 
В перспективе ПК должен использоваться 
в кернохранилищах всех уровней и пере-
даваться вместе с керном;

•	 информация о керне в ПК должна отли-
чаться исчерпывающей полнотой, необ-
ходимой для принятия первичного реше-
ния по его использованию, и при этом 
быть компактной;

•	 структура ПК должна обеспечивать мак-
симально эффективный и быстрый поиск 
керна, а также быстрый анализ содержа-
щейся в ПК информации;

•	 материалы по изученности керна 
в ПК и детальные результаты ЛИ должны 
различаться по уровню хранения и до-
ступа. И в том, и в другом случае работа 
с указанной информацией должна осу-
ществляться в современных ИС, обеспе-
чивающих как быстрый доступ и анализ 
данных, так и необходимый уровень ин-
формационной безопасности;

•	 разработка ПК, возможно, потребует ре-
шения ряда других вопросов, связанных 
с унификацией названий стратиграфиче-
ских объектов, а также создания единых 
литолого-седиметологических справочни-
ков, структурирующих описание керна.

Литература
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Results
The formation of a core passport according to the proposed methodology 
and data structure will allow us to qualitatively improve the work on the 
search and analysis of core material. The construction of the described 
information system for working with core data on a national scale can 
become an important milestone in the development of the geological 
industry of the Russian Federation.

Conclusions
Summarizing the above, we can draw the following conclusions: 
•	 the development and application of the PC are an urgent necessity 

and are inextricably linked with the implementation of the objectives 
of the Strategy for the development of the geological industry of the 
Russian Federation. In the future, the PC should be used in core 
storage facilities at all levels and transferred together with the core; 

•	 the information about the core in the PC should be exhaustive, 
necessary for making the initial decision on its use, and at the same 
time be compact; 

•	 the structure of the PC should provide the most efficient and fast 
search for the core, as well as a quick analysis of the information 
contained in the PC; 

•	 the materials on the study of the core in the PC and the detailed 
results of the LI should differ in the level of storage and access. In both 
cases, work with this information should be carried out in modern IS, 
providing both fast access and data analysis, and the necessary level 
of information security; 

•	 the development of the PC may require solving a number of other 
issues related to the unification of names of stratigraphic objects, 
as well as the creation of unified lithological and sedimetological 
reference books structuring the core description.
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Abstract 
The article is devoted to the importance of the correct choice of algorithm for 3D geological modeling of lithology and its influence on the result 
and forecast qualities. Object-based modeling in conjunction with 3D seismic data is described as one of the stochastic geological modeling 
methods by example of Achimov deposits. A comparative analysis of different methods of lithology modeling used in common specialized software 
is carried out. Attention is paid to the influence of the quality of study on the reliability of the geologic model.

Materials and methods
After preliminary analysis of modeling methods and consolidation of all 
available geological information with specialized software a facies cube 
of Achimov deposits was constructed using object stochastic modeling 
based on 3D seismic data.
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Аннотация
Статья посвящена вопросу важности правильного выбора алгоритма для трехмерного геологического моделирования 
литологии и его влияния на результат и прогнозные качества. Описан один из вариантов построения геологической 
модели методом объектного стохастического моделирования с учетом данных 3D сейсмики на примере отложений 
ачимовской толщи. Проведен сравнительный анализ разных методов моделирования литологии, применяемых 
в общераспространенном специализированном ПО. Уделено внимание влиянию качества изученности на достоверность 
геологической модели.

Материалы и методы 
После предварительного анализа методов моделирования и 
консолидации всей имеющейся геологической информации  
с помощью специализированного программного обеспечения 
построен куб фаций ачимовских отложений с применением 

объектного стохастического моделирования на основе  
данных 3D сейсмики.
Ключевые слова
объектное моделирование, геологическое моделирование, 
сейсморазведка, ачимовские отложения, фации, каналы, лопасти
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Актуальность
На протяжении нескольких десятков 

лет популярным инструментом для оценки 
запасов, проектирования разработки ме-
сторождений является трехмерная геологи-
ческая модель продуктивного пласта. Про-
гностические свойства модели напрямую 
зависят от качества и детальности изученно-
сти продуктивного пласта геолого-геофизи-
ческими и промысловыми методами, коли-
чества пробуренных скважин, достоверности 
принятой концептуальной модели. Также 

важную роль в создании геологической мо-
дели играет алгоритм моделирования. При 
высокой плотности скважинных материалов 
в совокупности с высокоточными сейсмо-
разведочными данными выбор алгоритма 
моделирования будет влиять минимально, 
достаточно придерживаться общепринятых 
рекомендаций и контроля качества. При 
низкой плотности скважин и «редкой» сети 
сейсморазведочных работ (СРР) воспроиз-
вести литологическую неоднородность слож-
нопостроенных коллекторов традиционными 

методами практически невозможно, а зна-
чит, разница при моделировании разными 
методами на основе одних и тех же данных 
будет существенной. Это касается как кон-
тинентальных отложений, так и отложений 
подводных конусов выноса, когда уже на на-
чальной стадии разведки есть понимание, 
что распространение коллектора будет под-
чиняться закономерностям и особенностям 
осадконакопления конкретной исследуемой 
территории и связано с деятельностью русло-
вых потоков [1, 2].
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В таких ситуациях на помощь приходят 
методы стохастического моделирования гео-
логических объектов. При этом важно, чтобы 
усложнение подходов и алгоритмов модели-
рования не повлекло за собой увеличения 
времени счета и ограничения в актуализации 
модели на новые данные. Выбор оптималь-
ного алгоритма моделирования позволяет 
учесть материалы скважин, воспроизвести 
литологическую неоднородность, снизить по-
грешность результата. 

Задача данной работы показать на при-
мере разведываемого участка изменение 
подхода к моделированию в связи с получе-
нием новых данных СРР, описать алгоритм 
расчета и показать повышение прогнозных 
качеств модели.

Введение
Коллекторы на исследуемой территории 

относятся к отложениям подводных конусов 
выноса. Анализ керновых данных скважин 
подтвердил формирование территории 
в условиях действия транспортировочных, 
распределительных каналов и комплекса ло-
пастей [3]. До 2022 года участок моделиро-
вания был охарактеризован только 2D сейс-
мическими профилями. Плотность профилей 
составляла 0,5 пог. км на км2 и не позволяла 
качественно выполнить сейсмофациаль-
ный анализ с определением геологических 
характеристик пластов ачимовских отложе-
ний. Это существенно снижало прогнозные 
свойства геологических моделей и увели-
чивало риски бурения скважин «впустую». 
Для 3Д моделирования использовались кар-
ты-схемы фациальных обстановок и законо-
мерности изменения ФЕС из литературных 
источников, что также давало некоторую 
осредненную оценку границ развития тел 
и их параметров.

В 2021–2022 гг. на исследуемом участке 
проведены СРР 3D. В пределах границ мо-
делирования кратность 3D сейсморазведки 
составила 170, что соответствует высокому 
уровню качества сейсмической информации. 
Это позволило уточнить картирование фаци-
альных элементов, определить размерность, 
направление каналов, извилистость. Появив-
шийся широкий набор входных 3D сейсмиче-
ских данных позволил экспериментировать 

с алгоритмами моделирования для получе-
ния результата, достоверно описывающего 
имеющиеся данные и соответствующего при-
нятой геологической концепции. 

Алгоритмы моделирования
Перед построением новой модели были 

проанализированы варианты моделирова-
ния и оценены ограничения при их исполь-
зовании (табл. 1) применительно к объекту 
исследований:
1.	 Пиксельный метод (TGS):

•	 создает крупномасштабную фациаль-
ную модель на основе заданного по-
рядка фаций;

•	 соблюдает фациальные переходы;
•	 следует скважинным данным и соотно-

шению фаций;
•	 используется одна вариограмма для 

всех фаций;
•	 настройка фациальных переходов вы-

полняется вручную.
2.	 Индикаторное моделирование (SIS):

•	 применяется для моделирования фа-
циальных тел, не имеющих четкой 
формы, или при небольшом количе-
стве данных;

•	 нет фациальной иерархии (сохраняет-
ся только доля фаций);

•	 метод не позволяет создавать слож-
ные геометрические формы, хотя 
считается универсальным относи-
тельно воспроизведения условий 
осадконакопления.

3.	 Multipoint simulation (MPS):
•	 контроль связности фаций;
•	 обучение на концептуальных моделях;
•	 возможность настраиваться на соб-

ственные и тренировочные образы;
•	 большие временные затраты на созда-

ние и подбор паттернов без библиоте-
ки образов, расчет куба фациальных 
обстановок с учетом всех трендов.

4.	 Объектное стохастическое моделирова-
ние (Object modeling):
•	 показывает хорошие результаты в слу-

чаях, когда расстояния между скважи-
нами намного больше горизонтальных 
размеров моделируемых объектов;

•	 эффективен, когда известны формы; 
ориентация, размеры осадочных тел.;

•	 возможность задавать собственные 
данные и данные из литературных 
источников.

Исходя из ключевых факторов, наиболее 
подходящим для построения модели изучае-
мых отложений определен метод объектного 
стохастического моделирования.

Табл. 1 Сопоставление алгоритмов 3D моделирования (по материалам Schlumberger)
Tab. 1. Comparison of 3D modeling algorithms (based on Schlumberger data)

                                                            Характеристика
Алгоритм

TGS SIS MPS Object 
modelling

Учет большого расстояния между скважинами    
Небольшое количество скважинных данных    
Учет формы ориентация осадочных тел    
Учет сейсмической основы    
Скорость расчетов    
Сложные геометрические формы    
Вариограмма    
 — позволяет учесть характеристику в полной мере;
 — учитывает характеристику в средней степени;
 — слабый учет характеристики.

Рис. 1. Определение геометрических параметров на сейсмических слайсах
Fig. 1. Geometric parameters determination visualized on seismic slices

Рис. 2. Характеристика фаций
Fig. 2. Facies characteristics
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Создание литологической модели участка 
По данным исследований керна се-

диментологами выделено 10 фаций [4].  
Для моделирования по признаку близкого 
генезиса и свойствам фации объединены 
в 3 группы. 

Детальность 3D позволила с достаточ-
ной точностью картировать фации лопастей 
и каналов, соответствующих концептуальной 
модели. Произведен отбор сейсмических 
слайсов пласта НХ4(5), наглядно отражающих 
распространение фаций (рис. 1). По выбран-
ным сейсмическим срезам выделены грани-
цы распространения фаций каналов и лопа-
стей, а также определены их геометрические 
параметры, служащие основой для настрой-
ки фациальной модели (рис. 2).

Наибольшее распространение по тер-
ритории имеют фации лопасти. Они наряду 
с фациями каналов обладают наилучшей пес-
чанистостью порядка 70–80 %. По результа-
там анализа скважинных данных изучаемой 
площади фации каналов и лопастей имеют 
близкие ФЕС, пористость 16–16,5 %, проница-
емость 1,4–1,6 мД (рис. 3).

Для моделирования были определены 
следующие диапазоны параметров: ампли-
туда каналов варьирует от 500 до 2 800 м,  
расстояние между меандрами от 1 000 
до 14 500 м, а ориентация изменяется от 270 
до 355°.

Построение фациальной модели прово-
дилось в два этапа:
1.	 Построение куба обстановок осадконако-

пления (шельф, склон, дно бассейна);
2.	 Построение куба комплекса лопастей 

и каналов в обстановке «дно бассейна».

Для моделирования куба фаций выбран 
метод Object modeling (stochastic), так как 
он позволяет моделировать фации опреде-
ленной геометрии. Параметры для модели-
рования фациальных обстановок получены 
по данным 3D сейсмики (пространственное 
распространение каналов, размеры каналов 
и лопастей, а также их мощность), с учетом 
концептуальной модели и скважинных дан-
ных (рис. 4).

В результате моделирования был по-
лучен куб фаций (рис. 5). При этом, не-
смотря на очень большое количество  
ячеек (75,5 млн), метод объектного стохасти-
ческого моделирования позволяет выполнять 
построения в короткие сроки — 3–5 минут. 

В слепом тесте модель, построенная ме-
тодом Object modeling (stochastic), показала 
лучшую прогнозируемость коллекторов, чем 
модель, построенная методом TGS, за счет 
воспроизведения прерывистости и неодно-
родности коллекторов (рис. 6). 

На разрезах видно, что первый алгоритм 
расчета демонстрирует прогноз выдержан-
ного распространения коллектора с неболь-
шими вариациями фаций канала и лопасти. 
Использование объектного стохастического 
моделирования показало более неоднород-
ный результат и распределение глинистых 
отложений по разрезу пласта. В проектной 
скважине № 4 в кровле пласта вскрыты водо-
носные интервалы, по первой модели такой 
неоднородности и связанного с ней харак-
тера насыщения пропластка не ожидалось. 
Вторая версия модели показала, что такой 
риск возможен и впоследствии подтвержден 
фактическим бурением скважины.

Итоги 
В ходе консолидации и анализа всех име-
ющихся данных построен куб фаций, ко-
торый явился основой для дальнейше-
го распространения коллекторов и ФЕС. 
В реализованной модели время счета  
не превысило 2 мин. для 13 млн ячеек, что 
является хорошим результатом, прием-
лемым для дальнейших пересчетов при 
актуализации. 

Выводы 
Метод Object modeling (stochastic) подходит 
для геологического моделирования на на-
чальных стадиях геологоразведки, при нали-
чии высокоточной 3D сейсмики, поскольку 
позволяет воспроизводить концептуальную 
модель литологии, если известны формы, 
ориентация, размеры осадочных тел.
В результате моделирования получена мо-
дель, воспроизводящая высокую неодно-
родность коллекторов, характерную для ис-
следуемых отложений, что в итоге позволило 
выявить по 3D ГМ наиболее перспективные 
участки для размещения фонда скважин оце-
нить, ожидаемые дебиты, оконтурить зоны 
риска для дальнейшего изучения.
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Fig. 3. Seismic slice of the NH4(5) reservoir interval
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Хабаров А.В., Черновец Л.В. 
Геологическое моделирование 
прибрежно-морских отложений 
(на примере пласта АВ1 (АВ1

1+2+АВ1
3) 

Самотлорского месторождения).  
Тюмень: Вектор Бук, 2017. 314 с.

3.	 Закревский К.Е., Нассонова Н.В. 
Геологическое моделирование 
клиноформ неокома Западной Сибири. 

Results
During consolidation and analysis of all available data a facies cube was 
constructed. Subsequently it became the basis for reservoir distribution 
and population of petrophysical properties. The counting time of the 
estimatеd model did not exceed 2 min for 13 million cells. This is a good 
result acceptable for further recalculations during model updating.

Conclusions
Object modeling (stochastic) method is suitable for geological modeling 
at the initial stages of exploration and in the presence of high-precision 

3D seismic. It allows to reproduce the conceptual model of lithology, if 
the shape, orientation and size of sedimentary bodies are known.
As a result of modeling, a model reproducing the high heterogeneity of 
reservoirs characteristic of the sediments under study was obtained, 
which eventually made it possible to identify the most promising areas for 
well placement, estimate the expected production rates, and delineate 
risk zones for further study using 3D geological model.
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Abstract
The paper considers some conventional methods used for building structural maps of net reservoirs. Two-dimensional forecast of the average 
velocity that is based on the difference in geometry of lower and upper reflectors is proposed as an alternative. In case of the dynamically expressed 
and confidently traced upper reflector, the proposed method can be used as an alternative tool in order to improve the accuracy of structural maps.

Materials and methods
Materials: geological and geophysical, field information, results 
interpretation of seismic data.
Methods: estimation of the standard error determining the depths of the 
top of the VB1 productive reservoir based on empirical dependencies: 
two-way time – depth, effective depth (the product of the two-way time 
of the reflected wave and the effective velocity of the reflected wave) –  

depth, estimated optimal depth (the product of the two-way time of the 
reflected wave and the average estimated velocity obtained on the basis 
of two-dimensional regression) – depth.
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целевого горизонта с учетом промежуточного 
отражающего горизонта
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Аннотация
В работе рассмотрены несколько традиционных способов, применяющихся для построения структурных карт 
продуктивных пластов. В качестве альтернативы этим способам предложен метод двумерного прогноза средней скорости, 
базирующийся на различии геометрии нижнего и верхнего отражающего горизонта. При наличии на площади работ 
динамически выраженного и уверенно прослеживаемого верхнего отражающего горизонта предложенный способ может 
быть использован в качестве альтернативного инструмента для повышения точности структурных построений.

Материалы и методы
Материалы: геолого-геофизическая, промысловая информация, 
результаты интерпретации сейсмических исследований.
Методы: оценка среднеквадратичной погрешности определения 
глубин кровли продуктивного пласта ВБ1 по эмпирическим 
зависимостям: время — глубина, эффективная глубина 
(произведение времени пробега отраженной волны и эффективной 
скорости отраженной волны) — глубина, расчетная оптимальная 

глубина (произведение времени пробега отраженной волны и 
средней оценочной скорости, полученной на основе двумерной 
регрессии) — глубина.

Ключевые слова
скоростная модель, отражающий горизонт, регрессия, эмпирическая 
зависимость, среднеквадратичное отклонение, двумерный прогноз
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Введение
Любое предприятие, занимающееся 

разработкой месторождения, в первую оче-
редь интересует структурный план объекта, 
содержащего основные запасы углеводоро-
дов, и год от года требования к достоверно-
сти таких структурных планов возрастают, 
поскольку точность оценки запасов место-
рождения углеводородов более чем на 50 % 
определяется именно точностью построенной 
структурной модели этого месторождения [6]. 
Поэтому перед сервисными предприятиями 
все чаще ставится задача уменьшения рисков 
по структуре при постановке разведочного 
и эксплуатационного бурения скважин.

Уменьшение рисков, связанных с досто-
верностью определения глубин до целево-
го объекта, предполагает получение такого 
структурного плана исследуемой поверхно-
сти, ошибки которого при проведении раз-
ведочного и эксплуатационного бурения 
были бы сведены к минимуму. Для того чтобы 
успешно решать такие задачи, нужно с опре-
деленной степенью точности и детальности 
воспроизвести реальную скоростную модель 
либо с помощью каких-либо методических 
приемов уточнить имеющуюся на данный 
момент.

Традиционные методики построения 
структурных карт

Прежде чем изложить альтернативную ав-
торскую методику картопостроения, рассмо-
трим в качестве примера несколько традици-
онных подходов к построению структурной 
карты по ОГ С2, отождествляемой с поверх-
ностью кровли продуктивного пласта ВБ1 вну-
три нижнеберезовской подсвиты, на одном 
из месторождений Западной Сибири.

Поскольку на исследуемой площади 
в верхней части разреза (ВЧР) отсутствуют су-
щественные аномалии скоростей, предпола-
гается, что скоростная модель среды должна 
быть простой, и средняя скорость по гори-
зонту С2 в идеале должна быть максимально 
близка к постоянной величине [3, 4]. Одна-
ко, как можно увидеть на представленном 
графике зависимости глубины продуктив-
ного пласта ВБ1 от времени прослеживания 
отражающего горизонта С2, определенного 

Рис. 1. График эмпирической зависимости H = f(t0) для ОГ С2
Fig. 1. Empirical Function of H = f(t0) for Reflector C2

Рис. 2. График эмпирической зависимости H = f(t0, Vмигр.корр.) для 
ОГ С2, где Vмигр.корр. — скорости суммирования после миграции, 
исправленные за влияние рельефа
Fig. 2. Empirical function of H = f(t0, Vmigr.cor.) for Reflector C2, where 
Vmigr.cor.– relief-corrected stacking velocity after migration 

Рис. 3. Композиционный временной разрез. На врезке показана схема композиционного 
временного разреза, по вертикальной оси показаны времена пробега в миллисекундах. 
Левая часть разреза построена по данным 3D сейсморазведки, правая по данным 
2D сейсморазведки
Fig. 3. Compositional time section. The inset shows a composite time section, the vertical axis 
shows travel time in milliseconds. The left part of the section is based on 3D seismic, the right part 
is on 2D seismic 

в точках скважин, по карте двойного времени 
пробега отраженной волны Н = f(t0), где H — 
глубины в абсолютных отметках, t0 — време-
на пробега отраженной волны (рис. 1), это да-
леко не так. Отклонения от линии регрессии 
колеблются в диапазоне от -24,8 до +26,6 м, 
при этом среднеквадратичная ошибка, рас-
считанная в рамках такой модели, согласно 
методическим рекомендациям [1, 2], состав-
ляет 8,6 м.

Существующий разброс точек отно-
сительно линии регреcсии, отраженный 
на графике Н = f(t0) (рис.1), указывает 
на то, что на площади работ наблюдают-
ся существенные изменения средних ско-
ростей по латерали. Попытка учесть эти 
изменения с привлечением эффективных 
скоростей после миграции позволила не-
много сократить дисперсию и соответствен-
но повысить коррелируемость расчетных 
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дополнительно прослеженный верхний отра-
жающий горизонт влияет на уточнение ско-
ростной модели рассматриваемого интервала 
разреза. Для понимания, как изменяется сред-
няя скорость вдоль ОГ С2 и с чем могут быть 
связаны ее изменения, рассмотрим двуслой-
ную модель среды, в которой скорость верхне-
го слоя более низкая, чем у нижнего (рис. 5).

В представленной модели при увеличе-
нии мощности высокоскоростного слоя (2) 
средняя скорость до ОГ С2 будет увеличивать-
ся, а при его сокращении уменьшаться. Имен-
но этот принцип и был использован в про-
гнозе средней скорости для ОГ С2 на основе 
двумерной регрессии. По результатам анали-
за данных, определенных в точках скважин, 
были получены коэффициенты двумерной 
регрессии для прогноза средней скорости 
до горизонта С2 по временам слежения гори-
зонтов 002 и С2: 

Рис. 5. Принципиальная схема двуслойной модели средних скоростей (V1 и V2) на площади работ, где 1 — слой между ОГ 002 и уровнем 
приведения, 2 — слой между ОГ 002 и С2 
Fig. 5. Scheme of a two-layer model of average velocities (V1 and V2) within the area of interest. 1 is the layer between reflector 002 and the datum, 
2 is the layer between reflector 002 and C2

Рис. 4. Карты изохрон отражающих горизонтов: а — 002; б — С2. Красной пунктирной линией показана область, где поведение 
горизонтов 002 и С2 существенно различается, розовой линией показаны границы лицензионных участков
Fig. 4. Isochron maps of reflectors: a — 002; б — C2. Red dotted line shows the area, where the behavior of horizons 002 and C2 differs significantly, 
the pink line shows the boundaries of the licensed areas

была опробована методика оценки сред-
ней скорости до горизонта С2 по двумерной 
регрессии.

На данной территории работ существенно 
выше ОГ С2 в интервале от 250 до 600 мс был 
прослежен довольно динамически выражен-
ный ОГ, условно названный 002. Характер-
ной чертой этого отражающего горизонта 
является его неконформность ОГ С2 и суще-
ственное отличие от него по геометрии (рис. 
3, 4). Особо выделяется область на севе-
ро-востоке площади (на рисунке 4 обведе-
на пунктирной темно-красной линией), где 
поведение горизонтов 002 и С2 существенно 
различается. Как будет показано далее, из-
менения глубины горизонта 002 существенно 
влияют на среднюю скорость до горизонта С2, 
особенно в этой части площади.

Ниже на примере классической двуслой-
ной модели показано, каким образом, 

и реальных глубин в точках разведочных 
и эксплуатационных скважин (рис. 2).  
Диапазон отклонений от линии регрессии 
после этого практически не изменился 
(от -19,3 до +28 м), а среднеквадратиче-
ская ошибка снизилась всего лишь на 6 % 
и составила 8,1 м.

Таким образом, применение эффективных 
скоростей после миграции в силу их невысокой 
достоверности из-за имеющейся кратности 
наблюдений на уровне прослеживания ОГ С2  
существенно ограничивает возможности по-
вышения точности структурных построений 
и тем самым не позволяет нам существенно 
сокращать геологические риски.

Построение структурных карт через 
двумерный прогноз средней скорости

Для того, чтобы снизить ошибку структур-
ных построений, на данной площади работ 
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Рис. 6. Сопоставление карт: а — скорректированных скоростей миграции и б — прогнозной средней скорости, полученной 
в результате двумерной регрессии
Fig. 6. Comparison of maps: a — migration corrected velocity and б — average velocity predicted as a result of two-dimensional regression

Рис. 7. Сопоставление графиков эмпирических зависимостей: а — средней скорости 
от скорости миграции, б — средней скорости от оценки средней скорости по двуслойной 
модели
Fig. 7. Comparison of Empirical Functions: a – average velocity from the migration corrected 
velocity, б – average velocity from the estimate of the average velocity on a two–layer model

Рис. 8. График эмпирической зависимости 
H = f(t0, Vср.о.) для ОГ С2, где H0 — расчетная 
оптимальная глубина ОГ С2, H — глубина 
кровли пласта ВБ1 в абсолютных  
отметках
Fig. 8. Empirical function of H = f(t0, Vsr.o.)  
for Reflector C2, where H0 – calculated optimal 
depth of reflector C2, H - depth of formation VB1 
top in TVDSS

Vcp.o.=1463,5-0,558 t0
002+0,599 t0

C2,

Где Vcp.o — оценка средней скорости до ОГ С2, 
полученная на основе двумерной регрессии, 
t0

002 — времена двойного пробега отражен-
ной волны 002, t0

C2 — времена двойного про-
бега отраженной волны C2.

На рисунке 6 приведено сопоставление 
эффективных скоростей миграции после кор-
рекции за рельеф [5] и прогнозной средней 

скорости, полученной в результате двумер-
ной регрессии.

Модели скоростей, представленные 
на рисунке 6, в первом (а) и втором (б) слу-
чае существенно отличаются. На карте про-
гнозной скорости, полученной в результате 
двумерной регрессии (Vср.о.), в северо-вос-
точной части площади (выделена темно-крас-
ной пунктирной линией на картах) лока-
лизуется область с высокими скоростями, 
а область с самыми низкими значениями 

располагается в центральной части и имеет 
четко выраженное северо-западное прости-
рание. На карте эффективных скоростей ми-
грации после коррекции за рельеф (Vмигр.корр.)  
такой локализации не наблюдается, к тому 
же область с наиболее высокими значениями 
скорости расположилась в противополож-
ной, юго-западной части площади. Данные, 
попадающие в северо-восточную часть пло-
щади (выделена темно-красной пунктир-
ной линией на картах), на графиках (рис. 7) 
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Results
The two-layer velocity model and subsequent prediction of the average 
velocity from two-dimensional regression made it possible to reduce 
the standard error in determining the depth of net reservoir VB1 top 
and thereby reduce the risks of subsequent exploration and production 
drilling at this field.

Conclusions
When solving such kinematic issues, it shall be taken into account that 
seismic survey method, as well as all other geophysical methods, has 
constraints. In seismic, constraints are usually directly determined by 

its quality and fold. With high quality and fold of seismic data, the use 
of effective velocities (migration) can undoubtedly have a good positive 
effect, but the maximum possible effect requires a comprehensive 
analysis of all available information. 
We hope that the example given in this article will expand the 
understanding of many interpreters of seismic data about the methods of 
predicting the average velocity, and will give a new impetus to the search 
for alternative versions of its forecast, which in the end should contribute 
to improving the accuracy of structural maps and reducing geological 
risks when drilling wells.
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представлены в виде красных квадратов. Как 
можно заметить, в этой части площади про-
является аномалия высоких средних скоро-
стей, которая по данным скоростей миграции 
не прогнозируется, а по результатам оценки 
средних скоростей с использованием струк-
турных факторов вышележащей относитель-
но ОГ С2 толщи ее можно хорошо описать.

Теснота корреляционной связи между 
средней скоростью, рассчитанной в точках 
скважин, и оценочной средней скоростью, по-
лученной в результате двумерной регрессии, 
оказалась в несколько раз выше, чем у анало-
гичной зависимости между средней скоростью 
и эффективной скоростью после миграции, 
исправленной за влияние рельефа (рис. 7).  
С одной стороны, это говорит о невысокой на-
дежности скоростей миграции в данном ин-
тервале разреза, а с другой о более высокой 
достоверности аппроксимации скоростной 
модели среды при использовании двумерно-
го прогноза средней скорости.

Таким образом, использование верхнего 
ОГ 002 для двумерного прогноза средней ско-
рости при расчете глубин по ОГ С2, отождест-
вляемого с кровлей пласта ВБ1, существенно 
сократило значение среднеквадратичного 
отклонения (до 6,9 м) и увеличило точность 
структурных построений в данном интервале 
разреза на 20 %. Выросла и теснота связи 
между реальной глубиной ОГ С2 и прогнозной 
в точках скважин (рис. 8). При этом точки дан-
ных северо-восточной части площади (выде-
лены в виде красных квадратов на графиках), 
которые неудовлетворительно описывались 
ранее рассмотренными моделями регрес-
сии и прогноза средней скорости по данным 

скоростей миграции, хорошо описываются 
двуслойной моделью.

Задача по уменьшению рисков в части 
прогноза структуры ловушки при постановке 
разведочного и эксплуатационного бурения 
скважин путем повышения точности построе-
ний с имеющимися сейсмическими и геоло-
гическими данными на данной площади была 
успешно решена.

Итоги
Использование двухслойной модели скоро-
стей и последующий прогноз средней ско-
рости с помощью двумерной регрессии по-
зволил снизить среднеквадратичную ошибку 
определения глубин кровли продуктивного 
пласта ВБ1 и тем самым снизить риски при 
последующем разведочном и эксплуатацион-
ном бурении на данном месторождении.   

Выводы
При решении подобных кинематических за-
дач необходимо учитывать, что сейсмический 
метод исследования так же, как и все осталь-
ные геофизические методы, имеет свои огра-
ничения. В сейсморазведке ограничения, как 
правило, напрямую определяются качеством 
и кратностью сейсмических данных. При вы-
соком качестве и кратности сейсмических 
данных использование эффективных ско-
ростей (миграции) несомненно может дать 
хороший положительный эффект, но для до-
стижения максимально возможного эффекта 
необходим всесторонний анализ всей имею-
щейся в нашем распоряжении информации. 
Мы надеемся, что пример, приведенный 
в данной статье, расширит представление 

многих интерпретаторов сейсмических дан-
ных о способах прогноза средней скорости 
и даст новый толчок для поиска альтернатив-
ных вариантов ее прогноза, что в итоге долж-
но будет способствовать повышению точ-
ности структурных построений и снижению 
геологических рисков при бурении скважин.
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Abstract
This article is about detailing of PK1 reservoir geological model of the Pyreynoye field and identifying the features of its internal structure according 
to combine analysis of seismic exploration and exploitation data. The use of an integrated approach to modeling made it possible to establish  
the vertical heterogeneity of the structure of the PK1 reservoir, in particular the existence in its upper part of layers of super-permeable reservoirs, 
which have a significant influence on the productivity of the reservoir.

Materials and methods
Materials: 3D seismic data, well logs data and data of monthly well 
operational reports.
Methods: structural and dynamic analysis of the 3D seismic data, 
interpretation of well logs data and quantitative analysis of the 

calculated reservoir properties, analysis of formation pressures 
measurements in wells.
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Аннотация
Статья посвящена уточнению геологической модели залежи пласта ПК1 Пырейного месторождения и выявлению 
особенностей его внутреннего строения на основе комплексирования данных сейсморазведки и разработки.  
Применение комплексного подхода к моделированию позволило установить вертикальную неоднородность строения 
пласта ПК1, в частности, существование в его верхней части прослоев сверхпроницаемых коллекторов, которые оказывают 
значительное влияние на работу залежи.

Материалы и методы
Материалы: амплитудный сейсмический куб, данные ГИС и данные 
по месячным эксплуатационным рапортам скважин.
Методы: структурный и динамический анализ амплитудного 
куба, интерпретация данных РИГИС и количественный анализ 
рассчитанных фильтрационно-емкостных свойств (ФЕС) пласта, 

анализ результатов замера пластовых давлений в эксплуатационном 
фонде скважин.

Ключевые слова
Западная Сибирь, Пырейное месторождение, пласт ПК1, газ, 
разработка, сейсморазведка
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Общие сведения об объекте исследования
Пырейное месторождение в админи-

стративном плане расположено на террито-
рии Пуровского района Ямало-Ненецкого 
автономного округа Тюменской области. 
В тектоническом отношении участок работ 
приурочен к двум структурам первого по-
рядка: Уренгойскому мегавалу (западная 
часть) и Нижнепурскому мегапрогибу (вос-
точная часть). Уренгойский мегавал в контуре  
Пырейного месторождения, в свою очередь, 
осложняется структурой II порядка — Пырей-
ным структурным мысом, с которым, соб-
ственно, и ассоциируется месторождение.

Месторождение открыто в 1976 году. 
Основным продуктивным объектом на рас-
сматриваемой площади является пласт ПК1 
сеноманского возраста (K2s), к которому при-
урочена массивная водоплавающая газовая 
залежь.

С седиментологической точки зрения от-
ложения пласта ПК1 формировались в услови-
ях переходного осадконакопления, а именно 
прибрежной равнины, временами заливае-
мой морем [6], и представляют из себя слож-
ное чередование проницаемых и непроница-
емых пород. Разрез пласта ПК1 имеет четко 
выраженное ретроградационное строение, 
отражающее последовательное увеличение 
мористости слагающих его осадков [3, 4]. 
Вверх по разрезу в составе отложений доля 
прибрежных, а затем и морских отложений 
растет, достигая максимума в верхней части 
разреза, к которой и приурочена залежь.

Предпосылки для выполнения работ
В процессе разработки залежи пласта 

ПК1 были выявлены различные темпы паде-
ния пластового давления в северной и цен-
тральной + южной частях залежи при рав-
ных технологических условиях эксплуатации 
скважин. Данное явление указывает на то, 
что, судя по всему, залежь пласта ПК1 имеет 
внутренние неоднородности, которые не учи-
тываются в принятых геологических моделях.

Одной из версий, которая объясняла 
бы неравномерное падение пластового 
давления, являлось наличие «гидроди-
намического барьера» между северной 

и центральной частями залежи. Предпола-
галось, что этот барьер может иметь текто-
ническую (серия малоамплитудных дизъюн-
ктивных нарушений) или седиментационную 
(литологический экран) природу.

Существующие на площади сейсмо-
разведочные работы МОГТ 3D, отснятые  
в 2010–2011 годах (обработка и интерпрета-
ция проводилась в 2011 году), не позволяли 
выполнить качественный динамический ана-
лиз, направленный на выявление предпо-
лагаемых экранов ввиду следующих обстоя-
тельств, не учтенных при обработке:
•	 не совсем корректный и современный 

учет неоднородностей в верхней части 
разреза (учет по данным 3D был выпол-
нен с коррекцией на скважинные данные, 
что могло привести к искажению отража-
ющих границ);

•	 при объединении массивов 3D сейсмиче-
ских данных, отработанных в разные годы 
разными источниками, не выполнено 
их согласование по форме сигнала; 

•	 при выполнении динамической обработ-
ки 3D данных были применены процеду-
ры, искажающие истинное соотношение 
амплитуд (проявляющееся в том числе 
в несоответствии амплитудных аномалий 
на амплитудном и AVO-кубах); 

•	 перед миграционными преобразовани-
ями была выполнена процедура трим- 
статики, которая повлекла за собой ис-
кажение осей дифрагированных волн 
и негативно сказалась на результатах 
миграции.
Для детализации строения залежи пласта 

ПК1 и с целью выявления геологических при-
чин перепадов текущих пластовых давлений 
была инициирована работа по комплексной 
переобработке и интерпретации материалов 
СРР 3D/2D в пределах Пырейной площади.

За 12-летний период, прошедший с мо-
мента первичной обработки и интерпретации 
сейсмических материалов, отснятых на Пы-
рейной площади, появились новые техноло-
гии и методические приемы, которые позво-
ляют улучшить качество обработки и тем 
самым получить более надежную и детальную 
основу для геологического моделирования.

При проведении современной переобра-
ботки сейсмических данных на Пырейном ЛУ:
•	 построена единая модель статических 

поправок для учета неоднородности ВЧР 
с учетом региональных трендов;

•	 выровнена АЧХ данных, устранены ам-
плитудные «просадки». Расширен частот-
ный диапазон;

•	 проведен подбор оптимальной апертуры 
миграции, что позволило повысить лате-
ральную разрешенность сейсмических 
данных. Выполнена коррекция за неэл-
липтичность годографа для учета эффек-
тов VTI-анизотропии;

•	 при обработке сохранены истинные зна-
чения амплитуд, что улучшило динами-
ческую составляющую окончательного 
куба и позволило выполнить синхронную 
инверсию.
Полученный в результате переобработки 

сейсмический материал имеет большую раз-
решенность и лучшие динамические харак-
теристики, что способствует проведению ка-
чественного сейсмического анализа залежи 
пласта ПК1 Пырейного месторождения.

Результаты работ
Сейсмогеологическая модель пласта ПК1 

по результатам выполненной переобработки 
и интерпретации сейсмических материалов 
значительно уточнилась. При этом изменений 
в скважинной корреляции и в интерпрета-
ции ГИС практически не произошло — кон-
такт залежи остался на идентичном уровне, 
а газовые толщины в скважинах практически 
не изменились.

Все основные изменения модели залежи 
связаны с использованием новой структур-
ной основы. Так, структура, контролирующая 
залежь пласта ПК1, вытянулась в северо- 
западном направлении, а в юго-западной 
части наоборот уменьшилась. В центральной 
части залежи прослежено локальное пониже-
ние структуры, в результате чего там отстра-
ивается внешний контур. Северо-восточная 
часть залежи значительно увеличила свою 
амплитуду (рис. 1).

Увеличение контура залежи пласта ПК1 
отчетливо наблюдается в волновой картине 

Рис. 1. Сравнение балансовой модели пласта ПК1 с моделью, полученной по результатам переобработки и переинтерпретации СРР
Fig. 1. Comparison of the balance model of the PK1 reservoir with the model obtained from the results of reprocessing and reinterpretation  
of the seismic data
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как по картам динамических атрибутов, так 
и по изменению формы импульса вследствие 
эффекта от газа. На рисунке 2 представлена 
карта RMS-амплитуд в окне залежи пласта 
ПК1, по которой видно, что динамическая 
аномалия соответствует увеличившемуся 
контуру залежи по структурному плану. При 
этом отмечается динамическая выражен-
ность не только центральной, но и северо- 
западной и особенно северо-восточной части 
залежи. Увеличение структурной выраженно-
сти залежи пласта ПК1 в северо-восточном 
и северо-западном направлениях открывает 

перспективы для наращения запасов залежи 
пласта ПК1.

После уточнения контура и морфологии 
залежи проводился углубленный динамиче-
ский анализ, направленный на выявление 
в плане залежи сейсмических аномалий, ко-
торые могли бы объяснить различный харак-
тер падения пластового давления в северной 
и центральной части залежи.

Для подтверждения гипотезы существо-
вания в пласте ПК1 литологического барьера 
был выполнен прогноз литологии пласта ПК1  
на основе результатов стохастической 

инверсии. В поле упругих параметров газо-
насыщенные песчаники очень хорошо отде-
ляются от остальных литотипов [2, 7], поэтому 
зона развития литологического экрана долж-
на выглядеть как линейно ориентированная 
зона пониженных газонасыщенных толщин. 
На результирующей карте эффективных газо-
насыщенных толщин не просматриваются ка-
кие-либо линейные аномалии, которые могли 
бы быть проинтерпретированы как литологи-
ческие экраны (рис. 3).

Второй гипотезой, которая бы объясня-
ла различный характер падения пластового 
давления в разных частях залежи, являлось 
наличие разломов в интервале пласта ПК1, 
которые могут выступать в роли гидроди-
намического барьера. С целью поиска тек-
тонических нарушений были проанализи-
рованы различные структурные атрибуты. 
Кроме того, на основе нейронных сетей 
в отечественном программном продукте 
Geoplat был рассчитан атрибут «вероят-
ность наличия разломов» [1]. По результа-
там выполненного анализа было отмечено 
хаотичное распределение выделенных ано-
малий и малое значение их вероятности, 
что говорит об отсутствии реальных текто-
нических нарушений в исследуемом интер-
вале (рис. 4).

Таким образом, по сейсмическим дан-
ным можно сделать вывод о том, что в сейс-
мическом масштабе залежь пласта ПК1 пред-
ставляет собой единый резервуар.

Анализ разреза залежи по данным ГИС
Не получив ожидаемого результата от ди-

намического анализа, был сделан вывод, что, 
судя по всему, причина неравномерного па-
дения пластового давления по площади кро-
ется в особенностях внутреннего строения 
коллекторов залежи пласта ПК1, которые на-
ходятся за пределами разрешающей возмож-
ности сейсморазведки. Поэтому дальнейшие 
изыскания были направлены в сторону ана-
лиза РИГИС.

В ходе анализа разрезов скважин 
в интервале пласта ПК1 было установлено, 
что пласт вертикально неоднороден, и что его 

Рис. 2. Проявление газовой динамической аномалии залежи пласта ПК1 на карте  
RMS-амплитуд и временных разрезах
Fig. 2. Sign of the gas dynamic anomaly of the PK1 reservoir on the RMS amplitude map  
and time section

Рис. 3. Карта прогнозных газонасыщенных толщин пласта ПК1 
по результатам синхронной инверсии
Fig. 3. Map of predicted gas-saturated thicknesses of the PK1 reservoir 
based on the results of simultaneous inversion

Рис. 4. Вероятность наличия разломов в интервале пласта ПК1
Fig. 4. Faults probability in the PK1 reservoir interval
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можно разделить на несколько циклитов —  
ПК1-1, ПК1-2 и ПК1-3, к самому верхнему 
из которых (ПК1-1) непосредственно приуро-
чена газовая залежь. Также было установле-
но, что в пределах пласта выделяются отдель-
ные прослои коллекторов с повышенными 
ФЕС (Кп >35 %, Кпр >900 мД), которые уверен-
но коррелируются по скважинам в пределах 
изучаемой территории. Высокопроницаемые 
прослои были прокоррелированы по всему 
фонду скважин. Пример корреляции пласта 
ПК1 приведен на рисунке 5.

Была выдвинута гипотеза о том, что 
высокопроницаемые коллекторы в верх-
ней части разреза пласта ПК1, к которому  
приурочена залежь (циклит ПК1-1), должны 
оказывать ключевое влияние на работу зале-
жи и ее энергетическое состояние.

В ходе дальнейшего анализа была дока-
зана связь межу величиной текущего пласто-
вого давления и суммарной эффективной 
толщиной высокопроницаемых коллекторов 
циклита ПК1-1. На рисунке 6 приведен гра-
фик зависимости текущего пластового дав-
ления от суммарной толщины высокопрово-
дящих прослоев циклита ПК1-1, построенный 
по скважинным данным. Коэффициент кор-
реляции двух этих величин составляет 0,756, 
что указывает на существование между ними 
значимой связи. 

На рисунке 7 представлена карта те-
кущих пластовых давлений со скважи-
нами, в которых подписана мощность 

высокопроницаемых коллекторов циклита 
ПК1-1. Для наглядности скважины были про-
ранжированы в зависимости от мощности 
высокопроводящих коллекторов на три ран-
га: 1-й ранг с малыми толщинами (0–5 м); 
2-й ранг со средними толщинами (5–10 м); 
3-й ранг с толщинами более 10 метров.

Рис. 5. Схема корреляции высокопроницаемого прослоя
Fig. 5. Correlation scheme of high-permeability layer

Рис. 6. График зависимости текущего пластового давления от мощности 
высокопроводящих коллекторов
Fig. 6. Function between current reservoir pressure and thickness of highly conductive reservoirs

По карте видно, что в тех местах залежи, 
где скважины охарактеризованы малыми тол-
щинами высокопроводящих коллекторов, па-
дение пластового давление происходит более 
интенсивно. 

На рисунке 8 представлен схемати-
ческий разрез модели залежи пласта ПК1 
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с выделенными прослоями высокопроводя-
щих коллекторов, границей между цикли-
том ПК1-1 и ПК1-2 + ПК1-3, начальными 
и текущими газоводяными контактами (ГВК). 
На разрезе наглядно демонстрируется, что 
юго-восточная часть залежи за счет мощно-
го высокопроводящего слоя коллекторов 
хорошо связывается с законтурной частью 
залежи, что обеспечивает восполнение 

энергетического потенциала залежи за счет 
более активного поступления законтурных 
вод [5].

На севере, в свою очередь, сообщение 
продуктивной части залежи с законтурной 
областью затруднено, в результате чего 
давление в продуктивной части за счет мед-
ленного поступления воды стабилизируется 
хуже.

Итоги 
В результате выполненных работ:
•	 уточнена структурно-тектоническая мо-

дель залежи пласта ПК1;
•	 спрогнозированы эффективные газона-

сыщенные толщины с учетом сейсмиче-
ских данных;

•	 установлено цикличное внутреннее стро-
ение пласта ПК1;

•	 установлено существование в разрезе вы-
сокопроводящих разностей коллекторов, 
которые локализуются преимущественно 
в верхней части разреза;

•	 выявлено, что интенсивность снижения 
пластового давления в залежи напрямую 
связана с объемом выделяемого высоко-
проводящего коллектора;

•	 рекомендуется устанавливать режим ра-
боты эксплуатационных скважин в зави-
симости от объема выделяемых высоко-
проницаемых коллекторов в той или иной 
части залежи.

Выводы
Установленная особенность распределения 
свойств коллекторов в разрезе пласта ПК1 
соответствует геологическому представле-
нию об условиях его образования — верх-
няя часть пласта формировалась в мелково-
дно-морских обстановках, что обуславливает 
ее наилучшие ФЕС. Нижняя часть пласта ассо-
циируется с отложениями континентального 
и переходного комплекса отложений, охарак-
теризованного несколько худшими ФЕС.
Исходя из установленной закономерности 
распределения ФЕС пласта ПК1, авторами 
делается вывод, что режимы работы эксплу-
атационных скважин, расположенных на 
площади месторождения, должны зависеть 
непосредственно от объема высокопрово-
дящих коллекторов, чтобы на каждой части 
площади обеспечить режим добычи, при 
котором происходит равномерное падение 
пластового давления в зависимости от связи 

Рис. 7. Карта текущих давлений залежи пласта ПК1 Пырейного месторождения
Fig. 7. Map of current reservoir pressures of the PK1 reservoir of the Pyreynoye field 

Рис. 8. Схематический разрез залежи пласта ПК1
Fig. 8. Schematic section of the PK1 reservoir
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Results
The results of the research can be represented in following sentences:
•	 detalization of the structural and tectonic model of the PK1 reservoir;
•	 forecasting of the gas-saturated thicknesses of the reservoir with 

help of seismic data;
•	 establishment of the cyclic structure of the PK1 reservoir;
•	 establishment of the existence of highly conductive reservoir in the 

section, which are localized mainly in the upper part of the section;
•	 it was revealed that the intensity of the reservoir pressure decrease 

is directly related to the volume of highly conductive reservoir;
•	 exploitation of production wells should be depended on the volume 

high-permeability reservoirs in one or another part of the reservoir.

Conclusions
The revealed distribution of reservoir properties in the section of the PK1 
reservoir corresponds to the geological concept of its formation – the 
upper part of the reservoir was formed in shallow-marine environments, 
which determines its best reservoir properties. The lower part of the 
reservoir is associated with sediments of the continental and transitional 
sedimentation complex, characterized by slightly worse reservoir 
properties.
According to established patterns of reservoir properties distribution, the 
authors conclude that the production wells located in the field should be 
developed with taking into the account the volume of highly conductive 
reservoirs. This will ensure a production  in each part of the field with a 
uniform drop in reservoir pressure.
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Abstract
According to the regional facies zoning of the Neocomian deposits of the West Siberian Basin, the Fir-Yugan zone is located at the junction of two 
facies regions (FR) – Surgut and Nizhnevartovsk, which are characterized by a different type of section – the number of sand layers and their 
indexing. In the practice of geological exploration, the first type of section is called “Surgut” and unites a group Iof BS sand layers. The second type 
of section is called “Vartovsky” and unites a group of BV layers. Due to the difference in structure and facies nature between the types of sections 
in the undaform part of the Neocomian clinoform reservoirs, in the territories of transition zones today there is a problem of correct geological 
correlation of isochronous layers of these facies areas. The study of the Neocomian complex of regional and zonal levels is based mainly on seismic 
phase correlation, therefore, in such territories as the Fir-Yugan zone, there is a problem of correct interdistrict correlation of layers not only 
according to drilling data, but also according to seismic materials. The article shows the experience of solving this problem for the Fir-Yugan zone. 
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Специфика сейсмогеологической корреляции 
пластов усть-балыкского горизонта  
в Пихтово-Юганской зоне — переходных 
разрезов между сургутским и нижневартовским 
фациальными районами

Елишева О.В., Сильнягина Н.В., Шахов А.В., Зервандо Я.В.
ООО «Тюменский нефтяной научный центр», Тюмень, Россия
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Аннотация
Согласно региональному фациальному районированию неокомских отложений Западно-Сибирского бассейна,  
Пихтово-Юганская зона находится на стыке двух фациальных районов (ФР) — Сургутского и Нижневартовского, которые 
характеризуются разным типом разреза, количеством песчаных пластов и их индексацией. В практике геологоразведоч-
ных работ первый тип разреза фигурирует как сургутский и объединяет группу песчаных пластов БС. Второй тип разреза — 
вартовский, объединяет группу пластов БВ и АВ. Учитывая, что изучение неокомского комплекса регионального уровня 
базируется преимущественно на фазовой сейсмической корреляции, из-за разницы в строении и фациальной природы 
между типами разрезов этих ФР в ундаформной части неокомских клиноформных резервуаров на таких территориях, 
как Пихтово-Юганская зона, до сих пор существует проблема корректной геологической корреляции изохронных 
пластов в зоне переходных разрезов. В статье показан опыт решения данной проблемы для Пихтово-Юганской зоны.  
Приведены особенности строения сургутского, вартовского и переходного типов разрезов. Представлены особенности 
расчленения и корреляции неокомских пластов в разных фациальных районах по данным скважин, описаны проблемы 
фазовой сейсмической корреляции неокомских отложений. Для решения проблем изохронной геологической 
и сейсмической корреляций приведены примеры результатов одномерного моделирования и акустической инверсии.  
Даны рекомендации по особенностям строения каждого типа разреза.

Материалы и методы 
В анализе использованы материалы по 20 поисково-разведочным 
скважинам, по которым имелся относительно полный пакет данных: 
керна, ГИС, попадающие в контур съемок МОГТ 3D. В статье 
приведены примеры по отдельным скважинам, иллюстрирующие 
каждый тип разреза. Также использованы материалы сейсмических 
работ МОГТ 3D по Кеумской, Пихтовой, Тямкинской, Тальцийской, 
Протозановской, Урненской, Южно-Гавриковскую и других площадях 
Уватского района Тюменской области. Для анализа геологического 
материала использованы методы сиквенс-стратиграфического 

и фациального анализов (по керну и ГИС). Для решения задачи 
сопоставления границ системных трактов и сейсмических фаз 
волнового поля использованы методы одномерного моделирования 
и акустической инверсии.

Ключевые слова
сургутский тип разреза, вартовский тип разреза, корреляция 
разрезов скважин, усть-балыкская свита, сортымская свита, 
ванденская свита
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Materials and methods
The study used the materials on 20 exploration and appraisal wells 
with relatively complete data packages: core, well logging, and 3D 
CDP data within the survey contour. The paper provides examples only 
for individual wells, illustrating each type of cross-section. The 3D 
CDP seismic materials on the Keumskaya, Pikhtovaya, Tyamkinskaya, 
Taltsiyskaya, Protozanovskaya, Urnen-skaya, Yuzhno-Gavrikovskaya, 
and other areas of the Uvat Area of the Tyumen Region were also used. 

To analyze the geological material, the sequence-stratigraphic and 
facies analyses (core/log-based) methods were used. To solve the 
problem of comparing the boundaries of system tracts and seismic 
phases of the wave field, the following methods were used: one-
dimensional modeling and acoustic inversion.
Keywords
surgut-type section, Vartovsky-type section, well correlations,  
Ust-Balyk Series, Sortym Series, Vandensky Series
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Введение
В административном отношении южная 

часть Пихтово-Юганской зоны занимает се-
верные территории Уватского района юга 
Тюменской области, ее северная часть рас-
полагается в границах южных районов ХМАО- 
Югра. На рассматриваемой территории не-
окомский комплекс является одним из ос-
новных продуктивных горизонтов, в котором 
уже открыты залежи углеводородов (УВ) на  
Южно-Венихъяртской, Тальцийской, Протоза-
новской, Северо-Кеумской и в группе Ай-Яун-
ских площадей [1] (рис. 1).

В Уватском районе юга Тюменской обла-
сти в интервале неокомских отложений су-
ществует определенная закономерность раз-
вития по площади уже открытых залежей УВ.  
На территории Пихтово-Юганской зоны они 

приурочены к ловушкам ундаформных ча-
стей неокомских клиноформ.

В фациальном отношении разрезы этих 
частей клиноформ состоят из фаций шель-
фового (прибрежного) генезиса (группа пла-
стов БС), которые замещаются в восточном 
направлении Западно-Сибирского бассейна 
(ЗСБ) на отложения ванденской свиты (груп-
па пластов БВ) дельтовой равнины [2]. На тер-
ритории Уватского района Тюменской обла-
сти из-за увеличения количества песчаных 
пластов в последней, их малой мощности, 
а также отсутствия в таких переходных зонах  
фаунистических определений возраста, 
между разрезами усть-балыкской и ванден-
ской свит до сих существует проблема сопо-
ставления изохронных пластов. Особенно 
остро проблема стоит на площадях, слабо 
изученных поисковым бурением, где между 

скважинами большие расстояния и основной 
материал изучения отложений — это данные 
сейсмических работ МОГТ-2D и МОГТ-3D.

Как правило, на материалах площадной 
сейсморазведки МОГТ-3D сейсмогеологиче-
ское моделирование строения неокомских 
резервуаров регионального уровня базиру-
ется на увязке сейсмической фазовой корре-
ляции по локальным площадям, при которой 
происходит прослеживание границ кровель 
песчаных пластов, а не региональных гли-
нистых пачек, как при профильных работах 
МОГТ-2D [3]. В результате на территории 
Уватского района из-за привязки в разных 
фациальных районах одного и того же от-
ражающего горизонта (ОГ) к геологическим 
границам диахронных песчаных пластов су-
ществует проблема их корректного сопостав-
ления в пределах ундаформной части одного 

 The features of the facies structure of the “Surgut”, “Vartovsky” and transitional type sections are given. The features of dissection and correlation 
of neocomial strata in differ-ent facies areas according to drilling data and problems of seismic correlation are presented. For the correct binding 
of reflected waves for each type of section, an example of synthetic acoustic one-dimensional modeling is given, recommendations are given for 
taking into account the struc-tural features of each type of section.

Рис. 1. Обзорная схема района исследования (Пихтово-Юганская зона)
Fig. 1. Overview map of the study area (Pikhtovy-Yugansky zone)
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и того же клиноформного резервуара. Рас-
смотрению данного вопроса на территории 
Пихтово-Юганской зоны и посвящена данная 
публикация.

Строение неокомских отложений 
на территории Пихтово-Юганской зоны 
с позиций официальной стратиграфии ЗСБ

Согласно официально принятому 
региональному фациальному райони-
рованию неокомских отложений Запад-
но-Сибирского бассейна (ЗСБ) [4], Пихтово- 
Юганская зона находится на стыке двух ФР —  
Сургутского и Нижневартовского, что отража-
ется на сложных полифациальных переходах 
пластов группы БС и группы БВ по площади 
и строении неокомских разрезов этой терри-
тории, особенно в интервале усть-балыкско-
го стратиграфического горизонта. Поскольку 
в Пихтово-Юганской зоне интерес в плане 
потенциальной нефтеносности представляют 
пласты усть-балыкского стратиграфического 
горизонта, из всех неокомских отложений 
ниже приведена только его краткая характе-
ристика (рис. 2, 3).

В Сургутском ФР, согласно биострати-
графическому расчленению, разрез нео-
комских отложений представлен усть-ба-
лыкской и сортымской свитами сугубо 
морского генезиса (прибрежного, мелково-
дного и глубоководного), объединяющих груп-
пу песчаных пластов БС1-БС12. В Сургутском ФР  
усть-балыкский горизонт в объеме усть-ба-
лыкской свиты представлен группой пластов  
БС1-5, БС6-7 и БС8-9 прибрежно-морского 
(шельфового) генезиса. На терриитории Уват-
ского района Тюменской области составляют 
ундаформные и верхние части клиноформ-
ных частей неокомских клиноформ. 

В Нижневартовском ФР, согласно рас-
членению, разрез неокома по свитам пред-
ставлен мегионской и ванденской свитами 
переходного и субконтинентального (дельто-
вого) генезиса, объединяющих группу пластов  
БВ0-БВ9 и АВ4-АВ5. С точки зрения условий 
формирования ванденская свита в интерва-
ле нижней подсвиты является генетическим 
аналогом верхней части сортымской свиты, 
а в интервале верхней подвсвиты — аналогом 
усть-балыкской и сангопайской свит. В отли-
чие от Сургутского ФР, в Нижневартовском 
отложения верхней подсвиты ванденской 
свиты в объеме усть-балыкского горизонта 
представлены, согласно [4], нерасчленен-
ной толщей песчаников, алевролитов и глин, 
в пределах которой выделяются пласты  
АВ4-5, АВ10 и БВ0-7.

На рисунках 2 и 3 показано, какой тип 
разреза усть-балыкского стратиграфическо-
го горизонта авторы относят к переходному 
типу между сургутским и вартовским типами 
разрезов. 

Поскольку при ГРР геологи опираются 
на официально принятые стратиграфиче-
ские схемы юрских [5] и меловых [4] отложе-
ний, в рамках которых утверждена принятая 
индексация пластов в разных фациальных 
районах, на рисунке 4 приведена схема со-
поставления пластов неокомских отложений 
сургутского и вартовского типов разреза со-
гласно свитной стратиграфии ЗСБ и клино-
формного строения неокомских отложений. 
Черной рамкой выделен объект изучения 
в пределах двух ФР и переходной зоне — ин-
тервал усть-балыкского стратиграфического 
горизонта. 

Сургутский тип разреза вскрывается 
на центральных площадях Уватского ре-
гиона (рис. 5). Типовое строение разреза 

Рис. 2. Схема фациального районирования берриасс-аптских отложений согласно 
официально принятой стратиграфической схеме ЗСБ [4]
Fig. 2. Map of facies zoning of Berriasian-Aptian deposits according to the official WSB 
stratigraphic plane [4]

Рис. 4. Схема сопоставления пластов неокомских отложений сургутского и вартовского 
типов разреза по официальной стратиграфии ЗСБ с учетом клиноформного строения
Fig. 4. Map of comparison of the Neocomian reservoirs of the Surgut and Vartovsky-type sections 
according to the official WSB stratigraphic plane, taking into account the clinoform structure
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Рис. 3. Фациальное районирование и стратификация неокомских отложений согласно официально принятой стратиграфической схеме 
ЗСБ [4]
Fig. 3. Facies zoning and stratification of Neocomian deposits according to the official WSB stratigraphic plane [4]
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иллюстрируется на примере скважины Х1  
Северо-Кеумской площади, где, согласно 
официальной свитной стратиграфии, раз-
рез усть-балыкского горизонта представлен 
средней частью усть-балыкской свиты, со-
стоящей литологически из самостоятельных 
песчано-алевритовых пластов БС8 и БС9, раз-
деленных часто глинистой пачкой. Отложения 
обоих пластов имеют прибрежно-морской, 
шельфовый генезис.

Вартовский тип разреза вскрыва-
ется на восточных площадях Уватского  
региона (рис. 6). Типовое строение раз-
реза проиллюстировано на примере  
скважины Х2 Усть-Тегусской площади. Ин-
тервал усть-балыкского стратиграфического 
горизонта представлен толщей дельтовых 
и континентальных отложений верхней под-
свиты ванденской свиты, которая литологи-
чески состоит из серии пластов БВ разной 
мощности, не имеющих официально уста-
новленной хроностратиграфической при-
вязки к определенному возрасту, что вызы-
вает сложности при сопоставлении пластов 
группы БС и БВ разных фациальных районах 
по скважинным данным.

Переходный тип разреза вскрывается по-
лосой от Южно-Пихтовой, Пихтовой и Тамар-
гинско-Северо-Болотной площадей Уватского 
района юга Тюменской области до группы 
Юганских площадей в пределах южных рай-
онов ХМАО — Югра. Типовое строение пере-
ходного типа разреза показано на примере 
скважины Х3 Тальцийской площади (рис. 7). 
На этих территориях интервал усть-балыкско-
го стратиграфического горизонта представ-
лен чередованием маломощных песчано- 
алевритовых пачек дельтового (ванденская 
свита) и глинистых пачек морского (шельфо-
вого) (усть-балыкская свита) генезиса.

Во всех трех фациальных зонах пласты 
усть-балыкского стратиграфического гори-
зонта (БС и БВ) слагают верхние части унда-
формной и ортоклиноформной частей сарма-
новской, урьевской и савуйской клиноформ. 
В волновом сейсмическом поле МОГТ 3D этот 
интервал разреза представлен плоскопарал-
лельным рисунком записи с разной динами-
кой амплитудного спектра (рис. 4).

Сейсмическая корреляция неокомских 
отложений на территории разных 
фациальных районов  
Пихтово-Юганской зоны

В Уватском районе юга Тюменской обла-
сти территории Сургутского и Нижневартов-
ского ФР изучены не только региональными 
профильными сейсмическими работами 2D, 
но и площадными работами МОГТ 3D. 

На рисунке 8 приведены два региональ-
ных композитных профиля, пересекающие 
территорию Уватского района и южных рай-
онов ХМАО — Югра в субширотном направ-
лении, где можно видеть, что неокомский 
интервал разреза представлен серией клино-
формных тел (резервуаров), которые заме-
щают друг друга по площади со смещением 
в западном направлении. 

Клиноформы имеют разные размеры 
и морфологию: протяженность по площади, 
мощности ортоформных, унда- и фонда-
формных частей, что обусловлено не только  
спецификой формирования каждой клино-
формы, но и с особенностями их внутреннего 
строения, что сказывается на распределении 
коллекторов по площади. 

В пределах Пихтово-Юганской зоны раз-
резы сортымской свиты (пласты БС11-12) пред-
ставлены ортоформными и клиноформными 

Рис. 5. Строение сургутского типа разреза на примере скважины Северо-Кеумской 
площади 
Fig. 5. The structure of the Surgut-type section on a case study of a Severokeumskaya Area well

Рис. 6. Строение вартовского типа разреза на примере скважины Усть-Тегусской 
площади 
Fig. 6. The structure of the Vartovsky-type section on a case study of an Ust-Tegusskaya Area well

Рис. 7. Строение переходного типа разреза на примере скважины Тальцийской площади
Fig. 7. The structure of the transitional-type section on a case study of a Talciyskaya Area well
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частями урьевской и чеускинской клиноформ. 
В то время как усть-балыкская свита (пласты 
БС8-9) представлена только ундаформной ча-
стью сармановской клиноформы, которая 
выклинивается западнее Густореченской 
площади и переходит в восточном направ-
лении в мощную толщу дельтовых отложений 
ванденской свиты. В волновом сейсмическом 
поле интервал сортымской свиты (аганский 
горизонт) в пределах ортоклиноформных 
частей клиноформ характеризуется круто на-
клоненными в западном направлении отра-
жающими горизонтами. 

В отличие от них интервалы пластов БВ4-6  
фондаформных частей клиноформ нижне-
ванденской подсвиты и интервалы пластов 
БС8-9 ундаформных частей сармановской 
клиноформы усть-балыкской свиты характе-
ризуются пологозалегающими отражающими 
горизонтами. 

Особенностью динамических харак-
теристик волнового сейсмического поля  
МОГТ 3D в интервале ундаформных частей 
клиноформ в зоне переходных разрезов 
усть-балыкской свиты в ванденскую является 
наличие участков интерференции сигналов 
на фоне увеличения количества положитель-
ных и отрицательных фаз, появление хаотич-
ного рисунка записи с отсутствием протяжен-
ных осей синфазности, снижение динамики 
амплитудного спектра.

Совместный анализ сейсморазведочных 
данных и материалов бурения показал, что 
не только глинистые пачки, маркирующие 
границы клиноформ, но и песчаные пласты 
внутри резервуаров маркируются отражаю-
щими горизонтами.

Отличие заключается в том, что в первом 
случае сейсмическая корреляция выполняет-
ся по отрицательным фазам, стратифицирую-
щих кровли региональных глинистых пачек, 
являющихся покрышками клиноформных 
резервуаров. За счет выдержанной мощно-
сти глинистых отложений и их акустической 
контрастности фазовая корреляция, как 
правило, сложностей не вызывает. Исключе-
ние составляют фондаформные части нео-
комских клиноформ, где за счет сокращения 
мощности глинистых пачек конденсирован-
ные разрезы составляют с баженовскими 
отложениями единую литологическую тол-
щу. В результате ОГ неокомского интервала 
разреза в зоне фондаформы «примыкают» 
к отраженной волне «Б», динамически зату-
хая до полного исчезновения, составляя с по-
следней единую, динамически выраженную 
сейсмическую волну отрицательного знака. 

Во втором случае при прослеживании 
кровли отдельных песчаных пластов клино-
формных комплексов сейсмическая корре-
ляция выполняется по ОГ положительного 
знака. Из-за слабой выдержанности толщин 
песчаных пластов группы склоновых фаций 
и линзовидного строения шельфовых пластов 
в ундаформных частях клиноформ, которые 
при переходе от морских разрезов к субкон-
тинентальным (дельтовым) расщепляются 
на серию маломощных пластов, динамиче-
ская выраженность отражающих горизонтов 
положительного знака сильно падает. Они 
часто интерферируют, примыкая к фазам от-
рицательного знака, которые маркируют гли-
нистые покрышки, что вызывает сложности 
выполнения фазовой корреляции, особенно 

при увязке изохронных пластов между разны-
ми фациальными типами разрезов.

Сиквенс-стратиграфическое строение 
ундаформных частей неокомских 
клиноформ переходных разрезов между 
Сургутским и Вартовским фациальными 
районами на терриории  
Пихтово-Юганской зоны

Как показывает практика ГРР на террито-
рии северо-восточных и восточных площадей 
Уватского района Тюменской области при 
выявлении новых ловушек УВ в неокомском 
интервале разреза и прогноза коллекторов 
по сейсмическим данным МОГТ 3D, существу-
ет несколько проблем, с которыми сталкива-
ются специалисты при построении сейсмо- 
геологических моделей. 

Первая проблема связана с корректным 
сопоставлением между собой неокомских от-
ложений интервала ундаформных частей кли-
ноформ в зонах переходных разрезов между 
Сургутским и Вартовским ФР из-за того, что 
в усть-балыкском горизонте в переходных 
типах разрезов встречаются песчаные пласты 
(коллекторы) разной фациальной природы. 
Часть из них представлена прибрежно-мор-
скими (шельфовыми) фациями, которые 
относят к группе пластов БС усть-балыкской 
свиты, другая часть — это дельтовые и группа 
субконтинентальных фаций, которые относят 
к пластам АВ и БВ ванденской свиты.

Вторая проблема вызвана сложно-
стью сопоставления общей мощности усть- 
балыкского стратиграфического горизонта 
между разрезами Сургутского и в Нижне-
вартовского ФР и сопоставлением толщин 

Рис. 8. Клиноформное строение неокомского интервала разреза Уватского района юга Тюменской области по данным МОГТ 3D
Fig. 8. The clinoform structure of the Neocomian interval within the Uvat Area in the south of the Tyumen Region according to the 3D CDP data
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отдельных изохронных песчаных пластов. 
Например, общая мощность усть-балыкско-
го стратиграфического горизонта (в соответ-
ствии с биостратиграфическим расчленени-
ем) в Нижневартовском ФР почти в два раза 
больше, чем в Сургутском. При этом сургут-
ский и вартовский типы разрезов отличают-
ся разным количеством песчаных пластов 
и плохой расчлененностью на пласты усть-ба-
лыкского горизонта в Нижневартовском 
ФР (поэтому в нем, как правило, пласты вы-
деляются сериями — БВ1-3, ВБ4-6, БВ7-9 и т.д.). 

Третья проблема связана с отсутствием 
биостратиграфических определений возрас-
та пластов усть-балыкского горизонта в Вар-
товском ФР на территории Уватского региона, 
что осложняет их сопоставление с изохрон-
ными пластами Сургутского ФР на основе 
биостратиграфического подхода. Так как 
на скважинную стратификацию отложений 
опирается сейсмогеологическая привязка, 
остро проблема стоит при расчленении и кор-
реляции пластов усть-балыкского горизонта 
между этими фациальными районами на тер-
ритории Уватского региона по данным ГИС. 

Учитывая вышеописанные проблемы, 
чтобы корректно выполнить стратификацию 
геологического разреза неокомской части 
разреза под задачи сейсмогеологическо-
го моделирования и прогноза коллекторов 
по данным МОГТ 3D, обычно используется 
сиквенс-стратиграфический подход [6, 7].  
Согласно ему, расчленение разреза осадоч-
ного чехла выполняется на секвенции, состо-
ящие из системных трактов определенного 
литологического и фациального состава, ко-
торые были сформированы в определенные 
этапы трансгрессивных и регрессивных фаз 
развития ЗСБ. 

На территории Западно-Сибирского бас-
сейна при работе с интервалом неокомских 
отложений обычно используется модель 
генетического сиквенса, границы которого 
отбиваются по кровле системных трактов  
TST (transgressive systems tract) [8]. Геологи-
чески им отвечают глинистые пачки — сарма-
новская, урьевская и т.д., которым в волно-
вом сейсмическом поле соответствуют фазы 
отрицательного знака.

В интервале неокомских отложений, 
в пределах ундаформных и верхней части 
ортоклиноформных частей отдельных кли-
ноформ, общее строение таких секвенций 
имеет унифицированный вид (снизу вверх): 
TST→[HST/LST]→TST, где системные трак-
ты TST объединяют глинистые отложения 
максимального развития трансгрессивного 
цикла, в то время как с системными тракта-
ми HST (highstand systems tract, его верх-
няя часть) и LST (lowstand systems tract, его 
нижняя часть) связаны песчаные отложения 
(коллекторы) регрессивного цикла осад-
конакопления в разных частях бассейна 
осадконакопления. 

Ниже приведено краткое описание осо-
бенностей строения усть-балыкского гори-
зонта (в интервале пластов БС8-9) в пределах 
Сургутского ФР, Вартовского ФР и переход-
ной между ними зоны на материалах скважин 
Уватского района Тюменской области с пози-
ций сиквенс-стратиграфии прибрежно-мор-
ских и субконтинентальных отложений при-
брежных равнин [8]. 

Сургутский тип разреза. На рисун-
ке 9 приведена унифицированная схема 
сиквенс-стратиграфического строения унда-
формной и ортоформной частей сарманов-
ской клиноформы в Сургутском ФР Уватского 
района юга Тюменской области. Показаны 

Рис. 9. Строение интервала пластов БС8-9 усть-балыкской свиты вартовского  
типа разреза
Fig. 9. The structure of the BS8-9 interval of the Ust-Balyk formation of the Vartovsky-type section  

Рис. 10. Строение интервала пластов БС и БВ переходного типа разреза 
Fig. 10. The structure of the BS and BV interval of the transition-type section

Рис. 11. Строение интервала пластов БВ ванденской свиты вартовского типа разреза 
Fig. 11. The structure of the BV interval of the Vanden formation of the Vartovsky-type section
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особенности соотношения общих толщин си-
стемных трактов между собой. Для каждого 
системного тракта приведен характерный 
вертикальный фациальный ряд, состав-
ленный по материалам скважин Уватского 
района, приведены особенности литологии 
по керну и ГИС. Показаны соотношения гра-
ниц геологических и сейсмогеологических 
циклов. 

С позиций сиквенс-стратиграфии унда-
формная часть сармановской клиноформы 
на территории Уватского района Тюменской 
области представлена сочетанием системных 
трактов TST (transgressive systems tract) и LST 
(lowstand systems tract), отвечающих транс-
грессивному циклу развития морского бассей-
на (глины/неколлекторы) и системного тракта 
HST (highstand systems tract) регрессивного 
цикла (песчаники/коллекторы) (рис. 9). 

В сургутском типе разреза на территории 
Уватского района системные тракты TST и LST 
литологически слабо разделимы и с позиции 
литостратиграфии представляют единые тол-
щи глинистых флюидоупоров. По соотноше-
нию мощностей системных трактов между 
собой в таких глинистых толщах 80 % прихо-
дится на системный тракт TST (фации глубо-
ководных глин) и 20 % на системный тракт 
LST (глинистые фации прибрежной зоны) 
(рис. 9). В фациальном отношении отложения 
системного тракта LST представлены глина-
ми, сформированными в обстановках фа-
ций дальней и ближней зоны мелководного 
шельфа (ниже базы воздействия штормовых 
волн) с прослоями глинистых тонкозернистых 
алевролитов, с единичными следами био-
турбации (Planolites, Palaeophycus, Rosselia, 
Asterosoma). Системный тракт TST представ-
лен толщей темно-серых, тонкоотмученных, 
плотных аргиллитов, представляющих геми-
пелагические отложения морского шельфа. 
В сургутском типе разреза в силу своей ма-
ломощности системный тракт LST в интервале 
флюидоупоров как самостоятельный выделя-
ется редко. Из-за схожести его с литологией 
тракта TST он включается в состав последне-
го, так что его выделение не влияет на фор-
мирование акустических границ в волновом 
сейсмическом поле. В результате сиквенция 
усть-балыкского горизонта в объеме пластов 
БС8-9 имеет (снизу вверх) унифицированный 
вид — [(LST)+TST]→[HST]→ [(LST)+TST] (рис. 9). 

В скважинах, где отсутствует керн, 
на кривых ГИС комплекс системных трактов 
[LST+TST] представлен серией ретроградаци-
онных и агградационных пакетов. Как пра-
вило, выделение границы подошвы такого 
комплекса проблем не вызывает. По всем 
скважинам Уватского района она отбивает-
ся однозначно, по смене записи кривых ГИС 
с баровых тел на глубоководные глины 
шельфа.

На территории Уватского района в сургут-
ском типе разреза к системному тракту HST 
относится интервал пластов БС8 и БС9, кото-
рые иногда представлены самостоятельными 
резервуарами, иногда в песчаных фациях 
представлен только пласт БС8 в виде баро-
вого тела, в то время как интервал пласта 
БС9 является заглинизированным. Литоло-
гически коллекторы обоих пластов по керну 
представлены мелкозернистыми, полимикто-
выми, слюдистыми светло-серыми массивны-
ми пеcчаниками на глинистом цементе, часто 
закарбонатизированные в кровельной части. 
По данным фациального моделирования 
оба пласта представляют собой монолитные 
песчаные тела покровного типа, состоящие 
из фаций прибрежных (вдольбереговых) 

баров разной мощности. Выделение верхней 
границы системного тракта HST, как правило, 
проблем не вызывает, отбивается по кровле 
песчаников, которые хорошо идентифициру-
ются по кривым ГИС. При наличии результа-
тов седиментологического анализа нижняя 
граница тракта HST соотносится с подошвой 
маршей или глин приливно-отливной зоны. 
При отсутствии керна по ГИС этот комплекс 
системных трактов представлен серией ре-
троградационных и агградационных пакетов.

Переходный тип разреза. На рисун-
ке 10 приведена унифицированная схема 
сиквенс-стратиграфического строения ин-
тервала усть-балыкского стратиграфического 
горизонта в зоне перехода между разрезами 
Сургутского и Варовского фациальных райо-
нов. Показаны особенности соотношения об-
щих толщин системных трактов между собой 
в таких типах разрезов. Для системных трак-
тов приведен характерный вертикальный фа-
циальный ряд, составленный по материалам 
скважин Уватского района, и приведены осо-
бенности литологии вскрываемых разрезов. 

В этом типе разреза интервал усть- 
балыкского горизонта состоит из чередова-
ния песчаных пачек дельтового (ванденская 
свита, пласты БВ), прибрежно-морского 
(усть-балыкская свита, пласты БС) и глини-
стых отложений морского (усть-балыкская 
свита) генезиса. С позиций секвентной стра-
тиграфии [7] ундаформные и ортоклинофор-
мные части клиноформ в зоне переходных 
разрезов представлены чередованием гли-
нистых трансгрессивных пачек трактов TST 
и регрессивных песчаных отложений систем-
ных трактов HST и LST. Из трех описываемых 
типов разрезов разрезы переходного типа 
являются самыми сложными для прогноза 
их литологического и фациального строения 
с использованием стратификации их на си-
стемные тракты.

В этом типе разреза на территории Уват-
ского района толщи глин в полном объеме 
относятся к системным трактам TST. В сква-
жинах, где между пластами коллекторов 
глинистые пачки охарактеризованы керном, 
они представлены темно-серыми аргилли-
тами с редкими градационными прослоями 
глинистых алевролитов, горизонтально- 
и линзовидно-слоистые, иногда встречаются 
тонкие уплощенные линзы карбонатного ма-
териала (рис. 10). В фациальном отношении 
отложения интерпретируются как глубоково-
дные глины дальней зоны морского шельфа 
(открытое морское мелководье). На кривых 
ГИС интервал этого системного тракта, как 
правило, характеризуется наличием агграда-
ционных пакетов. В тех случаях, когда глины 
перекрываются песчаниками морского гене-
зиса (пласт БС), верхняя граница системного 
тракта TST проводится достаточно неодно-
значно. Часто границей служит переход глу-
боководных глинистых отложений в глины за-
баровых лагун более мелководного генезиса. 
В случаях, когда глины системного тракта TST 
подстилаются морскими песчаниками (БС) 
или перекрываются песчаниками дельтовых 
фаций (БВ), границы отбиваются однознач-
но по кривым ГИС. Проблема в выделении 
границы возникает, когда глины системного 
тракта TST подстилаются песчаниками дельто-
вых фаций или перекрываются регрессивны-
ми баровыми телами прибрежного шельфа. 

В этом типе разреза к системному трак-
ту LST относятся песчаные фации надводной 
дельтовой равнины с характерными призна-
ками. Литологически они представлены пес-
чаниками и алевролитами мелкозернистыми, 

мелкокосослоистыми с флазерной слоисто-
стью за счет слойков углефицированного рас-
тительного детрита (УРД). В подошве пластов 
могут встречаться крупные обломки древеси-
ны и глинистые интракласты разного размера, 
что объединяет такие дельтовые тела с русло-
выми каналами группы континентальных фа-
ций. Песчаные разности слабо биотурбиро-
ваны, в алевролитах биотурбация сильнее, 
встречаются следы Helminthopsis, Planolites, 
Phycosiphon, Chondrites, Asterosoma, 
Ophiomorpha, Arenicolites (рис. 10).  
При отсутствии керна по ГИС комплекс си-
стемных трактов LST дельтовых отложений 
характеризуется ретроградационными и аг-
градационными пакетами. Литологически пе-
реход коллекторов LST в глинистые пачки 
тракта TST постепенный, однозначно фик-
сируется только при наличии фациального 
анализа. 

В зоне переходных разрезов Уватского 
района к системному тракту HST относятся 
пласты маломощных песчаников прибреж-
ных тел фронтальной зоны пляжа. В отличие 
от песчаных прослоев ситемного тракта LST, 
они по мощности больше, литологически 
представлены более крупнозернистыми раз-
ностями. Песчаники в керне светло-серые, 
массивные, мелкотонкозернистые, плотные, 
на глинистом цементе, со слабовыраженной 
косой слоистостью. В некоторых скважинах 
встречаются прослои крупнозернистых раз-
ностей, с мелкими обломками алевролитов 
мелкозернистых глинистых, подчеркнутые 
слойками и линзочками крупнозернистого 
алевритового материала, в верхней части 
пластов коллекторов иногда наблюдается не-
равномерная полосчатая сидеритизация, по-
роды насыщены мелким УРД. В фациальном 
отношении эти отложения интерпретируются 
как морские песчаники прибрежного шель-
фа. На кривых ГИС интервал системного трак-
та представлен серией проградационных. 
Литологически переход коллекторов систем-
ного тракта HST в глинистые пачки тракта TST 
достаточно резкий, его выделение в скважи-
нах проблем не вызывает.

Вартовский тип разреза. На рисунке 11  
приведена унифицированная схема строения 
секвенции интервала усть-балыкского гори-
зонта в Вартовском ФР, показаны особенно-
сти соотношения общих толщин системных 
трактов между собой, для каждого систем-
ного тракта приведен характерный верти-
кальный фациальный ряд, составленный 
по материалам скважин Уватского района, 
приведены особенности литологии по керну 
и ГИС, показаны соотношения границ геоло-
гических и сейсмогеологических циклов.

Интервал усть-балыкского горизонта со-
стоит из серии песчаных пачек, как правило, 
небольшой мощности до 10–15 м дельтового 
генезиса (ванденская свита), которые разде-
ляются пачками глин шельфового генезиса 
(усть-балыкская свита). С позиций секветной 
стратиграфии [7] в этом ФР интервал усть- 
балыкского стратиграфического горизонта 
в границах секвенций представлен сочета-
нием системных трактов TST+HST (глинистые 
толщи, флюидоупоры) и системного тракта 
LST (песчаные пласты группы БВ).

В данном типе разреза на территории 
Уватского района системные тракты TST 
и HST литологически почти не разделяют-
ся. По керну и по ГИС представляют единую 
литолого-фациальную глинистую толщу. Ли-
тологически толща представлена темно-се-
рыми тонкослоистыми, линзововидными ар-
гиллитами, переходящими вверх по разрезу 
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в коричневато-серые, алевритистыми аргил-
литами с комковатой текстурой, насыщен-
ными большим количеством органических 
остатков (ризокреций), фрагментами угле-
фицированной древесины, следами ихно-
фаций (Planolites, Chondrites, Asterosoma, 
Skolites). По соотношению мощностей между 
этими системными трактами 80 % приходит-
ся на HST и 20 % на TST (рис. 12 а). В фаци-
альном отношении маломощный системный 
тракт TST представлен солоноватыми марша-
ми смешанной и илистой приливно-отливной 
зоны прибрежной равнины, которые вверх 
по разрезу перекрываются отложениями 
озерно-болотных фаций тракта HST (поймен-
ные отложения, палеопочвы, прослои лимни-
ческих углей). Поскольку в этом типе разреза 
тракт TST часто маломощный и слабо отли-
чим от тракта HST (особенно при отсутствии 
кернового материала), как самостоятельный 
тракт он выделяется редко, поэтому его ус-
ловно относят в состав НST, из-за чего секвен-
ция имеет вид, представленный на рисунке 
11б. Верхняя граница системного тракта HST 
отбивается либо по кровле углей, которые 
являются сигнификаторами стабильного 
затопления береговой зоны шельфа, либо 
по кровле озерно-пойменных отложений. 
Нижняя граница соотносится с подошвой 
маршей или глин приливно-отливной зоны. 
При отсутствии керна по ГИС комплекс си-
стемных трактов представлен серией ретро-
градационных и агградационных пакетов. 

Системный тракт LST представлен песча-
ными фациями авандельты (к ним относятся 
песчаники и алевриты приливно-отливного 
генезиса, мелких дельтовых проток, каналов, 
устьевых баров и конусов выноса авандельт). 
Литологически он состоит из мелкозерни-
стых алевритовых горизонтально-слоистых, 
мелкокосослоистых песчаников и алевро-
литов с волновой рябью, УРД, встречаются 
структуры оползания, флазерная слоистость, 
биотурбация (Helminthopsis, Planolites, 
Phycosiphon, Teichichnus, Thalassinoides, 
Rhizocorallium). При отсутсвии керна по дан-
ным ГИС этот системный тракт представлен 
вертикальным рядом ретроградационных 
и агградационных пакетов.

Особенности привязки границ пластов 
усть-балыкского горизонта в разных 
фациальных районах

Известно [9, 10], что литологические тол-
щи разного состава имеют свои акустические 
свойства, другими словами — скорость и плот-
ность. Из-за чего при изучении геологических 
объектов площадными методами 3D сейсмо-
разведки на границах резкого изменения 
акустических свойств геологического разре-
за, например, на переходах глинистых толщ 
в песчаные пласты и наоборот, регистрируют 
коэффициенты отражения определенного 
знака и величины, которые зависят от степе-
ни разности акустических свойств на грани-
цах литологических толщ [10]. 

Совокупность коэффициентов отраже-
ния, полученных на каждом сейсмоприем-
нике, в рамках площади исследования при 
последующей обработке формирует куб 
сейсмических данных во временном мас-
штабе, который дает возможность просле-
дить сейсмические отражения, полученные 
от единых акустически выраженных границ, 
но не позволяет определить, от какой именно 
геологической границы получено сейсмиче-
ское отражение.

Отождествление сейсмических отраже-
ний с геологическими (литологическими) 

Рис. 12. Пример сопоставления синтетического сейсмического поля 
и сиквенстратиграфического строения неокомских отложений сургутского типа 
разреза 
Fig. 12. An example of comparison of the synthetic seismic field and the sequence-stratigraphic 
structure of the Neocomian deposits of the Surgut-type section

Рис. 13. Пример сопоставления синтетического сейсмического поля 
и сиквенстратиграфического строения неокомских отложений нижневартовского типа 
разреза 
Fig. 13. An example of comparison of the synthetic seismic field and the sequence-stratigraphic 
structure of the Neocomian deposits of the Nizhnevartovsk-type section

Рис. 14. Пример сопоставления синтетического сейсмического поля 
и сиквенстратиграфического строения неокомских отложений переходного типа 
разреза
Fig. 14. An example of comparison of the synthetic seismic field and the sequence-stratigraphic 
structure of the Neocomian deposits of the transitional-type section



43

границами выполняется с помощью одно-
мерного геоакустического моделирования, 
которое заключается в сопоставлении сейс-
мической трассы из общего объема сейсми-
ческих данных в околоскважинном простран-
стве с синтетической трассой, рассчитанной 
с использованием данных геофизических 
исследований скважин (ГИС) в глубинном 
масштабе. 

Связь данных во временном и глубин-
ном масштабе обеспечивается за счет ско-
ростного закона, полученного в результате 
вертикального сейсмического профилиро-
вания (ВСП). Таким образом, сопоставление 
синтетических и сейсмических трасс по сред-
ствам одномерного геоакустического моде-
лирования с использованием данных ВСП 
(вертикальное сейсмопрофилирирование) 
позволяет выполнить отождествление геоло-
гических (литологических) границ с сейсми-
ческими отражениями, и как следствие опре-
делить, какая геологическая граница вносит 
основной вклад в формирование того или 
иного отражения [11].

Помимо спектра полезного сигнала, 
в волновом сейсмическом поле 3D содержит-
ся и спектр шумовой компоненты, который 
осложняет интерпретацию сейсмических от-
ражений и в случаях сложных геологических 
условий может привести к многовариантно-
сти решений.

Для установления геологических гра-
ниц, которые вносят основной вклад в фор-
мирование сейсмических отражений, при 
наличии расширенного комплекса ГИС 
в скважинах, а именно скорости продоль-
ной и поперечной волн (акустический ши-
рокополосный каротаж), плотности пород 
(гамма-гамма плотностной каротаж) и сейс-
мического импульса, с помощью уравнения 
Аки-Ричардса можно смоделировать син-
тетическую сейсмограмму, не содержащую 
шумовую компоненту, что более точно от-
ражает строение разреза в точке скважины 
в сейсмическом поле. 

Комплексный анализ синтетических 
сейсмограмм и реальной картины волно-
вого сейсмического поля в совокупности 
с сиквенс-стратиграфическим строением от-
ложений позволяет более детально изучить 
условия формирования сейсмических отра-
жений, избавленных от шумовой компонен-
ты. Это позволяет определить, как геологиче-
ские границы разных фациальных районов 
в интервале усть-балыкского и аганского го-
ризонтов неокомских отложений проявляют 
себя в волновом поле сейсмических данных. 
В дальнейшем это позволяет выполнить кор-
ректную корреляцию сейсмических отраже-
ний в переходных фациальных зонах Уватско-
го района.

На рисунках 12–14 приведены примеры 
с моделированием синтетических сейсмо-
грамм и акустической инверсии синтетиче-
ского поля в точках скважин разных фаци-
альных районов. 

Совместный анализ этого моделирова-
ния с результатами расчленения разрезов 
с помощью методики секвентной стратигра-
фии показал, что при фазовой сейсмиче-
ской корреляции между разными ФР часто 
сопоставляются не изохронные (в биострати-
графическом понимании) песчаные пласты, 
а отложения разных системных трактов (ди-
ахронные отложения). 

Установлено, что из-за разного сочетания 
в разрезе системных трактов TST, HST, LST, 
разной мощности песчаных пачек в разных 
фациальных районах и разной акустической 

жесткости на границах системных трактов 
формируются отражающие волны опреде-
ленного знака (рис. 6).

В сургутском типе разреза из-за малой 
мощности в интервале усть-балыкского гори-
зонта отложений тракта LST и их глинистости, 
при отсутствии зачастую керна в этом интер-
вала разреза, на кривых ГИС они слабо отли-
чимы от пород тракта TST, поэтому в этом типе 
разреза оба тракта объединяют. В результате 
секвенция имеет вид: TST→HST→TST. По мо-
делированию синтетического поля в точках 
скважин совместно с результатами акустиче-
ской инверсии переход отложений тракта TST 
в отложения тракта HST на данных амплитуд-
ного куба маркируется фазой отрицательно-
го знака, а переход HST в TST — фазой поло-
жительного знака.

В вартовском типе разреза из-за малой 
мощности отложений тракта HST и их гли-
нистого состава строение секвенции выгля-
дит как TST→LST→TST. По моделированию 
синтетического поля в точках скважин со-
вместно с результатами акустической инвер-
сии на данных амплитудного куба переход 
отложений тракта TST в отложения тракта 
LST (TST→LST) маркируется фазой положи-
тельного знака, то время как при переходе 
LST→TST — фазой отрицательного знака. 

В переходном типе, где в разрезах на-
блюдается сложное сочетание системных 
трактов TST (глинистые пачки), LST (пласты 
БВ) и HST (пласты БС), по моделированию 
синтетического поля в точках скважин со-
вместно с результатами акустической инвер-
сии на данных амплитудного куба  переход 
в волновом сейсмическом поле выглядит сле-
дующим обазом: при такой последователь-
ности как ТST→HST→LST→TST→LST→TST, 
на границах переходов HST→LST, TST→LST 
и HST→TST образуется волна положительно-
го знака, в то время как на границах трактов 
LST→ТST, TST→HST — фазы отрицательного 
знака.

Итоги
Благодаря выполненным комплексным ис-
следованиям, основанным на изучении 
строения неокомских отложений Пихтово- 
Юганской зоны, по данным поисково-разве-
дочного бурения Уватского района Тюмен-
ской области, и материалах сейсмических 
работ МОГТ 3D, выполнено одномерное мо-
делирование синтетических сейсмограмм 
аганского и усть-балыкского горизонтов а 
также акустическая инверсия, что позво-
лило определить, какая из геологических 
границ глинистых пачек и песчаных пластов 
усть-балыкской (Сургутский ФР) и ванденской 
свит (Нижневартовский ФР) вносит основной 
вклад в формирование того или иного ОГ в 
разных фациальных районах. 
В ходе анализа установлено, что в интерва-
ле усть-балыкского горизонта в разрезах 
морского генезиса (сургутский тип) за счет 
доминирования в них системных трактов TST 
и HST на их границе в кровле песчаников 
фиксируются известковистые прослои, ко-
торые являются акустически контрастными 
границами, с которыми связаны ОГ поло-
жительного знака. Разрезы усть-балыкского 
горизонта, состоящие из песчаных пластов 
смешанной фациальной природы, включаю-
щие группу шельфовых и дельтовых фаций, 
с позиций стратификации отложений пред-
ставлены сочетанием системных трактов 
TST, HST и LST. 

Выводы
Рассмотрение особенностей строения не-
окомских отложений аганского и усть-ба-
лыкского горизонтов на основе материалов 
керна и ГИС с помощью методики секвентной 
стратиграфии позволило изучить разрезы 
Сургутского, Нижневартовского ФР и пере-
ходной между ними фациальной зоны с по-
зиций цикличности осадконакопления и по-
нимания формирования наиболее значимых 
для сейсмического сигнала геологических 
границ.
Анализ результатов одномерного акусти-
ческого моделирования синтетических 
трасс в интервале неокомских пластов усть- 
балыкского горизонта показал, что при фазо-
вой сейсмической корреляции между разны-
ми ФР часто сопоставляются не изохронные  
(в биостратиграфическом понимании) пла-
сты, а отложения разных системных трактов. 
Это происходит по причине разного сочета-
ния в разрезе трактов TST, HST и LST в разных 
ФР формирует на границах таких перехо-
дов отражающие горизонты определенного 
знака. 
Таким образом, при сопоставлении пластов 
группы БС из Сургутского ФР с пластами группы 
БВ Нижневартовского ФР по результатам фа-
зовой корреляции (по положительным фазам)  
недостаточно использовать индексацию по 
решениям МСК [4]. Необходимо учитывать 
особенности формирования отражающей 
волны положительного знака от кровли или 
от подошвы песчаных пластов того или ино-
го системного тракта: у морских песчаников 
(тракт HST) — от кровли пласта, у песчано- 
алевритовых пород фаций прибрежной 
(дельтовой) равнины (тракт LST) — от подош-
вы песчаного пласта.
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Results
The comprehensive studies carried out based on the study of the structure 
of the Neocomian deposits of the Pikhtovy-Yugan zone according to the 
exploration drilling data from the Uvat Area of the Tyumen Region and 
seismic 3D CDP materials resulted in one-dimensional modeling of syn-
thetic seismic gathers of the Agan and Ust-Balyk horizons which allowed 
determining which of the geological boundaries of clay members and 
sand reservoirs of the Ust-Balyk (Surgut FZ) and the Vandensky Series 
(Nizhnevartovsk FZ) make the main contribution to the formation of 
certain re-flectors in various facial zones.
The analysis allowed to find out that in the Ust-Balyk horizon interval 
within the marine sec-tions (Surgut type), due to the TST and HST 
dominance, calcareous interlayers are interpreted at their boundary in 
the top of sandstones which are acoustically contrasting boundaries 
associated with positive reflectors. The Ust-Balyk cross-sections, 
consisting of mixed-facies sand units, in-cluding a group of shelf and 
delta facies, from the standpoint of sediment stratification, are repre-
sented by a combination of TST, HST and LST system tracts.

Conculusions
The analysis of the structural features of the Neocomian deposits within 
the Agan and Ust-Balyk horizons based on core and well logging data 

using the sequence-stratigraphy method al-lowed us to study the cross-
sections of the Surgut and Nizhnevartovsk facies zones and the transi-
tional facies zone from the standpoint of cyclic sedimentation and 
understanding the formation of geological boundaries most significant 
for a seismic signal.
The analysis of the results of one-dimensional acoustic modeling of 
synthetic traces in the in-terval of the Neocomian strata of the Ust-Balyk 
horizon showed that in the case of phase seismic correlation between 
different facies zones, not the isochronous (in the biostratigraphic 
sense) strata are often compared, but the deposits of different system 
tracts. This is due to a different combina-tion in the TST, HST, and LST 
tract sections in various facies zones, thus reflectors of a certain sign are 
formed at the boundaries of such transitions.
Thus, when comparing the BS groups of units from the Surgut FZ with 
the BV units of the Nizhnevartovsk FZ according to the results of phase 
correlation (by positive phases), it is not enough to use the coding 
according to the MSC decisions [4]. The peculiarities of the formation 
of a positive reflecting wave from the top or from the bottom of sand 
units of a particular system tract should be taken into account: in marine 
sandstones (HST tract) – from the top of the unit, in sand-siltstone rocks 
of the coastal (delta) plain (LST tract) facies – from the bottom of the 
sand unit.
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Abstract 
The existing data on West Siberia have been integrated by the main properties defining the equilibrium pressure and temperature conditions of gas 
hydrate existence: vertical temperature, reservoir pressure, gas-to-air density, formation water salinity. Maps of the bottom of the permafrost zone 
and the bottom of the gas hydrate stability interval in West Siberia have been compiled. 

Materials and methods
The methodology for building maps of the bottom of the permafrost 
zone and the methodology for numerical determination of the bottom 
of the gas hydrate stability interval have been justified, the necessary 

input data have been integrated, i.e. vertical temperature, reservoir 
pressure, gas-to-air density, formation water salinity.
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Аннотация
Выполнено обобщение существующих данных для Западной Сибири по основным характеристикам, определяющим 
равновесные термобарические условия существования газогидратов — температура разреза, пластовое давление, 
плотность газа по воздуху, минерализация пластовых вод. Построены карты подошвы криолитозоны и подошвы 
стабильности газогидратов Западной Сибири. 

Материалы и методы
Выполнены обоснование методики построения карт подошвы 
криолитозоны и методики численного расчета положения подошвы 
интервала стабильности газогидратов, обобщение необходимых 
входных данных — температура разреза, пластовое давление, 
плотность газа по воздуху, минерализация пластовых вод.
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Газовые гидраты представляют собой 
особую форму существования природного 
газа и являются потенциальным и страте-
гически важным сырьем. За 2015–2023 гг.  
в России защищено не менее 25 научных 
диссертаций по темам, связанным с газоги-
дратами. За тот же период времени было по-
дано более 50 заявок на получение патентов 
РФ [1].

Подход к газогидратам как ресурсному 
потенциалу Западной Сибири в конце 70-х, 
начале 80-х годов прошлого века развивал-
ся усилиями В.Г. Васильева, А.А. Трофиму-
ка, Ю.Ф. Макогона [2–6], якутских ученых  

С.П. Никитина, В.П. Царева, Н.В. Черско- 
го [7–10]. В 80-х годах оценки ресурсов вы-
полнялись в Ленинграде Е.С. Барканом,  
Г.Д. Гинсбургом, А.Н. Вороновым, В.П. Яку-
цени [11–14]. В Тюмени особенности газо-
гидратных процессов в недрах Западной 
Сибири исследовались С.Е. Агалаковым, 
В.А. Ненаховым, А.Р. Курчиковым, В.П. Ца-
ревым [15–21]. В XXI веке активно занима-
ются оценками ресурсов и методами раз-
работки газогидратов ученые Москвы: К.С. 
Басниев, В.А. Истомин, С.А. Леонов, Н.А. 
Махонина, Е.В. Перлова, А.Л. Сухоносенко, 
В.С. Якушев [22–30]. В литературе постоянно 

появляются обзоры по проблематике газовых  
гидратов [1, 31]. 

Хотя основные ресурсы газогидратов 
приурочены к отложениям морских шель-
фов, газогидраты в отложениях континен-
тальной части также обладают значимым 
потенциалом.

В Западной Сибири в этом отношении 
выделяется надсеноманские отложения. До-
стигнутая к настоящему времени высокая из-
ученность их строения и свойств позволяет 
достаточно детально анализировать и моде-
лировать характеристики, являющиеся клю-
чевыми для оценки ресурсов газогидратов.
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Целью данной работы является обобще-
ние существующих данных для Западной Си-
бири по основным характеристикам, опре-
деляющим равновесные термобарические 
условия существования газогидратов [3] это 
температура разреза, пластовое давление, 
плотность газа по воздуху, минерализация 
пластовых вод и построение карт подошвы 
стабильности газогидратов. Особенностью 
работы является раздельное моделирова-
ние интервала стабильности газогидратов 
для пяти перспективных на газовые гидраты 
региональных резервуаров.

Региональные перспективные резервуары 
Западной Сибири

По современным данным  верхнеме-
ловая толща выше сеномана представляет 
собой чередование покрышек и коллекто-
ров [5] (рис. 1). Эта толща характеризуется 
как наличием газовых, так и газогидратных 
месторождений.

Моделирование температурного режима 
разреза

В данной работе при изучении темпе-
ратурного режима разреза использованы 
материалы, приведенные в обобщающих  
работах [16, 32–38], а также собственные ис-
следования авторов.

Ключевым фактором существования 
газогидратов является охлажденность раз-
реза, вызванная наличием многолетне-
мерзлых пород (ММП). Для определения глу-
бины подошвы многолетнемерзлых пород 
применяются различные подходы [1, 39–43]. 
Наиболее надежным методом определения 
температурного режима разреза является 
термометрия в выстоявшихся скважинах — 
метод ОГГ (определение геотемпературного 
градиента) (рис. 2).

Характерной особенностью термо-
грамм в районах развития многолетне-
мерзлых пород (ММП) является их двухчлен-
ное строение — в точке перехода через 

Рис. 1. Геологический разрез надсеноманских резервуаров Западной Сибири:
I — Уватский горизонт, сеноман, долганская, покурская свиты. Покрышка — кузнецовская, дорожковская свиты. Горизонт 
является основным объектом разработки газовых залежей; II — Кузнецовский горизонт, турон-ранний коньяк, ипатовская свита, 
газсалинская пачка. Покрышка — мярояхинская пачка. В состав нижнего кузнецовского горизонта туронского возраста входит 
единый песчано-алевролитовый резервуар газсалинской пачки и ипатовской свиты. На государственном балансе числятся залежи 
по 14 месторождениям; III — Нижнеберезовский горизонт, коньяк-сантон, нижнеберезовская подсвита. Покрышка – нижняя часть 
верхнеберезовской подсвиты. На государственном балансе числятся запасы на Медвежьем и Харампурском месторождениях;  
IV — Верхнеберезовский горизонт, кампан, верхнеберезовская подсвита. Покрышка — верхняя часть верхнеберезовской подсвиты. 
Газовая залежь в пласте ВБ1 открыта на Харампурском месторождении; V — Ганькинский горизонт, маастрихт, танамская свита. 
Покрышка — талицкая свита, нижнетибейсалинская подсвита. В ганькинской свите известны газопроявления на Ямсовейской, 
Верхнереченской, Губкинской и др. площадях. Продуктивные интервалы идентифицируются по электрокаротажу и подтверждены 
опробованием на Губкинском месторождении. VI — Талицкий горизонт, палеоген, тибейсалинская свита. Покрышка — глины в кровле 
тибейсалинской подсвиты. Известны многочисленные газопроявления, а также газовый фонтан на Харвутинском месторождении
Fig. 1. Geological section of the supra-Cenomanian reservoirs of Western Siberia:
I – Uvat horizon, Cenomanian, Dolgan and Pokur formations. Cover – Kuznetsovsky, Dorozhkovskaya formations. The horizon is the main object 
of gas deposits development; II – Kuznetsovsky horizon, Turonian-Early Cognac, Ipatovskaya Formation, Gassalinskaya Formation. The cover is the 
Myaroyakhinskaya pack. The lower Kuznetsovsky horizon of Turonian age includes a single sandy-siltstone reservoir of the Gassalinskaya pack and 
the Ipatovskaya Formation. There are 14 deposits on the state balance sheet; III – Nizhneberezovsky horizon, konyak-santon, Nizhneberezovsky 
sub-formation. The cover is the lower part of the Upper Berezov sub-formation. The state balance sheet lists reserves at the Medvezhiy and 
Kharampurskoye fields; IV – Verkhneberezovsky horizon, Campanian, Upper Berezovsky Subformation. The cap is the upper part of the Upper 
Berezov sub-formation. A gas deposit in the VB1 reservoir was discovered at the Kharampurskoye field; V – Gankinsky horizon, Maastrichtian, 
Tanamskaya Formation. The cover is the Talitsky Formation, Lower Tibeisalina Subformation. Gas occurrences in the Gankinsky Formation are known 
at the Yamsoveyskaya, Verkhnerechenskaya, Gubkinskaya, and other areas. The productive intervals are identified by electric logging and confirmed 
by sampling at the Gubkinskoe field; VI – Talitsky horizon, Paleogene, Tibeysalinian Formation. Cover – clays in the roof of the Tibeysalinian 
Subformation. Numerous gas occurrences are known, as well as a gas fountain at the Kharvutinskoye field

0 °C наблюдается излом термограммы, по-
казывающий различные геотемпературные 
градиенты в мерзлой и талой зонах. Таких 
термограмм для детального изучения темпе-
ратурного режима Западной Сибири крайне 
мало.

Поэтому приходится использовать дру-
гие методы восстановления температурного 
режима разреза. Они, как правило, сводятся 
к определению положения подошвы ММП ме-
тодами ГИС и определению геотермического 
градиента в подмерзлотной толще по данным 
температурных измерений при опробовании 
объектов в скважинах.

Для определения подошвы ММП в ряде 
случаев может быть использована термоме-
трия в невыстоявшихся скважинах по изгибу 
термограммы ОЦК — отбивке цементного 
кольца (рис. 3а).

Также для определения положения подо-
швы ММП используется каротаж электриче-
ского сопротивления. Физической основой 
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применения является эффект повышения 
сопротивления породы при замещении поро-
вой воды диэлектриком — льдом.

На границе «мерзлые-талые породы» 
в песчаных породах происходит резкий ска-
чок сопротивлений. Для глинистых пород 
сопротивление не имеет резко выраженного 
скачка в связи с постепенным уменьшением 
количества незамерзшей воды при уменьше-
нии температуры. Также для проницаемых 
талых пород характерен повышающий тип 
проникновения на кривых БКЗ, в отличие 
от мерзлых (рис. 3б).

Также используется каверноме-
трия — для льдосодержащих пород харак-
терны каверны.

При построении карт подошвы криоли-
тозоны учитывается, что высокая минерали-
зация пластовых вод и высокая глинистость 
разреза приводят к тому, что подошва крио-
литозоны может проходить существенно ниже 
подошвы ММП. Поэтому для каждого района 
и площади проведено изучение возможности 
корректного перехода от подошвы ММП к по-
дошве криолитозоны. 

Положение подошвы криолитозоны 
и значение градиента температуры в под-
мерзлотных отложениях определяется так-
же и по результатам интерпретация данных 
температурных измерений при опробовании 
отдельных интервалов в скважинах (рис. 3а).

Как видно из рисунков, температурный 
градиент непосредственно под ММП отлича-
ется от среднего градиента (рис. 4а.)

Это обусловлено различной теплопрово-
дностью интервалов разреза. Непосредствен-
но под ММП располагаются глины кузнецов-
ского и березовского горизонтов (рис. 4б), 
которые обладают меньшей теплопроводно-
стью, чем пески покурского горизонта. Для 
восточных регионов такого излома не наблю-
дается ввиду опесчанивания надсеноманских 
отложений.

В данной работе построение региональ-
ных карт подошвы криолитозоны выполнено 
с привлечением данных по 735 скважинам, 
при построении также использованы дан-
ные Каталога ММП [36] и Геотермического  
Атласа [44] (рис. 5).

Карта подошвы криолитозоны построе-
на исключительно с учетом комплекса име-
ющихся данных по скважинам. Наземные 
геофизические методы, а также другие под-
ходы, связанные с модельными представле-
ниями о формировании — расформировании 
многолетнемерзлых пород, при построении 
не использованы. 

В целом построенная карта согласуется 
с опубликованными ранее картами [33, 45] и, 
по мнению авторов, является надежной акту-
ализированной основой для определения ин-
тервала стабильности газогидратов Западной 
Сибири.

Итоговая полученная авторами карта 
температурного градиента по территории 
Западно-Сибирского бассейна представле-
на на рисунке 6. На представленной кар-
те по изолинии 3,5°/100 м локализуются 
области пониженного геотемпературного 
градиента — северо-восточная область 
восточной части Гыданского полуострова, 
Енисей-Хатангского регионального прогиба 
и Большехетской впадины, а также область 
Обь-Надымского междуречья. К области 
повышенных геотемпературных градиентов 
относятся запад региона и Надым-Пур-Тазов-
ское междуречье.

Построенные карты геотемпературного 
градиента и глубины подошвы криолитозо-
ны использованы для расчета температур 
по кровлям верхнемеловых сейсмострати-
графических комплексов (ССК) — уватского, 
кузнецовского, нижнеберезовского, верхне-
березовского, ганькинского (рис. 7)

Расчеты карт температур выполнены с ис-
пользованием автоматизированных опера-
цией с картами (гридами) по формуле (1):

	 Т = Г*(Нао – Наоммп),	 (1)

где Г — грид температурного градиента, 
Нао — грид структурной карты (абсолютных 
глубин) сейсмостратиграфического комплек-
са, Наоммп — грид подошвы (абсолютных 
глубин) криолитозоны.

Характеристики пластовых условий 
и свойств пластовых флюидов 

Пластовое давление обычно связано 
с глубиной прямой зависимостью. Однако 
для надсеноманских отложений характерно 
превышение давлений над гидростатически-
ми с коэффициентами аномальности (Ка) 
в диапазоне 1–1,2 (табл. 1).

Рис. 3. Определение положения нижней границы ММП по ГИС: а — по термограммам ОЦК 
скважин Восточно- и Западно-Мессояхских месторождений; б — по КС, КВ, ОЦК скважины 
Яро- Яхинской 11
Fig. 3. Determination of the position of the lower boundary of the permafrost by GIS: a – from 
thermograms of the OCC wells of the East and West Messoyahskaya fields; б – from CW, CW, and 
CCC of the Yaro-Yakhinskaya 11 well

Рис. 4. Данные измерения температур при опробовании скважин Минховского 
месторождения: а —  средний градиент по разрезу; б — термоградиент верхней части 
разреза 
Fig. 4. Temperature measurement data during well testing at the Minkhovskoye field: а – the 
average temperature gradient, б — the thermogradient of the upper part of the section

Рис. 2. Термометрия пород Мессояхского 
месторождения [42]: 1 — скв. 3 (430 сут.), 
2 — скв. 109 (56 сут.), 3 — скв. 124 (90 сут.), 
4 — скв. 136 (150 сут.), 5 — скв. 135 (320 сут)
Fig. 2. Thermometry of rocks of the 
Messoyahskaya field [42]: 1 – well 3 (430 days), 
2 – well 109 (56 days), 3 – well 124 (90 days), 
4 – well 136 (150 days), 5 – well 135 (320 days)
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На основе имеющихся данных при по-
строении региональных карт для анали-
зируемых газовых резервуаров приняты 
следующие коэффициенты аномальности: 
Сеноманский резервуар, пласт ПК1, Ка = 1; 
Кузнецовский резервуар, Ка = 1,2; Нижнебе-
резовский резервуар, Ка = 1,15; Верхнебере-
зовский резервуар, Ка = 1,15; Ганькинский 
резервуар, Ка = 1.

Минерализация пластовых вод
Зависимость условий гидратообразова-

ния от минерализации пластовой воды для 
системы «вода-метан — хлорид натрия» опи-
сывается формулой (2) [46].

 
           	  (2)

где х — молярная доля NaCl в растворе; Р — 
давление, Мпа (Р0 = 0,101325 Мпа); Т — тем-
пература, К

Основной вывод заключается в том, 
что каждые 10 г/л солей снижают равно-
весную температуру гидратообразования 
на 0,6 °С и для условий Западной Сиби-
ри от давления/глубины залегания пород 
не зависит.

В рамках данной работы были собраны 
данные проб воды верхней части разреза, 
проведен анализ качества проб и привязка 
к изучаемым резервуарам.

Относительно хорошо изучены минерали-
зация пластовых вод (М) для сеномана (пласт 
ПК1). Диапазон изменеия от 10 до 25 г/л, для 
региональных построений принята минера-
лизация 15 г/л (рис. 8).

Для кузнецовского горизонта можно кон-
статировать, что минерализация пластовых 
вод укладывается в единую с сеноманскими 

отложениями зависимость увеличения ми-
нерализации пластовых вод с глубиной 
и от окраин к центру бассейна. 

Для нижнеберезовских отложений  
известна единственная проба пластовой 
воды на Минховской площади с минерализа-
цией 7,8 г/л.

Для верхнеберезовских отложений из-
вестно 5 проб (табл. 2). Для региональных по-
строений принято значение 8 г/л.

Для ганькинского резервуара авторам 
известны только одна скважина с тремя испы-
таниями в скважине Тазовского месторожде-
ния, где были получены притоки пластовой 
воды с низкой минерализацией (2,2–2,7 г/л), 
а также одна проба на Соболиной площади 
с минерализацией 5,6 г/л.

В итоге для региональных построений 
уватского резервуара принята минерализа-
ция пластовых вод 15 г/л, для кузнецовского 
резервуара принята минерализация 10 г/л, 

Рис. 5. Карта глубин подошвы криолитозоны Западной Сибири
Fig. 5. Depth map of the cryolithozone footwall of Western Siberia

Рис. 6. Карта температурного градиента подмерзлотных толщ 
Западной Сибири
Fig. 6. Map of temperature gradient of subfreeze strata  
in Western Siberia

Рис. 7. Карты температур в кровлях верхнемеловых стратиграфических комплексов
Fig. 7. Temperature maps in the roofs of upper cretaceous stratigraphic complexes
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для нижнеберезовского и верхнеберезовско-
го — 8 г/л, для ганькинского — 5 г/л.

Состав газа
Природный газ надсеноманских отложе-

ний на 96–98 % состоит из метана. Плотность 
газа по месторождениям представлена в та-
блице 3.

На условия гидратообразования влия-
ют наличие азота и более тяжелых гомоло-
гов  углеводородов. Для условий Западной  
Сибири разработаны палетки по определе-
нию равновесных условий гидратообразова-
ния в зависимости от плотности природного 
газа по воздуху Рв [48].

Плотность газа по воздуху уватского и куз-
нецовского резервуаров принята по обубли-
кованным данным [3]. Для нижнеберезов-
ского и верхнеберезовского резервуаров 
привлечены данные ПАО «НК «Роснефть». 

Для региональных построений приняты 
следующие значения плотности природного 
газа по воздуху Рв:
•		 для сеномана и газсалинской пачки — 

Рв = 0,57;
•		 для березовской и ганькинской свит — 

Рв = 0,565.

Методика расчета равновесной 
температуры гидратообразования

Для расчета подошвы стабильности газо-
гидратов использована усовершенствованная 
формула, предложенная Г.В. Пономаревым 
[49], полученная на основе обработки экспери-
ментальных данных по условиям гидратообра-
зования природных газов различного состава. 

Уравнение имеет вид: Тр = 18,47×LgPp-B,
где Тр — равновесная температура гидрато-
образования, °С; Рр — равновесное давле-
ние гидратообразования, кгс/см2; Рр связано 

Рис. 8. Карта минерализации пластовых вод сеноманских 
отложений [47]
Fig. 8. Map of formation water mineralization of Cenomanian  
deposits [47]

Табл. 2. Минерализация проб воды 
верхнеберезовского резервуара
Tab. 2. Mineralization of water samples from 
the Verkhneberezovsky reservoir

Месторождение Минерализация 
воды, г/л

Харампурское 10

Минховское 9,5

Черничное 4,2

Юрхаровское 10,1

Тазовское 5,0

Табл. 3 Плотность газа березовской свиты
Tab. 3. The gas density of the Berezovskaya formation

Месторождение Скважина (пласт) Плотность газа 
по воздуху Pв

 Ван-Еганское 9061 (НБ1) 0,570

Губкинское 49Р (НБ3) 0,573

Минховское 1332 (НБ1) 0,564

Ново-Часельское 71 (НБ1) 0,566

Харампурское 281 (НБ) 0,565

129 (НБ1) 0,564

294 (ВБ1) 0,563

362 (НБ1) 0,563

877 (НБ1) 0,567

Табл. 1. Данные по пластовым давлениям и коэффициентам 
аномальности
Tab. 1. Data on reservoir pressures and anomaly coefficients

Харампурское месторождение
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281 НБ1 947,0 1,0 946,0 110,4 1,184

293 982,0 46,0 936,0 107,7 1,168

293 982,0 46,0 936,0 108,3 1,174

362 982,0 0,0 982,0 109,2 1,128

362 982,0 0,0 982,0 111,8 1,155

497 1 041 96,0 945 108,1 1,161

640 1 020,0 76,0 944,0 105,1 1,129

825 1 011,0 57,0 954,0 111,2 1,183

825 1 011,0 57,0 954,0 109,8 1,168

877 990,8 30,8 960,0 110,4 1,167

877 990,8 30,8 960,0 110,4 1,167

Харампурское месторождение

129 ВБ1 900,0 41,0 859,0 98,12 1,164

129 900,0 41,0 859,0 97,13 1,152

294 888,0 46,0 842,0 96,00 1,162

294 888,0 46,0 842,0 95,70 1,158

497 938,0 37,0 901,0 97,58 1,103

Минховское месторождение

71 НБ1 8 850–863 9,20 1,095

81 3 945–955 9,27 0,995

71 ВБ1 9 728–737,4 7,40 1,030

81 ПК1 2 968–995 9,73 1,011

Ново-Часельское месторождение

16П НБ3 8 848–856 9,93 1,187

18П 7 853–865 9,95 1,175

8Р Т1  848,1–863,1 9,72 1,088

30Р 1 918–934 9,11 1,003

18П 6 893–928 9,97 1,108

220 7 910–934 9,30 1,028

223 13 896–916 9,46 1,064

224 7 941–946 9,46 1,023

224 8 911–935 9,41 1,033
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с глубинной формулой Рр = Ка×Н; В — коэф-
фициент, зависящий от плотности газа по воз-
духу, определен экспериментально.

В наших расчетах был применен вариант 
расчетов, где использован натуральный лога-
рифм Ln. 

Формула приобрела вид:
Тр = 8,0214×ln(Ка×Н)–B+18,47–0,06×М 

или, преобразовав
Тр=8,0214×ln(Н)–B+18,47+ln(Ка)–0,06×М.

Таким образом, формула 
Тр = 8,0214×ln(Н)–В1, где В1 = 42,72 

для условий 
Ка = 1,0; Рв = 0,56; М = 0г/л

Для прочих условий в коэффициент 
В1 вводятся поправки.

Значения поправок для расчетов равно-
весной кривой гидратоообразования приве-
дены в таблице 4.

Основная ценность данной методики, 
по мнению авторов, заключается в учете всех 
необходимых параметров в виде единой по-
правки в уравнение, определяемой простым 
суммированием, что позволяет численно ре-
шать задачу построения карты подошвы зоны 
стабильности газогидратов для многообраз-
ных входных данных. В этом случае расчет 
подошвы гидратообразования для перспек-
тивных резервуаров сводится к определению 
индивидуальной поправки для каждого ре-
зервуара. Итоговые поправки для перспек-
тивных резервуаров приведены в таблице 5.

Построение карт нижней границы зоны 
стабильности гидратов

Расчет основан на определении глубины 
отложений, на которой равновесная темпе-
ратура гидрата Tp совпадает с температурой, 

обусловленной геотермическим режимом 
недр (T) (рис. 9):

∆T = T–Tp = 0
Для описания связи равновесной темпе-

ратуры с глубиной(Н) использована отмечен-
ная выше зависимость вида:

Tp = aln(H)+b,
где a и b — некоторые константы.

Геотемпературные условия описываются 
линейной зависимостью температуры отло-
жений от глубины (с геотермическим гради-
ентом Г), с учетом равенства нулю на границе 
(глубине подошвы) многолетнемерзлых по-
род (НММП):

Т = Г(Н– НММП).
Таким образом задача сводится к реше-

нию уравнения

  ∆Т(Н) = Г(Н– НММП) – aln(H)–b = 0  (3)

Рассматриваемая функция является вы-
пуклой, имеет два корня, из которых иско-
мым решением является наибольший.

Поскольку уравнение (3) не имеет аналити-
ческого решения, применен численный метод 
бисекции (метод деления отрезка пополам).

При расчетах начальное минимальное 
значение Нmin определяется как значение 
глубины, при котором рассматриваемая 
функция ∆Т(Н) достигает минимального 
значения:

.
Нmin = a/Г

Такой подход позволяет безитерацион-
но определить начальное значение Нmin, 
которое гарантированно меньше искомого 
решения (максимального корня), но больше 
минимального.

Начальное максимальное значение опре-
деляется итерационным двукратным увели-
чением значения Нmin

Н imax = 2 imin..
Здесь i — шаг итерации. Итерации завер-

шаются по выполнению условия 
∆Т(Н imax)> 0.

Затем осуществляется стандартная ите-
рационная процедура поиска решения урав-
нения (3) методом деления отрезка пополам, 
которая завершается при достижении по-
грешности в определении нижней границы 
зоны стабильности гидратов менее одного 
метра.

Алгоритм расчета реализован с помощью 
макроса в Excel, в котором были выполнены 
расчеты по всем рассматриваемым резерву-
арам и объектам.

Результаты расчетов подошвы зоны ста-
бильности газогидратов (ЗСГ) для условий 
каждого резервуара приведены на рисунке 
10. Пересечение структурных карт по кров-
лям перспективных резервуаров и карт 
подошвы ЗСГ позволило отделить на струк-
турных картах территории с возможным 
наличием газогидратов от чисто газовых  
зон (рис. 11).  

Для всех резервуаров характерно нали-
чие чисто газового насыщения в центральной 
части Западной Сибири, для более высоко 
расположенных резервуаров площадь этой 
зоны уменьшается. Полученные карты явля-
ются основой для оценки ресурсов газоги-
дратов Западной Сибири.

Итоги
В результате проведенных исследований 
выполнено:

Табл. 4. Поправки для расчета равновесной температуры гидратоообразования
Tab. 4. Corrections for calculating the equilibrium temperature of hydrate formation

Поправка к В1 от пластового 
давления Ка

Поправка 
к В1 от минерализации 
М, г/л

Поправка к В1 от плотности 
газа по воздуху Рв

  0 0   

1 0 5 0,3 0,56 0,00

1,05 -0,365 10 0,6 0,562 -0,52

1,1 -0,73 15 0,9 0,565 -1,26

1,15 -1,095 20 1,2 0,57 -2,40

1,2 -1,46 25 1,5 0,575 -3,41

Рис. 9. Графоаналитический метод 
определения подошвы зоны стабильности 
газогидратов (ЗСГ)
Fig. 9. Graphoanalytical method for 
determining the soles of the stability zone 
of gas hydrates

Табл. 5 Поправки для расчета равновесной температуры гидратоообразования для 
перспективных газоносных резервуаров
Tab. 5. Corrections for calculating the equilibrium temperature of hydrate formation for 
prospective gas-bearing reservoirs

Сеноман (ПК1)

Параметр Ка = 1 Р = 0,57 М = 15 поправка Итог В1

Поправка 0 2,4 -0,9 1,5 41,22

Турон (Т, газсалинская пачка)

Параметр Ка = 1,2 Р = 0,57 М = 10 поправка Итог В1

Поправка 1,46 2,4 -0,6 3,26 39,46

Березовская свита (НБ-ВБ)

Параметр Ка = 1,15 Р = 0,565 М = 8 поправка Итог В1

Поправка 1,12 1,26 -0,5 1,88 40,84

Ганькинская свита

Параметр Ка=1 Р=0,565 М=6 поправка Итог В1

Поправка 0 1,26 -0,4 0,86 41,86
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•		 построены региональные карты мощно-
сти криолитозоны, карты подмерзлотного 
геотермического градиента;

•		 построены индивидуальные карты подо-
швы зон стабильности газогидратов для 
перспективных газонасыщенных резерву-
аров Западной Сибири;

•		 построены региональные карты темпе-
ратур в кровле верхнемеловых сейсмо-
стратиграфических комплексов Западной 
Сибири; 

•		 оконтурены зоны стабильности газоги-
дратов для уватского, кузнецовского, 
нижнеберезовского, верхнеберезовско-
го, ганькинского резервуаров.

Выводы
Полученные региональные карты зон разви-
тия газогидратов показывают закономерное 
увеличение площади возможного существо-
вания газогидратов вверх по разрезу. Если 
для уватского горизонта (ОГ Г) в районах с 
перспективами газоносности находятся толь-
ко восточная часть Гыданского полуострова, 
Енисей-Хатангский региональный прогиб 
и Тагульское месторождение, то для гань-
кинской свиты уже исключением являются 
структуры с прогнозируемым безгидратным 
насыщением.

Литература
1.	 Шиц Е.Ю., Корякина В.В.,  

Варфоломеев М.А., Замрий А.В. Газовые 
гидраты: краткий обзор современных 
российских исследований в 2015–2020 гг. //  
Газовая промышленность. 2021. № 2.  
С. 46–56.

2.	 Васильев В.Г., Макогон Ю.Ф., Требин Ф.А., 
Трофимук А.А., Черский Н.В. Свойство 
природных газов, находящихся в земной 
коре в твердом состоянии, образовывать 
газогидратные залежи // Открытия, 
изобретения и товарные знаки. 1970.  
№ 10. С. 3–5

3.	 Макогон Ю.Ф. Газовые гидраты, 
предупреждение их образования 
и использование. М.: Недра. 1985. 231 с.

4.	 Макогон Ю.Ф. Природные газовые 
гидраты: распространение, модели 
образования, ресурсы // Российский 
химический журнал. 2003. Т. 47. № 3.  
С. 70–79.

5.	 Макогон Ю.Ф. Газогидраты. История 
изучения и перспективы освоения //  
Геология и полезные ископаемые 
Мирового океана. 2010. № 2. С. 5–21.

6.	 Трофимук А.А., Макогон Ю.Ф., 
Толкачев М.В. О роли газогидратов 
в процессах аккумуляции углеводородов 

и формировании их залежей // Геология 
и геофизика. 1983. № 6. С. 3–15.

7.	 Никитин С.П., Царев В.П., Черский Н.В.  
Рекомендации по учету влияния 
газогидратного процесса на оценку 
перспектив газоносности Западной 
Сибири. Якутск: Якут. фил. СО АН СССР, 
1982. 30 с.

8.	 Царев В.П. Особенности формирования, 
методы поиска и разработки скоплений 
углеводородов в условиях вечной 
мерзлоты. Якутск: Якут. фил. СО АН СССР, 
1976. 216 с.

9.	 Черский Н.В. Царев В.П., Никитин С.П. 
Исследование и прогнозирование 
условий накопления ресурсов газа 
в газогидратных залежах. Якутск: 
Якутский филиал СО АН СССР, 1983. 156 с.

10.	Черский Н.В., Никитин С.П. Изучение 
газоносности зон гидратообразования 
СССР. Якутск: Якутский филиал 
СО АН СССР, 1987. 176 с.

11.	Баркан Е.С., Воронов А.Н. Оценка 
ресурсов газа в зонах возможного 
гидратообразования // Советская 
геология. 1983. № 8. С. 26–29.

12.	Гинсбург Г.Д., Соловьев В.А.  
Геологические модели 
газогидратообразования // Литология 

Рис. 10.Карты подошвы стабильности газогидратов
Fig. 10. Maps of the soles of the stability of gas hydrates

Рис. 11. Региональные структурные карты с контуром зоны стабильности газогидратов
Fig. 11. Regional structural maps with a contour of the gas hydrate stability zone



53

и полезные ископаемые. 1990. № 2.  
С. 76–87.

13	 Баркан Е.С., Безруков В.М.,  
Гинзбург Г.Д. и др. Нетрадиционные 
источники углеводородного сырья.  
М.: Недра, 1989. 223 с.

14.	Якуцени В.П. Газогидраты —  
нетрадиционное газовое сырье, 
их образование, свойства, 
распространение и геологические 
ресурсы // Нефтегазовая геология. 
Теория и практика. 2015. Т. 10. № 4. С. 1–20.

15.	Агалаков С.Е., Ненахов В.А Промыслово-
геофизические характеристики 
геологического разреза 
криолитогидратозоны Западной Сибири 
// Ресурсы нетрадиционного газового 
сырья и проблемы его освоения. 
Ленинград: ВНИГРИ, 1990. С. 228–236.

16.	Агалаков С.Е. Бочкарев В.С., Царев В.П. 
Особенности строения криолитозоны 
полуострова Ямал // Биоразнообразие 
Западной Сибири — результаты 
исследований. Тюмень: ИПОС, 1996.  
С. 103–118.

17.	Агалаков С.Е., Курчиков А.Р.,  
Бабурин А.Н. Геолого-геофизические 
предпосылки существования 
газогидратов в турон-коньякских 
отложениях Восточно-Мессояхского 
месторождения // Газовые гидраты 
в экосистеме земли – 2003.  
Новосибирск: 2003. С. 15.

18.	Агалаков С.Е. Ресурсы газа 
в зонах стабильности газогидратов 
на севере Западной Сибири // Санкт-
Петербург – 2010. К новым открытиям 
через интеграцию геонаук. 2010.

19.	Агалаков С.Е., Новоселова М.Ю. 
Газоносность надсеноманских отложений 
Западной Сибири. Известия высших 
учебных заведений. Нефть и газ. 2019.  
№ 4, С. 10–23.

20.Курчиков А.Р. Оценка возможности 
поиска залежей гидратов природного 
газа по геотермическим данным. Тюмень: 
Труды ЗапСибНИГНИ, 1984. вып. 191.  
С. 65–76.

21.	Ненахов В.А. Исследование 
особенностей разработки газогидратных 
месторождений с целью повышения 
газоотдачи пласта. Автореф. дис. 
на соиск. учен. степ. канд. техн. наук.  
М.: 1982. 20 с.

22.	Басниев К.С., Сухоносенко А.Л. 
Перспективы освоения ресурсов 
газогидратных месторождений // Газовая 
промышленность. 2010. № 1. С. 22–23.

23.	Якушев В.С., Гафаров Н.А.,  
Карнаухов С.М., Рыбальченко В.В., 
Огородников И.В Газовые гидраты 
в Арктике и мировом океане: 

особенности залегания и перспективы 
освоения. М.: Недра, 2014. 251 с.

24.	Истомин В.А. Якушев В.С. Газовые 
гидраты в природных условиях.  
М.: Недра, 1992. 236 с.

25.	Леонов С.А. Перспективы 
гидратоносности надсеноманских 
отложений севера Западной Сибири. 
Автореф. дис. на соиск. учен. степ. канд. 
техн. наук. М.: 2010. 24 с.

26.Перлова Е.В., Махонина Н.А.  
Виды геологических ресурсов газа 
в газогидратах и определение 
их извлекаемой части. Нефть, газ 
Арктики. М.: Интерконтакт Наука, 2007.  
С. 248–256.

27.	Перлова Е.В. Леонов С.А.,  
Хабибуллин Д.Я. Приоритетные 
направления освоения газогидратных 
залежей России // Научно-технический 
сборник Вести газовой науки, 2017. № 3. 
С. 224–228.

28.Перлова Е.В. Подготовка ресурсов 
гидратного газа для развития 
минерально-сырьевой базы газодобычи 
ПАО «Газпром» // Научно-технический 
сборник Вести газовой науки. 2018. № 3. 
С. 256–263.

29.Сухоносенко А.Л. 
Термогидродинамическое 
моделирование процессов разработки 
газогидратных месторождений. Автореф. 
дис. на соиск. учен. степ. канд. техн. наук. 
М.: 2013. 28 с.

30.	Якушев В.С., Истомин В.А., Перлова Е.В.  
Ресурсы и перспективы освоения 
нетрадиционных источников газа 
в России. М.: ВНИИГАЗ, 2002. 87 с.

31.	Гудзенко В.Т., Вареничев А.А.,  
Громова М.П. Газогидраты. 
Информационно-аналитический обзор //  
Геология, геофизика и разработка 
нефтяных и газовых месторождений. 
2016. № 5. С. 39–68.

32.	Балобаев В.Т. , Левченко А.И.  
Глубокое промерзание и динамика 
теплового поля верхней части земной 
коры Западной Сибири //  
Нефтегеологические интерпретации 
теплового режима недр  
Западной Сибири. Тюмень: 1988. С. 31–41.

33.	Баулин В.В. Многолетнемерзлые породы 
нефтегазоносных районов СССР. М.: 
Недра, 1985. 176 с.

34.	Девяткин В.Н. Тепловой поток 
криолитозоны Сибири. Новосибирск: 
Наука, 1993. 165 с.

35.	Дучков А.Д., Курчиков А.Р., Лысак С.В., 
Балобаев В.Т. и др. Тепловое поле недр 
Сибири. Новосибирск: Наука, 1987. 196 с.

36.	Ан В.Н., Девяткин В.Н., Курчиков А.Р. 
Каталог мерзлотно-геотермической 

информации Западно-Сибирского 
региона. 2002.

37.	Курчиков А.Р., Агалаков С.Е. Мощность 
многолетнемерзлых пород (ММП) 
и геотермический режим верхней части 
разреза Севера Западной Сибири // 
Горные ведомости. 2004. № 4. С. 21–37.

38.	Шарбатян А.А. К истории развития 
многолетнемерзлых горных пород // 
Очерки региональной и исторической 
криологии. М.: АН СССР, 1962. С. 127–142.

39.	Володько Б.В. О возможности 
определения по данным метода 
самопроизвольной поляризации 
мощности мерзлых терригенных 
толщ. Инженерное мерзлотоведение, 
Новосибирск: Наука, 1979. 208 с.

40.Геокриология СССР. Западная Сибирь.  
М.: Недра, 1989. 454 с. 

41.	Ирбэ Н.А. Особенности интерпретации 
промыслово-геофизических материалов 
в низкотемпературном разрезе Западной 
Сибири на этапе поисково-разведочных 
работ. М.: Недра, 1974. Вып. 65. С. 98–120.

42.	Острый Г.Б. Вопросы геологии и бурения 
и добычи в зоне мерзлых пород 
на нефтяных и газовых месторождениях 
Западной Сибири. Тюмень.: 
Гипротюменьнефтегаз. 1969.  
Вып. 18. 179 с.

42.	Безносиков А.Ф. Газогидратные залежи 
и исследование некоторых особенностей 
их разработки: (на прим. Мессояхского 
месторождения). Автореф. дис. на соиск. 
учен. степ. канд. техн. наук. Тюмень:  
1978. 17 с.

44.	Ильин А.В. Газогидраты севера 
Тюменской области как новый объект 
изучения геофизическими методами. 
Диссертация. Екатеринбург: 2012. 220 с.

45.	Геотермический атлас Сибири и Дальнего 
Востока. ИНГГ СО РАН, 2012.

46.	Геокриология СССР. Западная Сибирь.  
М.: Недра, 1989. 454 с. 

47.	Малюков В.П., Воробьев К.А. 
Инновационные технологии разработки 
месторождений газовых гидратов.  
М.: РУДН, 2021, 289 с.

48.Ставицкий Б.П., Курчиков А.Р., 
Конторович А.Э., Плавник А.Г. 
Гидрохимическая зональность юрских 
и меловых отложений Западно-
Сибирского бассейна. Геология 
и геофизика. 2004. Т. 45. № 7. С. 826–832.

49.	Пономарев Г.В. Условия образования 
гидратов природных и попутных газов. 
Куйбышев: НИИНП, 1960. Вып. 2.  
С. 49–55.

50.	Дегтярев Б.В., Бухгалтер Э.Б. Борьба 
с гидратами при эксплуатации газовых 
скважин в северных районах. М.: Недра, 
1976. 200 с.

Results 
The study included the following activities:
•	 regional thickness maps of the permafrost zone, maps of the 

subpermafrost geothermal gradient were built;
•	 individual maps of the bottom of the gas hydrate stability zone 

of promising gas-saturated reservoirs in West Siberia were built;
•	 regional temperature maps of the top of Upper Cretaceous 

seismostratigraphic complexes of West Siberia were built;
•	 the gas hydrate stability zones in the Uvat, Kuznetsovsky, 

Nizhneberezovsky, Verkhneberezovsky, and Gankinsky reservoirs 
were outlined.

Conclusions
The resulting regional maps of gas hydrate zones show a natural increase 
in the area of possible upward existence of gas hydrates. While for the 
Uvat Horizon (G Reflector) only the eastern part of the Gydan Peninsula, 
the Yenisei-Khatanga Regional Trough, and the Tagul field host the 
gas potential areas, for the Gankinsky Formation the structures with 
predicted hydrate-free saturation are an exception.
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Аннотация
В данной работе рассматривается поиск оптимального режима и системы разработки месторождения с низкой 
проницаемостью, малой изученностью и отсутствием промышленной разработки. Приведены сопоставления расчетов 
технологических показателей вариантов с заводнением и вариантов на истощении.

Материалы и методы
Статья представляет собой изложение результатов компьютерного 
моделирования способов разработки месторождений нефти и газа  
с низкопроницаемыми пластами.
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тюменская свита, трудноизвлекаемые запасы нефти (ТрИЗ), 
низкопроницаемый коллектор (НПК), горизонтальная скважина 
(ГС), обоснование системы разработки, эффективность системы 
поддержания пластового давления (ППД), режим истощения
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Сравнение эффективности 
разработки с ППД и на истощении для 
низкопроницаемой тюменской свиты

Несмотря на существенный рост доли 
низкопроницаемых трудноизвлекаемых за-
пасов на месторождениях Западной Сибири, 
их выработка не превышает 17 % [1]. Одним 
из ключевых вопросов освоения таких запа-
сов является выбор оптимальной системы 
разработки. Наиболее часто используется 
заводнение с применением горизонтальных 

скважин (ГС) [2]. Однако слабовыраженный 
эффект от закачки, а также высокие капиталь-
ные вложения на организацию системы под-
держания пластового давления (ППД) опреде-
ляют значительное снижение экономической 
привлекательности проектов, в связи с этим 
разработка низкопроницаемых коллекторов 
на естественном режиме может являться аль-
тернативным вариантом [3, 4].

Особенно актуален вопрос выбора 
системы разработки в условиях ввода 

в эксплуатацию нового месторождения. При 
значительном уровне геологической нео-
пределенности и высокой стоимости освое-
ния месторождения отмечается существен-
ное повышение экономических рисков при 
реализации выбранной схемы разработки. 
В данной работе рассматривается поиск 
оптимального режима и системы разра-
ботки на примере месторождения с малой  
изученностью и отсутствием промышленной 
разработки.
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Геологическая характеристика изучаемого 
объекта

Основная часть геологических запасов 
нефти месторождения сосредоточена в тю-
менской свите (пласты группы Ю). Коллек-
торы тюменской свиты имеют неблагоприят-
ные для разработки характеристики: резко 
неоднородный характер строения с частыми 
фациальными переходами и замещениями 
песчано-алевритовых пород глинами, ультра-
низкие значения абсолютной проницаемости 
(средняя проницаемость на уровне 0,3 мД), 
низкая плотность концентрации запасов.

Выбор способа разработки объекта, 
помимо крайне низких фильтрационно-ем-
костных свойств (ФЕС), осложнен также не-
достаточной изученностью месторождения, 
что требует использования опыта разработ-
ки соседних месторождений и месторожде-
ний-аналогов. Коллекторы рассматриваемо-
го месторождения характеризуются более 
низкими ФЕС в сравнении с месторождения-
ми-аналогами (рис. 1). На рассматриваемом 
месторождении практически не отмечается 
концентрация зон так называемых «хоро-
ших» запасов. Районы с улучшенными ФЕС 
отсутствуют, коллекторы равномерно «раз-
мазаны» по разрезу, что предопределяет 
сложность в проводке скважин. При такой 
структуре запасов максимальный охват вы-
работкой по разрезу может быть достигнут 
за счет проведения операции гидроразрыва 
пласта (ГРП) (рис. 2, 3).

Вопрос изучения причин и механизмов 
выработки запасов из такого рода низко-
проницаемых коллекторов довольно широ-
ко освещен в научной среде нефтегазовой 
отрасли. В работе [5] авторы по результатам 
анализа лабораторных исследований керна   
показали, что фильтрация в низкопроницае-
мых коллекторах характеризуется отклонени-
ем от линейного закона фильтрации Дарси. 
С уменьшением проницаемости коллектора 
величина отклонения закона фильтрации 
от линейного становится более значительной. 
Зависимость скорости фильтрации от гради-
ента давления показывает очень большое 
значение начального градиента давления, 
запускающего фильтрацию. Таким образом, 
в фильтрации будет задействована только 
часть дренируемых запасов.  

Анализ капилляриметрических ис-
следований месторождений-аналогов  
показал (рис. 4), что доля пор, участвующих 
в фильтрации, снижена (≈45 %) ввиду отсут-
ствия крупных каналов (доля пор радиусом 
менее 1 мкм составляет ≈55 %). Такая струк-
тура порового пространства обуславливает 
снижение фильтрационных характеристик 
пород за счет создаваемых капиллярных 
давлений. Соответственно, при разработке 
месторождений с низкой проницаемостью 
с применением закачки воды может возник-
нуть ситуация, когда для существенной части 
порового объема создаваемый перепад дав-
ления не обеспечит превышение капилляр-
ных сил, и вытеснение нефти водой происхо-
дить не будет.

Особенности разработки 
месторождений-аналогов

Показательным примером, как система 
разработки влияет на процесс выработки, яв-
ляется анализ фактических темпов падения 
на месторождениях-аналогах. Из проведен-
ного анализа отмечается, что в целом система 
ППД эффективно влияет на процесс выработ-
ки, обеспечивая стабилизацию и незначи-
тельный рост дебитов жидкости по сравнению 

с режимом на истощении [6]. Если разделить 
темпы падения по зонам с низкими и высо-
кими ФЕС, то эффект от ППД не столь оче-
виден. В зонах с низкими ФЕС темпы 
падения дебитов жидкости становятся сопо-
ставимы с режимом на истощении (рис. 5).  
Данный факт объясняется тем, что в услови-
ях сниженной проницаемости и ухудшения 
геологической связности пласта эффект 
от закачки практически не проявляется 
на динамике работы добывающих скважин: 
дебиты по скважинам продолжают снижать-
ся. В таких условиях, применительно к новому 

месторождению, опираясь на фактические 
данные по разработке аналогов, можно 
предположить, что разработка на истоще-
нии будет иметь большую экономическую 
эффективность.

Для подтверждения полученных выводов 
был использован традиционный на сегодняш-
ний день подход: проведена серия расчетов 
на трехмерной гидродинамической модели. 

Расчеты на ГДМ
Для выбора оптимальной системы раз-

работки на выбранном месторождении 

Рис. 1. Гистограммы распределения ФЕС по керновым исследованиям
Fig. 1. Histograms of core-based reservoir properties distribution 

Рис. 2. Разрезы по кубу пористости в ГДМ
Fig. 2. Porosity volume sections in the flow model

Рис. 3. Разрезы по кубу проницаемости в ГДМ
Fig. 3. Permeability volume sections in the flow model
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за основу для добывающих скважин выбра-
ны системы ГС. В условиях Западной Сибири 
данная технология на сегодняшний день за-
рекомендовала себя как эффективная с точ-
ки зрения добычи и экономики [7].

Опираясь на фактические данные раз-
работки пластов-аналогов, можно с уве-
ренностью утверждать, что преимущество  
системы ГС с гидравлическим разрывом 
пласта (ГС+ГРП) перед традиционной систе-
мой плотной сетки наклонно направленных 
скважин (ННС) по входным дебитам и зна-
чениям извлекаемых запасов значительно 
увеличивается по мере ухудшения коллек-
торских свойств. Система ГС+ГРП позволяет 
увеличить дебиты скважин, темпы отборов 
и сократить сроки разработки. Для нагне-
тательных скважин выбрана традиционная 
система ННС, так как эффективность ГС ППД 
на сегодняшний день не так очевидна, в связи 
с неравномерной закачкой по стволу ГС.

В текущей работе выполнены расчеты 
технологических показателей вариантов 

с заводнением и вариантов на истощении 
с оптимизацией следующих параметров: дли-
на добывающих ГС, расстояние между ряда-
ми добывающих и нагнетательных скважин, 
расстояние между добывающими скважина-
ми в ряду, количество стадий ГРП и массы 
проппанта (рис. 6).

Условия расчета прогнозных вариантов 
на гидродинамической модели:
•	 единовременный ввод скважин;
•	 отработка нагнетательных скважин 6 ме-

сяцев в вариантах с ППД;
•	 отключение нагнетательной скважины, 

если в окружении нет работающих добы-
вающих скважин.
Единовременный ввод скважин был 

выбран для корректного сопоставления ре-
зультатов расчетов с вариацией параметров 
и оценки их влияния на итоговый коэффи-
циент извлечения нефти (КИН). Для расчета 
прогнозных вариантов были приняты дизай-
ны ГРП, смоделированные по результатам ис-
пытаний разведочных скважин. Траектории 

ГС проведены в пределах пласта с наимень-
шей расчлененностью и с учетом захвата 
трещиной ГРП наиболее продуктивных слоев 
(рис. 7).

Гидродинамическое моделирование 
проведено на основе трехмерной изотерми-
ческой модели нелетучей нефти «black oil» 
трехфазной фильтрации (нефть, вода, газ) 
несмешивающихся жидкостей. Использова-
лась полностью неявная схема вычисления. 
Для поиска оптимальной системы разработ-
ки был подобран участок месторождения, 
соответствующий следующим основным кри-
териям: район фактических скважин, с акту-
альными данными испытаний, наличие зон 
с «хорошими» и «плохими» ФЕС, большая 
площадь участка (156 км2). 

По результатам многовариантных рас-
четов были выбраны два лучших вариан-
та. Вариант 1 — реализация системы ППД 
с горизонтальными скважинами длиной 
 1 500 метров и с расстоянием между рядами 
добывающих и нагнетательных скважинам 
400 метров с 15 портами ГРП и массой проп-
панта 200 тонн на стадию. Вариант 2 — реали-
зация системы на истощение с ГС длиной 1 500 
метров и расстоянием между рядами скважин 
500 метров с 15 портами ГРП и массой проп-
панта 200 тонн на стадию. Эти варианты были 
рассчитаны на полномасштабной модели.

По варианту 1 с ППД отмечается высокий 
темп падения дебитов: в среднем за 90 суток 
дебит по жидкости снизился до 75 % (рис. 8), 
медленное продвижение закачанной воды, 
вызванное низкими ФЕС пласта. Через год 
работы скважины темпы падения дебитов 
жидкости замедляются, но не настолько, что-
бы компенсировать затраты на организацию 
закачки дополнительной добычей нефти. 

Динамика пластового давления в вари-
анте 2 ведет себя характерно для режима 
на истощении. Давление в варианте 1 в на-
чальный момент времени также снижается, 
с момента работы системы ППД начинается 
постепенный рост, а затем стабилизация. 
Стоит учитывать, что пластовое давление 
приведено в целом по ГДМ и включает рай-
оны нагнетательных скважин с высоким пла-
стовым давлением. При этом динамика об-
водненности в варианте с ППД указывает 
на крайне низкую степень воздействия закач-
ки на добывающие скважины.

Рис. 4. Распределение объемной доли капилляров по радиусу 
(гистограмма) и объемной доли работающих капилляров (график). 
Месторождение-аналог
Fig. 4. The distribution of the volume fraction of capillaries by radius 
(histogram) and the volume fraction of active capillaries (curve). Source: 
analogue field

Рис. 5. Усредненные темпы падения дебита жидкости 
по месторождению-аналогу
Fig. 5. The average liquid decline rates of an analogue field 

Рис. 6. Схема многовариантных расчетов
Fig. 6. Multiple-option model runs pattern
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Согласно полученным результатам расче-
тов, вариант с ППД позволяет добыть на 6 % 
больше запасов, чем вариант с истощением. 
Однако если учитывать только рентабельные 
запасы, то вариант на истощении позволяет 
добыть на 20 % больше, чем вариант с за-
воднением (рис. 9), что говорит о низкой тех-
нико-экономической эффективности вариан-
та с ППД. 

 
Итоги
В целом, учитывая низкий уровень изученно-
сти рассматриваемого месторождения, к по-
лученным результатам расчетов на ГДМ стоит 
относиться как к предварительным. Поэтому 
для него рекомендуется на стадии пробной 
эксплуатации апробировать оба варианта 
разработки — с заводнением и на истощении. 
По результатам пробной эксплуатации необ-
ходимо принять решение о наиболее эффек-
тивной технологии освоения запасов. 

Выводы
Как показывает анализ разработки место-
рождений с низкопроницаемыми коллекто-
рами, а также выполненные в рамках работы 
расчеты на ГДМ, разработка на истощении 
может являться оправданной альтернати-
вой заводнению. В публикациях на данную 
тему авторами были получены пороговые 

Рис. 7. Вскрытие пластов трещинами ГРП
Fig. 7. Hydraulically-fractured reservoir

Рис. 8. Сопоставительные графики по результатам расчетов лучших вариантов на полномасштабной модели
Fig. 8. Comparative curves illustrating the best full-scale simulation options

Рис. 9. Сопоставление КИН режимов разработки
Fig. 9. Comparison of oil recovery factors of the two development drives
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Results
In general, given the low level of field knowledge, the flow simulation 
runs should be treated as preliminary results. Therefore, a pilot project is 
recommended to test both development options, i.e. the waterflooding 
and depletion drive. Following the pilot results, a decision should me 
made on the most efficient development method.

Conclusions
The analysis of the development of low-permeabille reservoirs, as well as 
the flow simulation runs show that the depletion drive can be a justified 
alternative to waterflooding. The authors of published studies estimated 
the permeability cutoffs below which it is advisable to consider a 
depletion development option [2]. These cutoffs vary in the range of 
0,05-0,5mD depending on the geological, technological, and economic 
features of the field development.
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значения проницаемости, ниже которых це-
лесообразно рассмотреть вариант разработ-
ки на режиме истощения [2]. Пороговое зна-
чение варьируется в диапазоне 0,05–0,5 мД  
в зависимости от геологических, технологи-
ческих и экономических особенностей раз-
работки месторождения. 
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A case study of NB1 reservoir to evaluate the microscopic structural features  
of the upper cretaceous clay-siliceous deposits of West Siberia
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Abstract
The Upper Cretaceous (Santonian) opokas within the West Siberian Plate (WSP), developed over an area of more than two million square kilometers 
in the form of a reservoir 30–35 m thick are characterized by an uneven degree of crystallization of the opal-crystobalite-tridymite (OCT) phase 
of silica. According to X-ray diffraction (XRD) analysis, across much of the WSP, the content of secondary quartz ranges from the first units to 30–40 %.  
Occasionally (in the west and south-west), secondary quartz makes up more than 70 %, while the OCT phase has not been detected  
by XRD (complete crystallization). Morphological differences in silica segregations were interpreted in SEM (Scanning Electron Microscope) 
images magnified 5–6 thousand times.
Magnification of 5–6 thousand times allows to identify signs of varying degrees of crystallization of amorphous silica.

Materials and methods
The results of a comparative analysis of laboratory data (X-ray 
diffraction, petrographic method, and scanning electron microscopy) on 
the Upper Cretaceous (Santonian) opokas in West Siberia, characterized 
by laterally irregular degrees of crystallization of amorphous silica. 
When magnified by more than 5 thousand times, morphological 

differences of silica units with varying degrees of crystallization were 
established.
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Микроскопические особенности строения  
глинисто-кремнистых отложений верхнего мела 
Западной Сибири на примере пласта НБ1
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Аннотация
Верхнемеловые (сантон) опоки Западно-Сибирской плиты (ЗСП), распространенные на площади более 2 млн км2 в виде 
пласта средней мощностью 30–35 м, характеризуются неравномерной степенью кристаллизации опал-кристобалит-
тридимитовой (ОКТ) фазы кремнезема. На бόльшей части территории ЗСП содержание вторичного кварца, по данным 
рентгенофазового анализа (РФА), колеблется от первых единиц до 30–40 %. Иногда (на западе и юго-западе) вторичный 
кварц составляет более 70 %, при этом ОКТ-фаза методом РФА не выявлена (кристаллизация прошла полностью). 
Морфологические различия обособлений кремнезема установлены на изображениях растрового электронного микроскопа 
при увеличении в 5–6 тысяч раз.
Увеличение в 5–6 тысяч раз позволяет выявить признаки различной степени кристаллизации аморфного кремнезема.

Материалы и методы
Показаны результаты сравнительного анализа лабораторных 
данных (рентгеноструктурный, петрографический и метод растровой 
микроскопии) изучения опок верхнего мела (сантон) Западной 
Сибири, характеризующихся незакономерной по латерали 
различной степенью кристаллизации аморфного кремнезема. 

При увеличении более 5 тысяч раз установлены морфологические 
отличия индивидов кремнезема с различной степенью 
кристаллизации.
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Введение
В условиях истощения основных запасов 

сеноманского газа существует объективная 
необходимость приращения запасов углево-
дородов, в том числе за счет нетрадиционных 
для Западно-Сибирской плиты (ЗСП) глини-
сто-кремневых коллекторов надсеноманской 
части разреза верхнего мела, с нередкими 
проявлениями и притоками газа. Следова-
тельно, уточнение состава и строения слабо 
изученного верхнего мела ЗСП весьма акту-
ально [1].

Расположение кремневых пород в опре-
деленной части геологического разреза 
не является случайным. Важно установле-
ние (реконструкция) способа локализации 
определенного объема кремнезема и всей 
его последующей (постседиментационной) 
истории. В одних и тех же фациальных об-
становках при латеральных вариациях ус-
ловий, например жизнедеятельности план-
ктона, значительные объемы кремнезема 
могут накапливаться различным сочетанием 
способов — хемогенным, хемогенно-био-
генным, биогенным. Кроме того, масштабно 
представленное по латерали тело одновоз-
растных осадков близкого состава может 
испытывать вторичные процессы различной 
интенсивности, в зависимости от интенсив-
ности проявления тектонических (клима-
тических, вулканических и др.) процессов 
в той или иной части территории распро-
странения данного тела (рис. 1а). В строе-
нии единого тела, сложенного кремневыми 

Рис. 1. а — фрагмент тектонической карты фундамента Западно-Сибирской плиты [Жеро и др., 2000] с дополнениями;  
б — карта общих толщин (5–50 м) пласта НБ1 (ООО «ТННЦ», М.Ю. Новоселова, 2021)
Fig. 1. a – fragment of a tectonic map of the West Siberian basement [Zhero et al., 2000], supplemented;  
б – gross thickness map (5–50 m) of NB1 reservoir (“Tyumen petroleum research center” LLC, M.Yu. Novoselova, 2021)

породами, вполне вероятно установить раз-
личия в свойствах, вызванных колебания-
ми первичных условий осадконакопления 
и неравномерностью проявления вторичных 
процессов [2].

«Покровные» тела отложений санто-
на ЗСП (рис. 1 б) характеризуются глини-
сто-кремневым составом (преимуществен-
но биогенно-хемогенного происхождения 
опоки, автохтонного типа), неглубоким 
современным залеганием (700–1 100 м) 
и относительно невысокой степенью ли-
тогенеза. Согласно реконструкции палео-
рельефа и результатам оценки масштабов 
эрозионного среза, на севере ЗСП по-
гружение опок достигало 1 600–1 800 м.  
В настоящее время в северной части ЗСП 
данный интервал разреза осложнен наличи-
ем горизонта вечной мерзлоты. При неболь-
шой мощности (суммарно до 200–250 м)  
глинисто-кремневые породы, как уже 
было сказано, формируют «плащевид-
ный» облик на территории бóльшей части 
Западной Сибири. Площадь распростра-
нения опок хэяхинской пачки (пласт НБ1) 
составляет до 2 млн км2. Даже при скром-
ной оценке мощности пласта в 10 метров  
суммарный объем кремнезема хэяхин-
ской пачки составит около 20 тыс. км3. 
При этом максимальные толщины глини-
сто-кремневых пород занимают централь-
ные районы (в виде пятен неправильной 
формы, рис. 1б), с уменьшением мощности 
к периферии и постепенным эрозионным 

выклиниванием по обрамлению ЗСП, что 
контролируется особенностями обстановок 
осадконакопления и постседиментационно-
го развития региона [8].

Материалы, методы и результаты
Для интерпретации и характеристики 

происхождения кварца в породах кремни-
стых формаций (первично-осадочный в виде 
примеси обломочного материала, или лито-
генетический, как результат старения колло-
идного осадка и кристаллизации опала) наи-
более эффективно комплексное применение 
трех лабораторных методов.

Первый — изучение в шлифах под поля-
ризационным микроскопом (рис. 2, 3).

Под микроскопом важно оценить количе-
ство гранулярной составляющей отложений 
(обломочного материала, в том числе кварца, 
глауконита, остатков скелетных организмов, 
пирита, карбонатов, цеолитов и пр.) и объем 
глинисто-кремнистого субстрата (матрицы 
породы). Диагностика новообразованного 
кварца, вследствие его микроскопических 
размеров, под обычным микроскопом весь-
ма затруднительна (рис. 3).

Кварц в опоках представлен как в обло-
мочных фракциях (макроскопический пер-
вичный — терригенный, пирокластический, 
окварцованные остатки планктона), так 
и в окристаллизованном агрегате глини-
сто-кремнистого субстрата/матрицы (вторич-
ный, криптозернистый, практически не ди-
агностируемый под микроскопом на рис. 3).
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В данном случае в составе глин абсо-
лютно преобладают смектиты (частично 
трансформированные в иллиты [7]) и глау-
конит. Смектиты и иллит образуют агрегаты  
с аморфным кремнеземом (отдельные 
компоненты в шлифах не диагностируют-
ся, их размеры не превышают 1–3 мкм; но  
существует возможность оценить общий объ-
ем агрегатного комплекса).

На рисунке 4 не отмечена доля кварца в со-
ставе обломочного материала (ОМ). По шли-
фам для всех трех скважин содержание ОМ  
составляет, как правило, 1–3 %, редко 
5–7 % и, единично до 20–25 %. Даже в ус-
ловиях абсолютного преобладания кварца в  
составе ОМ (по шлифам) численные значения 
кварца по данным метода РСАобщ значитель-
но превышают результаты петрографической 
оценки.

Кроме того, устойчивой особенностью 
данных РСА (рис. 4) являются пропорции амор-
фного кремнезема ОКТ и кварца (в сумме по-
рядка 80–90 %). Например, в скважине 520 
сумма ОКТ всего 45 % (кварца 38,5 %), в сква-
жине 1 311 — более 80 % (кварца всего 7 %).  
А в скважине 6 145 ОКТ не установлен во-
все (доля кварца — до 78 %). Иначе говоря,  
чем больше доля кварца, тем меньше содер-
жание ОКТ, и наоборот.

Само собой, напрашивается вывод 
о неравномерной степени кристаллиза-
ции аморфного кремнезема. Но скважины  
520 и 1311 расположены практически ря-
дом — глубина современного залегания 
пласта НБ1 в скважине 520 составляет 990–
998 м,  а в 1311 — 770–800 м (рис. 1, 4). Вряд 
ли нахождение пласта в одной скважине от-
носительно другой на 200 м ниже могло при-
вести к столь резким различиям в степени 
кристаллизации кремнезема.

Дополнительно к анализу привлечены 
результаты изучения опок из керна скважины 
6145 на западе Западной Сибири (рис. 1–4).  
По шлифам установлено не более 5 % при-
меси ОМ (единично линзовидными пятна-
ми до 20 %). По данным РСАобщ наличие 
аморфного кремнезема (ОКТ-фазы) в пласте 
НБ1 скважины 6145 не установлено совсем, 
но аномальное содержание кварца составляет  
от 73 до 85 % (рис. 4). Содержание суммы 
глин в скважине 6145 относительно отложе-
ний пласта НБ1 других скважин (рис. 1, 4) 
заметно повышенное (от 12 до 18–23 %; доля 
глауконита не превышает 1–2 %).

Таким образом, результаты комплекс-
ного анализа описания прозрачных шлифов 
и данных РСАобщ свидетельствуют о нерав-
номерной кристаллизации ОКТ-фазы даже 
в соседних скважинах (в скв. 6145 кристал-
лизация аморфного кремнезема прошла 
на 100 %). Так как РСАобщ регистрирует 
суммарное количество кварца – долю обло-
мочного кварца можно оценить под микро-
скопом, а оставшееся количество, видимо, 
можно «записать на счет» кристаллизации 
аморфного кремнезема. Процедура до-
вольно приблизительная – точную оценку 
доли кварца в составе ОМ сделать весьма 
затруднительно, тем более выделить в соста-
ве агрегата-матрицы кремневую составляю-
щую и разделить ее на кристаллическую (но-
вообразованную) и аморфную (остаточную) 
части. То есть для оценки степени кристалли-
зации ОКТ разрешающей способности обыч-
ного поляризационного микроскопа явно 
не хватает.

Следовательно, реальным «камнем 
преткновения» для визуального изуче-
ния являются микроскопические размеры 

Рис. 2. Фото шлифов. Увеличение ×25: а — опока с зернами глауконита, примесью 
терригенных и туфогенных обломков, редкими биогенными остатками, с сетью 
закрытых трещин синерезиса, изотропная. Вид слева без анализатора, справа 
с анализатором. Скв. 1311, обр. № 6652, пласт НБ1, гл. по бур. 783,05 м;  
б — опока с незначительной примесью алевритового материала, с единичным 
глауконитом, с многочисленными глинистыми прожилками уплотнения и слойками, 
с минерализованными трещинами, слабо биотурбированная, изотропная. Вид слева без 
анализатора, справа с анализатором. Скв. 520, обр. № 16342, пласт НБ1,  
гл. по бур. 998,73 м; в — кремнисто-глинистая неравномерно алевритистая, участками 
песчанистая порода с зернами глауконита, с редкими биогенными остатками, 
с единичными полыми литогенетическими микротрещинами, полуизотропная.  
Вид слева без анализатора, справа с анализатором. Скв. 6145, обр. № 7547, пласт НБ1,  
гл. по бур. 861,45 м. (ООО «ТННЦ», 2023) 
Fig. 2. Thin sections. 25× magnification: а – opoka with glauconite grains, admixture 
of terrigenous and tuffogenic fragments, rare biogenic residues, with a network of closed 
syneresis fractures, isotropic. Left-hand view: without an analyzer, right-hand view: with 
an analyzer. Well 1311, sample № 6652, reservoir NB1, drilling depth – 783,05 m;  
б – opoka with a slight admixture of siltstone material, with occasional glauconite, with numerous 
clay compaction veins and lamina, with mineralized fractures, slightly bioturbated, isotropic.  
Left-hand view: without an analyzer, right-hand view: with an analyzer. Well 520,  
sample No. 16342, reservoir NB1, drilling depth – 998,73 m; в – siliceous-clayey, unevenly 
silty, in sections sandy with glauconite grains, with rare biogenic residues, with single hollow 
lithogenetic micro-fractures, semi-isotropic. Left-hand view: without an analyzer, right-hand view: 
with an analyzer. Well 6145, sample No. 7547, reservoir NB1, drilling depth – 861,45 m.  
(“Tyumen petroleum research center” LLC, 2023)

Для оценки доли криптозернистого 
кварца используется второй метод — рентге-
но-структурного анализа породообразующих 
компонентов породы (РСАобщ). Кроме оцен-
ки содержаний кварца, полевых шпатов (ПШ), 

цеолита, карбонатов, пирита и опал-кри-
стобалит-тридимита (ОКТ-фазы), методом  
РСАобщ определяется суммарное содержа-
ние на породу глинистых минералов (в том 
числе  глауконита) (рис. 4).
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минеральных индивидов (не более 1–3 мкм) 
и сложное спутанно-волокнистое агрегат-
ное состояние смеси глин и кремнезема. 
Слабая анизотропность новообразованно-
го кварца не позволяет уверенно оценить 
соотношение общей глины и кремневого 
вещества (и степени его кристалличности) 
в составе матрикса породы (рис. 3). Дру-
гими словами, стандартная оптическая 
микроскопия, в данном случае, не являет-
ся достаточно уверенным средством (ин-
струментом) изучения степени кристалли-
зации ОКТ-фазы (на пределе возможности 
метода стандартного микроскопического 
исследования).

Для обоснованной интерпретации ре-
зультатов применения РСАобщ (например, 
в отношении пропорций ОКТ/новообразо-
ванный кварц) эффективно использовать 
возможности больших увеличений (десятки 
тысяч раз) растрового электронного микро-
скопа (РЭМ) — третьего метода лабораторных 
исследований, в нашем случае, специфиче-
ских глинисто-кремнистых отложений верх-
него мела Западной Сибири (рис. 5–10). 

Авторская методика оценки степени 
кристаллизации ОКТ-фазы

Приблизительную степень кристаллиза-
ции ОКТ по данным лабораторных исследова-
ний рассчитывали следующим способом:
1.	 Из доли кварца (по данным РСАобщ) 

вычитали содержание обломочного 
материала (ОМ, по данным петрогра-
фии, представлен преимущественно 
кварцем), остаток относили к вторич-
ному кварцу (не диагностируемому под 
микроскопом).

2.	 Сумма вторичного кварца и ОКТ-фазы 
(по данным РСАобщ) составляет долю 
хемогенного кремнезема в составе пер-
вичного глинисто-кремнистого агрегата 
илов/коллоидов (100 %).

3.	 Дальше простым расчетом оценивали 
сколько (от 100 %) аморфного кремне- 
зема ОКТ-фазы трансформировалось 
в кристаллический кварц.
Повторяем, расчет достаточно условный, 

так, например, появление заметной доли 
цеолитов или ПШ (а они, в данном случае, 
преимущественно вторичной природы, что 
будет продемонстрировано ниже) «отвлека-
ет» часть кремнезема на свое формирование 
(когда появляются заметные доли цеолитов 
и ПШ, вторичного кварца образуется меньше, 
что можно констатировать по данным метода 
РСАобщ).

На рисунке 5 приведены примеры на-
ходок обломочного материала в опоках 
пласта НБ1 (по шлифам, как правило, 2–3 %,  
редко до 5–10 %, единично, в виде исключе-
ния, до 20–25 %), вскрытых в разрезе сква-
жин 520 и 6145. Зерна кварца морфологиче-
ски зачастую с признаками вулканической 
(пепловой) природы, иллит в виде крупных 
чешуйчатых пластин [3, 4]. Отмечаются об-
ломки кристаллов гранатов и калий-натрие-
вых полевых шпатов. В разрезе скв. 1311 от-
мечены аналогичные редкие зерна кварца, 
ПШ, иллита.

Как уже было сказано, для интерпрета-
ции качественных минеральных характери-
стик породы, полученных методом РСАобщ, 
эффективно применение РЭМ — третьего ла-
бораторного метода исследований дисперс-
ных осадков.

На рисунке 6 показаны примеры аутигенных 
стяжений кристаллов пирита (глобул) и опал-кри-
стобалита-тридимита (леписферы ОКТ).

Рис. 3. Скв. 6145, обр. № 7547, нижнеберезовская свита, гл. по бур. 861,45 м. НБ1 (рис. 2в). 
Фото шлифа, увеличение ×1 000: а — без анализатора, б — с анализатором (в скрещенных 
николях кремнезем слабо двупреломляет, то есть, наблюдается слабая анизотропия 
новообразованного кварца) (ООО «ТННЦ», 2023)
Fig. 3. Well 6145, sample No. 7547, Nizhneberezovskaya Formation, drilling depth – 861,45 m. 
NB1 (fig. 2в). A picture of thin section, 1000× magnification: а – without an analyzer;  
б – with an analyzer (in crossed nichols, silica is slightly double-refracted, i.e., slight anisotropy 
of newly formed quartz is observed) (“Tyumen petroleum research center” LLC, 2023) 
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Рис. 4. Характеристика свойств глинисто-кремнистых отложений пласта НБ1, 
вскрытого в разрезе 3-х скважин, отмеченных на рисунке 1 (ООО «ТННЦ», 2023)
Fig. 4. The properties of clay-siliceous deposits of NB1 reservoir penetrated by three wells marked 
in fig. 1 (“Tyumen petroleum research center” LLC, 2023)

Вторичные минералы в опоках пласта НБ1
На рисунке 8 показаны вторичные мине-

ралы (пирит, цеолиты, ПШ, сульфаты, кварц), 
также приуроченные к пустотам/отпечаткам 
планктона.

Леписферы («волосатые колобки», 
Ø 2–3 мкм, иногда до 4–5 мкм) — в виде 
овальных индивидов аморфного кремне-
зема с волосовидными наростами (удли-
ненными «шипиками») кремнезема на по-
верхности. Хорошо различимы в пустотах 
(отпечатках) кремнесфер (Ø до 25–30 мкм, 
по радиоляриям) и диатомей. В основной 
массе опок — плотно сросшиеся «колоб-
ки» с укороченными «шипиками», обыч-
но с признаками деформации («смятые», 
вероятно, в процессе диагенетического 
роста).

Глобулы (Ø от 3–5 мкм, до 10–15 мкм) 
овальные, сложены в разной степени сбли-
женными кристаллами пирита (тетраэдры, 
октаэдры, размером в первые доли мкм). 
Часто изнутри глобул между кристаллами 
пирита «прорастают» нитевидные кристал-
лы ангидрита («волоски»). Иногда на по-
верхности глобул «прилипают» немного бо-
лее толстые «палочки» или «бруски» того 
же сульфата.

Анализ морфотипов аутигенного 
кремнезема в опоках пласта НБ1

Как уже было сказано, леписферы отме-
чаются только опоках НБ1 двух скважин — 
520 и 1311. На рисунке 9 показаны примеры 
леписфер.

Вторичные минералы свидетельствуют 
о процессах частичного преобразования 
(растворения, перекристаллизации) глини-
сто-кремнистого агрегата (матрицы отложе-
ний; с переходом части опала в ОКТ, и части 
смектита в иллит), происходящих при даль-
нейшем обезвоживании и отвердевании 
коллоидного вещества иловых осадков. При 
этом повышенные концентрации химиче-
ских компонентов (кремний, алюминий, же-
лезо) в растворе способствуют аутигенному 
формированию новых (цеолиты, сульфаты, 
возможно, ПШ) и, вероятно, регенерацион-
ному росту уже существующих минералов 
(пирита, кварца, ПШ, вероятно, глауконита).

Хорошо различимые глобулы и лепи- 
сферы приурочены к пустотам/отпечаткам — 
по диатомеям и радиоляриям (кремнесфе-
ры). В скв. 6145 леписферы ОКТ не установ-
лены; глобулы пирита меньшего размера 
(Ø не более 3 мкм) с менее плотной упаков-
кой кристаллов пирита.
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В разрезе скв. 1311, кроме «угнетенных» 
леписфер ОКТ, отмечены микроконкреции 
глауконита размером до 100 мкм и больше 
(рис. 6) [9].

Наглядно отражено, что волосовидные 
наросты (шипики) на поверхности лепи- 
сфер при бόльшем увеличении выглядят как 
микроскопические кристаллы (сложенные 
исключительно двуокисью кремния). Кро-
ме того, сноповидные образования между 
леписферами установлены только в опоках 
скважины 520.

Таким образом, даже в разрезе трех 
показанных скважин вещество SiO2 (крем-
ниевая кислота) пласта НБ1 находится в раз-
личном агрегатном состоянии. В 520 и 1311 — 
в преобладающем виде леписфер (по данным 
РСА — ОКТ и кварц), но в 520 добавляются 
хорошо выраженные сноповидные агрегаты 
между леписферами. В 6145 (рис. 10) — в виде 
сложно переплетенных агрегатных сростков 
микроскопических кристаллов (кристалли-
тов) кварца (по данным РСА).

Следовательно, в результате комплекс-
ных исследований глинисто-кремнистых 
отложений верхнего мела Западной Сиби-
ри, установлено объективное противоре-
чие: при постоянных относительно низких 
значениях (по описанию шлифов — 2–3, 
редко 5–10, единично до 20–25 %) приме-
си обломочного материала (а значит, и об-
ломочного кварца в том числе) в опоках 

Рис. 5. Примеры примеси обломочного материала: а — кварц (скв. 
520, обр. 16 320); б — пирит, калий-натриевый плевой шпат (ПШ), 
гранат (скв. 520, обр. 16320); в — иллит (скв. 6145, обр. 7544).; г — 
кварц (скв. 6145, обр. 7547) (ООО «ТННЦ», И.Г. Павлуткин, 2023)
Fig. 5. Examples of admixture of detrital material: a – quartz (well 520, 
sample 16 320); б – pyrite, potassium-sodium feldspar, garnet (well 520, 
sample 16320); в – illite (well 6145, sample 7544); г – quartz (well 6145, 
sample 7547) (“Tyumen petroleum research center” LLC, I.G. Pavlutkin, 
2023)

Рис. 6. Примеры леписфер и глобул: а — глобулярное стяжение 
кристаллов пирита (до 5 мкм) и леписфера (до 4 мкм) ОКТ (скв. 520, 
обр. 16332; одно изображение разными методами); б — стяжение 
пирита (до 10–12 мкм), леписферы (3–4 мкм) ОКТ (скв. 1311, обр. 
6 652); в — леписферы (2–3 мкм) ОКТ (скв. 1 311, обр. 6600)  
(ООО «ТННЦ», И.Г. Павлуткин, 2023)
Fig. 6. Examples of lepispheres and globules: a – globular contraction 
of pyrite crystals (up to 5 microns) and lepisphere (up to 4 microns) 
of OCT (well 520, sample 16332; one image by various methods); б – 
pyrite contraction (up to 10–12 microns), lepisphere (3–4 microns) 
of OCT (well 1311, sample 6 652); в – lepispheres (2–3 microns) of OCT 
(well 1 311, sample 6600) (“Tyumen petroleum research center” LLC,  
I.G. Pavlutkin, 2023)

Рис. 7. Примеры леписфер и микроконкреций (пласт НБ1): а — редкие реликтовые 
леписферы (2–3 мкм) ОКТ (скв. 1311, обр. 6636); б — микроконкреции (до 100 мкм и более) 
глауконита (скв. 1311, обр. 6652) (ООО «ТННЦ», И.Г. Павлуткин, 2023)
Fig. 7. Examples of lepispheres and microconcretions (NB1): a – rare relict lepispheres 
(2–3 microns) of OCT (well 1311, sample 6636); б – microconcretions (up to 100 microns or more) 
of glauconite (well 1311, sample 6652) (“Tyumen petroleum research center” LLC,  
I.G. Pavlutkin, 2023)
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пласта НБ1 (на примере трех рассматрива-
емых скважин), по данным РСАобщ содер-
жания кварца варьируют в очень широких 
пределах (от 7–10 до 30–40 % в скв. 1311 
и 520; и до 85 % в скв. 6145) и не имеют 
корреляции с количеством обломочной 
примеси.

Кроме этого, во всех скважинах с отбо-
ром керна из пласта НБ1 отмечена обратная 
зависимость (показана на примере трех изу-
чаемых скважин) — содержание ОКТ увели-
чивается при пониженных значениях кварца 
и наоборот (по данным РСАобщ).

Фактически установленная законо-
мерность обратных пропорций квар-
ца и ОКТ (по РСАобщ) свидетельствует 
о неравномерно проявленных процессах 
кристаллизации аморфного кремнезе-
ма даже в соседних скважинах. Причины 
неравномерной кристаллизации требуют 

Рис. 8. Примеры вторичных минералов в опоках пласта НБ1: 
а — кристалл цеолита внутри скелетного остатка диатомеи, 
заполненного по стенкам леписферами ОКТ (скв. 1311, обр. 8232); 
б — кристалл цеолита внутри смятого скелетного остатка 
диатомеи, заполненного по стенкам леписферами  
ОКТ (скв. 1 311, обр. 6 600); в — кристаллы пирита (тетраэдры, 
октаэдры), образующие сферолитовые стяжения, 
с волосовидными и шестоватыми кристаллами ангидрита 
(проросшими из внутренней части пиритовых стяжений), 
в обрамлении смятых леписфер ОКТ (скв. 1 311, обр. 6 626); 
г — сростки кристаллов (кристаллитов) вторичного кварца 
(по леписферам ОКТ), вторичного КПШ (скв. 6145, обр. 7547).  
(ООО «ТННЦ», И.Г. Павлуткин, 2023)
Fig. 8. Examples of secondary minerals in the NB1 opokas: a – a zeolite 
crystal inside a skeletal remnant of a diatom filled along the walls with 
OCT lepispheres (well 1311, sample 8232); б – a zeolite crystal inside 
a crumpled skeletal remnant of a diatom filled along the walls  
with OCT lepispheres (well 1311, sample 6600); в – pyrite crystals 
(tetrahedra, octahedra) forming spherulite concretions, with hairlike and 
hexagonal anhydrite crystals (intergrown from the inner part of pyrite 
couplings), framed by crumpled OCT lepispheres (well 1311, sample 
6626); г – aggregates of crystals (crystallites) of secondary quartz 
(along OCT lepispheres), secondary K-feldspar (well 6145, sample 7547) 
(“Tyumen petroleum research center” LLC, I.G. Pavlutkin, 2023)

Рис. 9. Сравнение леписфер: а — леписферы (до 3 мкм) ОКТ 
и кремневые «снопики» (связующие мостики) между  
ними (скв. 520, обр. 16320, × 7040); б — частично разрушенные 
леписферы (до 3 мкм) ОКТ (скв. 520, обр. 16 342, ×12 700);  
в — леписферы (2–3 мкм) ОКТ без связующих кремневых «снопиков» 
(скв. 1311, обр. 6652, × 8750); г — поверхность леписферы 
с частыми сростками (друзами, щетками) кристаллов вторичного 
кварца размером менее 0,5 мкм (скв. 1311, обр. 6603, ×50 500).  
(ООО «ТННЦ», И.Г. Павлуткин, 2023)
Fig. 9. Comparison of lepispheres: a – lepispheres (up to 3 microns) 
of OCT and silicious “bundles” (bonding bridges) between them 
(well 520, sample 16320, × 7040); б – partially destroyed lepispheres 
(up to 3 microns) of OCT (well 520, sample 16342, ×12700);  
в – lepispheres (2–3 microns) of OCT without bonding silicious 
“bundles” (well 1311, sample 6652, ×8750); г – lepisphere surface with 
frequent accretions (druses, brushes) of secondary quartz crystals less 
than 0.5 microns in size (well 1311, sample 6603, ×500)  
(“Tyumen petroleum research center” LLC, I.G. Pavlutkin, 2023).

обоснованного объяснения, но факт остает-
ся фактом — выявленная зависимость объ-
ективно существует.

На фоне полученных нами результатов 
особый интерес вызывают недавно опубли-
кованные данные по типизации отложений 
березовской свиты в пределах Харампур-
ского месторождения Западной Сибири. 
В статье [6] приведен весьма информатив-
ный рисунок с графической демонстрацией 
обратной зависимости содержаний кварца 
и ОКТ-фазы (рис. 11), в целом прекрасно ил-
люстрирующий полученные нами выводы. 
На рисунке 11 наглядно представлено — чем 
больше содержание кварца, тем меньше 
доля ОКТ, и наоборот. Но «высокая степень 
кристалличности кремневой матрицы», 
видимо, по невнимательности (или просто 
опечатка), почему-то «присвоена» автора-
ми 3-й дифрактограмме, где отмечается 

максимум доли ОКТ-фазы и минимум содер-
жания кварца.

Согласно нашим представлениям (на осно-
ве полученных нами фактических данных и мно-
гочисленных публикаций других исследовате-
лей), кварц является продуктом кристаллизации 
ОКТ-фазы, а это значит, что «высокая степень 
кристалличности» охарактеризована на диф-
рактограмме № 1. И тогда наглядно проявляет-
ся логичная закономерность — «коэффициент 
структурного совершенства» тем больше, чем 
более «высокая степень кристалличности» (что 
также относится к дифрактограмме № 1).

В завершение отметим, что открыты-
ми остаются, по крайней мере, два важных 
вопроса.

Первый — что является контролирующим 
фактором различной степени кристаллиза-
ции кремневой матрицы даже в соседних 
скважинах.
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Второй — как влияет на фильтрационные 
свойства (ФЕС) степень кристаллизации ОКТ.

Небольшой комментарий к вопросу 
о ФЕС. На рисунке 2 приведены усреднен-
ные данные по некоторым свойствам для  
пласта НБ1 в трех скважинах. На рисун-
ке 2 видно, что наименьшие показатели 
объемной и минералогической плотно-
сти характерны для наименее кристал-
лизованных отложений (скв. 1311),  
как и максимальные значения пористости. 
Напротив, наибольшие плотности прису-
щи породам, где ОКТ-фаза лабораторными 
методами не диагностируется (скв. 6145), 
но зато фиксируются максимальные значе-
ния доли кварца (77,6 %). Проницаемость 
здесь лабораторными методами не установ-
лена (для отложений характерна интенсив-
ная трещиноватость, в том числе микроско-
пическая [5]).

Итоги
•	 В разрезе верхнего мела Западной Си-

бири представлены слабоглинистые 
опоки (пласт НБ1, мощностью 5–30, 
участками до 50 м), распространенные 
на площади порядка 2 млн км2, объ-
емной массой в первые десятки тысяч 
км3. Опоки верхнего мела, особенно на  
северо-востоке Западной Сибири явля-
ются перспективными на обнаружение 
газовых залежей.

•	 Изначально формировались биоген-
но-хемогенным способом сложные гли-
нисто-опаловые илы/коллоиды (камфли-
рованная пирокластика – смектиты, опал, 
глауконит, цеолиты). При обезвоживании 
и уплотнении (литификации) аморф-
ный кремнезем постепенно переходит 
в агрегат опал-кристобалит-тридимит 
(ОКТ) и далее частично кристаллизуется 
в кварц. Смектитовые (бентонитовые) 
глины частично трансформируются в ил-
лит (гидрослюду).

•	 В результате анализа данных по шлифам, 
РСАобщ и РЭМ (на примере трех скважин) 
установлена заметно различная степень 
кристаллизации аморфного кремнезема 
(ОКТ) даже в соседних скважинах (№ 520 
и 1311). Участками аморфный кремнезем 
по данным РСАобщ совсем не регистриру-
ется (100 % кристаллизация ОКТ — сква-
жина № 6145).

Рис. 10. Примеры микроскопических индивидов кварца пласта НБ1 в скважине 6145: 
а — изогнутые нитевидные агрегатные сростки кристаллитов кварца в «емкости» 
отпечатка планктона (скв. 6145, обр. 7547; одно изображение разными методами, 
дополнительно см. рис. 6г); б — заполнение вторичным кварцем отпечатка кремнесферы 
(скв. 6145, обр. 7547); в — землистые агрегаты гранул/кристаллитов вторичного кварца 
(скв. 6145, обр. 7530) (ООО «ТННЦ», И.Г. Павлуткин, 2023)
Fig. 10. Examples of microscopic quartz units of NB1 reservoir in well 6145: a – curved filamentous 
aggregates of quartz crystallites in a “container” of a plankton imprint (well 6145,  
sample 7547; one image made by various methods, see fig. 6г); б – filling of the silica sphere 
imprint with secondary quartz (well 6145, sample 7547). в – earthy aggregates  
of granules/crystallites of secondary quartz (well 6145, sample 7530)  
(“Tyumen petroleum research center” LLC I.G. Pavlutkin, 2023)

Рис. 11. а — дифрактограммы рентгеноструктурных исследований для различных типов ОКТ-фазы; б — график зависимости 
коэффициента структурного совершенства от содержания ОКТ-фазы [6]
Fig. 11. a − X-ray diffraction patterns for various types of OCT-phases; б − structural perfection factor vs. the OCT phase content [6]
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Results
•	 The Upper Cretaceous section of West Siberia is formed by slightly-clayey 

opokas (NB1 reservoir, 5–30 thick, in parts up to 50 m thick) developed 
over an area of about 2 million km2, with a volume density of the first tens 
of thousands of km3. The Upper Cretaceous opokas, especially in the 
north-east of West Siberia, can be promising gas accumulation targets.

•	 Initially, complex clayey-opal silts/colloids (camphorated 
pyroclastics - smectites, opals, glauconites, and zeolites) were 
formed by a biogenic-chemogenic method. During a dehydration 
and consolidation (lithification) process, amorphous silica gradually 
passes into the opal-cristobalite-tridymite (OCT) aggregate and 
then partially crystallizes into quartz. Smectite (bentonite) clays are 
partially transformed into illite (hydromica).

•	 The analysis of thin sections and XRD and SEM data (from three wells) 
revealed a markedly different degree of crystallization of amorphous 
silica (OCT) even in offset wells (№ 520 and 1311). Occasionally, 
no amorphous silica is recorded by the XRD method (100 % 
crystallization of OCT – well № 6145).

Conclusions
•	 The causes of the uneven degree of crystallization of OCT (even 

in offset wells) currently have no reasonable explanation. The causes 
might be related to the peculiarities of the neo-tectonic processes 
occurring in the territory of West Siberia.

•	 A unique method has been developed for the preliminary assessment 
of the degree of OCT crystallization by a complex analysis of the thin 
sections (under a microscope) and XRD data. At the moment, it has 
been established that a higher degree of crystallization generally 
leads to a decrease in porosity and an increase in volume and 
mineralogical density. The permeability assessment is complicated 
by the hyper-fragility of rocks (both with a predominance of OCT 
and secondary quartz) and a relatively small sample of actual data 
available at the current stage of research of the Upper Cretaceous 
opokas of West Siberia. 

Кудаманов Александр Иванович, к.г.-м.н., эксперт,  
ООО «Тюменский нефтяной научный центр»,  
Тюмень, Россия
Для контактов: aikudamanov@tnnc.rosneft.ru

Павлуткин Илья Геннадьевич, главный специалист,  
ООО «Тюменский нефтяной научный центр», Тюмень, Россия

Карих Татьяна Михайловна, главный специалист,  
ООО «Тюменский нефтяной научный центр», Тюмень, Россия

References
1.	 Agalakov S.E. Geology and gas content 

of upper cenomanian deposits of West 
Siberia: Ph.D. thesis: Tyumen, 2020,  
221 p. (In Russ).

2.	 Bazhenova O.K. Autigenic oil content 
of siliceous strata: Ph.D. thesis: 1991,  
489 p. (In Russ).

3.	 Zorina S.O., Afanasjeva N.I., Zhabin A.V.  
Traces of pyroclastics in Santonian-
Campanian deposits (“Vishnevoje” section, 
the Middle Volga). Lithosphere, 2012,  
issue 3, P. 3–13. (In Russ).

4.	 Karikh T.M., Kudamanov A.I., Agalakov S.E., 
Marinov V.A. New pyroclastics occurrences 

in upper cretaceous deposits of Western 
Siberia. Geology of oil and gas, 2020, 
 issue 4, P. 19–28. (In Russ).

5.	 Karikh T.M., Kudamanov A.I. A multi-scale 
approach to the study of the berezovsky 
formation deposits. Geology, geophysics 
and development of oil and gas fields, 
2020, issue 5, P. 15–24. (In Russ).

6.	 Klimova E.S., Chertina K.N., Alexandrov M.A.,  
Solovyova A.S. Arzhilovskaya N.N. 
Typification of clay-siliceous deposits  
of the berezovskaya formation (on the 
example of wells of the Kharampurskoye 
field). Lithosphere, 2023, Vol. 23, issue 2,  
P. 197–208. (In Russ).

7.	 Kossovskaya A.G., Shutov V.D. The problem 
of epigenesis. Epigenesis and its mineral 
indicators, 1971, Vol. 221, P. 9–34. (In Russ).

8.	 Kudamanov A.I., Agalakov S.E.,  
Marinov V.A. Transgressive-regressive type 
of sedimentation in the Western Siberian 
coniacian-santonian (upper cretaceous). Oil 
industry 2018, issue 7, P. 58–63. (In Russ).

9.	 Kudamanov A.I., Karikh T.M., 2023. Traces 
of volcanogenic-hydrothermal processes 
in upper cretaceous clay-siliceous strata 
of Western Siberia. Petroleum geology - 
Theoretical and applied studies, 2023,  
Vol. 18, issue 1, 19 p. (In Russ).

ИНФОРМАЦИЯ ОБ АВТОРАХ I INFORMATION ABOUT THE AUTHORS

ENGLISH

Kudamanov Alexander Ivanovich, candidate of geological  
and mineralogical sciences, expert,  
“Tyumen petroleum research center” LLC, Tyumen, Russia
Corresponding author: aikudamanov@tnnc.rosneft.ru

Pavlutkin Ilya Gennadievich, chief specialist,  
“Tyumen petroleum research center” LLC, Tyumen, Russia

Karikh Tatyana Mikhailovna, chief specialist,  
“Tyumen petroleum research center” LLC, Tyumen, Russia

Выводы
•	 Причины неравномерной степени кри-

сталлизации ОКТ (даже в соседних сква-
жинах) на данный момент не имеют обо-
снованной интерпретации. Вероятно, 
причины связаны с особенностями про-
явления на территории Западной Сибири 
неотектонических процессов.

•	 Разработана авторская методика пред-
варительной оценки степени кристалли-
зации ОКТ по комплексному анализу ин-
формации по шлифам (под микроскопом) 
и результатов РСАобщ. На данный момент 
установлено, что повышенная степень 
кристаллизации приводит, как прави-
ло, к снижению пористости, увеличению 
объемной и минералогической плотно-
сти. Оценка проницаемости осложняет-
ся повышенной хрупкостью пород (как 
с преобладанием ОКТ, так и вторичного 
кварца) и относительно малой выборкой 
фактических данных на современном эта-
пе исследований верхнемеловых опок За-
падной Сибири.
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Well test problems of Cenomanian reservoir with the presence of a permeable barrier
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Abstract
The article provides an analysis of well tests of horizontal wells producing in Cenomanian reservoir. A feature of the reservoir is the presence 
of a permeable shale barrier between two layers, initially accepted as a non-collector. However, as the field was developed, assumptions arose 
about the possibility of drainage of the entire gas-saturated thickness. This fact became the basis for revising the research results.
Some wells showed a drop of pressure build-up derivative. Previously, the derivative drop was assessed as a data distortion associated with 
smoothing algorithms for noisy data. Reviewing of the well test results showed the possibility of more complex reasons for this behavior such 
as active influence of the gas-water contact or the producing of the entire gas-saturated interval. To clarify these assumptions, there were 
performed numerical simulation.
Simulation results showed responses similar to producing of the entire gas-saturated thickness through a permeable shale barrier without the 
influence of the gas-water contact. The analysis results confirm the producing of the second layer through the barrier and enforce the restrictions 
to the well operating conditions in order to prevent premature watering due to a rise in the level of the gas-water contact. This allows to increase 
the final gas recovery factor by 5%.
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Проблематика гидродинамических исследований 
сеноманских скважин в условиях наличия 
проницаемой перемычки

Аккерман А.Ш.
OOO «Тюменский нефтяной научный центр», Тюмень, Россия

asdautbekova@tnnc.rosneft.ru

Аннотация
В статье приводится анализ результатов гидродинамических исследований (ГДИ) сеноманских отложений, вскрывающихся 
горизонтальными скважинами (ГС). Особенностью рассматриваемого коллектора является наличие проницаемой 
перемычки, изначально принятой как неколлектор. Однако по мере разработки залежи возникли предположения 
на вероятное дренирование всей газонасыщенной толщины. Этот факт стал основанием для пересмотра результатов 
исследований.
При выполнении анализа по части скважин наблюдалось снижение производной под конец замера кривой восстановления 
давления (КВД). Ранее падение производной оценивалось как искажение отклика, связанное с алгоритмами сглаживания 
зашумленных данных. При пересмотре результатов ГДИ была выявлена возможность более сложных причин такого 
поведения, которыми являются активное влияние газоводяного контакта (ГВК) или работа всего газонасыщенного 
интервала. Для уточнения данных предположений были выполнены расчеты на численной модели. 
По результатам расчета были получены отклики, схожие с фактическими при моделировании работы всей газонасыщенной 
толщины через проницаемую перемычку без влияния ГВК. Выполненный анализ подтверждает работу второго 
циклита через перемычку, что позволило внести корректировки в режимы работы скважин с целью предотвращения 
преждевременного обводнения в связи с поднятием уровня ГВК. Эффект от данных мероприятий оценивается в увеличении  
конечного КИГ на 5 %.

Материалы и методы
В качестве исходных данных в статье рассмотрены результаты 
первичных ГДИ скважин сеноманских отложений. В ходе работы 
выполнен анализ и категоризация диагностических графиков 
в зависимости от вида откликов и конструкции скважин. Для 
подтверждения выдвинутых предположений был выполнен расчет 
на гидродинамической модели для вариантов вертикальной 

и горизонтальной скважины с различными значениями 
проницаемости перемычки.

Ключевые слова
гидродинамические исследования, кривая восстановления 
давления, сеноманские отложения, слоистый коллектор, 
горизонтальные скважины
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Materials and methods
As initial data, the article considers the well test results of Cenomanian 
reservoir. During the work, build-up log-log graphs were analyzed and 
categorized depending on the type of responses and well construction. 
To confirm the assumptions made, a numerical simulation was 

performed for cases of a vertical and horizontal well with different 
values of the barrier permeability.

Keywords
well test analysis, pressure build-up, Cenomanian reservoir, layered 
reservoir, horizontal wells
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Введение
Объектом исследования является га-

зоносная залежь пласта ПК1, находящаяся 
на начальном этапе разработки. Как извест-
но, сеноманские отложения являются одними 
из ключевых по запасам сухого газа, добыча 
которого ведется с 60–70-х гг.  ХХ века, что 
определяет их достаточно высокую изучен-
ность. Одним из ключевых их свойств явля-
ется высокая проницаемость (порядка 1 Д), 
обеспечивающая высокую продуктивность 
скважин. Вместе с тем коллекторы пласта 
представлены слабосцементированными 
песчаниками, что является критическим усло-
вием для существенного ограничения депрес-
сии при эксплуатации скважин. С точки зре-
ния геологии анализируемый в данной статье 
пласт имеет особенность, связанную с нали-
чием двух циклитов: верхнего ПК1-1 и нижне-
го ПК1-2, разделенных перемычкой (рис. 1).  
Тип залежи — массивная, подстилание водой 
происходит полностью по циклиту ПК1-2. Эти 
особенности были учтены при проектирова-
нии разработки месторождения, где в каче-
стве базового варианта с целью предупреж-
дения раннего обводнения было принято 
бурение горизонтальных скважин в верхний 
циклит ПК1-1.

В то же время, по данным отбора 
керна, перемычка представлена преи-
мущественно глинистыми алевролита-
ми, значение проницаемости которых  
составляет 1–10 мД, что на несколько по-
рядков ниже по сравнению с проницаемо-
стями песчанистых коллекторов, в связи 
с чем при проектировании разработки 
перемычка была принята как непроницае-
мая и в геологической модели учитывалась 
как неколлектор. Однако темпы падения 
давления, отмечаемые при последующей 
эксплуатации, указывали на вероятность 
охвата дренированием нижнего циклита. 
Этот факт послужил основанием для пере-
смотра результатов ГДИ с целью выявления 

характерных закономерностей, указываю-
щих на эту возможность.

Результаты ГДИ
Эксплуатационный фонд характеризуется 

полным охватом исследованиями, непосред-
ственно как после бурения, так и в течение 
разработки залежи. На нескольких кустах 
было выполнено бурение вертикальных сква-
жин с целью контроля за продвижением ГВК, 
где также были выполнены ГДИ.

В целом результаты выполненных иссле-
дований можно охарактеризовать как конди-
ционные — по всем скважинам были получе-
ны отклики на радиальный режим течения, 
что позволило достоверно оценить параме-
тры системы «пласт-скважина». Однако ин-
терпретация таких исследований осложнена 
двумя ключевыми проблемами, влияющими 
на точность определений: значительной за-
шумленностью данных давления и неопреде-
ленностью по дренируемой толщине.

Зашумленность данных давления
Данная проблема является характерной 

для высокопроницаемых пластов, эксплуа-
тирующихся на невысоких депрессиях, что 
определяет невысокие темпы прироста дав-
ления на конечном периоде записи КВД, со-
ставляющие порядка 0,05 бар в сутки. При 
этом регистрация данных давления, как пра-
вило, ведется приборами с пьезорезистив-
ными датчиками с разрешающей способно-
стью, составляющей порядка 0,001 бар, что 
является недостаточным для записи кривых 
на поздних этапах замера без значительной 
зашумленности. 

На рисунке 2 представлен типичный 
пример записи КВД с использованием пье-
зорезистивных датчиков. В нижнем правом 
углу основного рисунка представлен общий 
вид записанной КВД, на основном рисун-
ке представлен конечный участок кривой, 
где отчетливо выделяются горизонтальные 

линии, соответствующие приросту давления 
по минимальному порогу чувствительности 
0,001 бар. Однако в то же время отмечается 
зашумленность данных давления в пределах 
одного временного периода, составляющая 
порядка 0,02 бар.

Зашумленность кривых оказывает влия-
ние на качество интерпретации данных КВД.  
Диагностический график сеноманской сква-
жины, построенный без алгоритмов сгла-
живания, пример которого представлен 
на рисунке 3, характеризуется существенным 
разбросом точек производной. Анализ та-
кого графика невозможен ввиду отсутствия 
характерных признаков поведения давления 
и широким диапазоном определения «пол-
ки» kh. Для проведения интерпретации необ-
ходимо прибегать к сглаживанию с высоким 
значением интервала дифференциации.  
На рисунке 3б кривая становится возможной 
для интерпретации при значении интерва-
ла сглаживания 0,6. В свою очередь, сгла-
живание с интервалом более 0,25 является 
критическим с точки зрения искажения фак-
тического поведения [1]. Кроме того, после 
сглаживания зашумленные кривые зачастую 
характеризуются скачками производной 
вверх или вниз на конечном этапе замера 
КВД, что обусловлено алгоритмами сглажи-
вания и зачастую принимается пластовыми 
инженерами как влияние границ пласта [1, 2], 
что наблюдается на примере рисунка 3б.

Данная проблема может быть решена 
использованием приборов с кварцевыми 
датчиками, что подтверждается результа-
том тестовых замеров на одной из скважин 
пласта ПК1. Как видно из рисунка 4а, ха-
рактер производной давления по данным 
кварцевого датчика легко считывается даже 
без алгоритма сглаживания кривых, а при 
его применении (рис. 4б) характеризуется 
отсутствием видимых изменений в поведе-
нии давления. В целом по сопоставлению 
со сглаженной кривой пьезорезистивного 

Рис. 1. Геологический разрез на примере скв. ХХХ4
Fig. 1. Geological section using the example of well XXX4

Рис. 2. Пример зашумленности данных давления при записи КВД
Fig. 2. Example of noisy pressure data when recording pressure  
build-up curve
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датчика отмечается отсутствие флуктуаций 
производной и резких скачков на конечной 
части замера. Закономерным является вывод 
о том, что только по показаниям кварцевого 
манометра можно судить о фактическом ха-
рактере отклика давления. Их применение 
возможно в качестве разовых исследований 
на приоритетных скважинах, результаты ис-
следования на которых влияют на оценку за-
пасов и эффективности системы разработки 
(границы пласта, влияния неоднородности 
среды и др.).

Неопределенность по дренируемой 
толщине

Как известно, «первичным» параметром, 
определяемым по данным КВД, является 
проводимость пласта kh. Точность оценки 
толщины, в свою очередь, влияет на точность 
определения проницаемости, на которую, 
в свою очередь, завязаны расчеты остальных 
параметров скважины. В то время как в вер-
тикальных скважинах дренируемые толщины 
определяются, как правило, просто, с учетом 
данных геофизических исследований и вто-
ричного вскрытия перфорацией. Для оцен-
ки отслеживания уровня подъема ГВК  
вертикальные скважины пласта ПК1 пер-
форировались не на полную эффектив-
ную газонасыщенную толщину, а только 
либо по первому, либо по второму циклиту.  
Для первого случая эффективная толщина 
определялась по толщине первого циклита, 
для второго случая — по газонасыщенной 
толщине второго циклита.

В ГС оценка дренируемых толщин «пря-
мыми» методами невозможна. Для решения 
данной проблемы возможно использование 
3D гидродинамической модели. Толщины 
определялись путем суммирования всех ги-
дродинамически связанных слоев коллекто-
ра по разрезу, вскрытых стволом скважины. 
Впоследствии, при утверждении обновленной 
геологической модели, была произведена 

переоценка дренируемых толщин и переин-
терпретация данных исследования.

Оценка влияния ГВК
При наличии проницаемой перемычки 

предполагалась реакция КВД на наличие в по-
дошве второго циклита ГВК, который бы про-
явился как граница постоянного давления 
и вызвал падение производной в нуль [3]. 
По данным аналитического дизайна КВД, на-
чало влияния ГВК оценивалось с певого часа 
замера. При этом по всем записанным КВД  
подобного поведения не наблюдалось. На ри-
сунке 5а представлен график типовой КВД  
для ГС: ранне-радиальный режим скрыт 
влиянием ствола скважины и скин- 
фактора до 0,01 ч., затем отмечается работа 
горизонтального ствола в период до 1 ч. за-
мера с последующим выходом на поздне-ра-
диальный режим. Также стоить отметить, что 
по ряду скважин фиксировались несуще-
ственные снижения производной в конечной 
части замера, которые были приняты как ре-
зультат существенного сглаживания зашум-
ленных данных давления.

По итогам более подробного анализа 
выявилось противоречие между данным 
предположением и результатам замера КВД 
вертикальных скважин, диагностические гра-
фики которых представлены на рисунке 5б. 
Скважины ХХ2 и ХХ9, вскрывающие пласт ПК-1  
во втором циклите и в непосредственной свя-
зи вблизи ГВК, показывают работу в условиях 
отсутствия влияния активной подошвенной 
воды, аналогично скважинам, вскрывающим 
верхний циклит. В первую очередь данное 
явление возможно объяснить существен-
ной разницей между подвижностью воды 
и газа, в связи с чем наличие подошвенной 
воды проявляется аналогично естественной 
непроницаемой границе. Таким образом, 
для ГС наличие проницаемой перемычки 
не должно отобразиться как падение произ-
водной до нуля. По ВС на возможный охват 

дренированием всей эффективной толщины 
через перемычку указывает наличие сфери-
ческого течения по скважинам XX5 и XX10,  
что является следствием небольшого интер-
вала перфорации, вскрывающего существен-
но большую толщину (признак «частичного 
вскрытия») [3].

Для проверки данного утверждения 
было выполнено численное моделирова-
ние КВД скважины XX2 в ПО «Kappa Rubis» 
Модель представлена чередованием слоев 
коллектора и неколлектора согласно ре-
зультатам интерпретации геофизических  
исследований (РИГИС), по которым задава-
лись значения проницаемостей и водона-
сыщенности для слоев коллектора (рис. 6а).  
С целью оценки чувствительности КВД к про-
ницаемости перемычки расчеты произво-
дились на три значения проницаемости:  
1 мД, 10 мД и 25 мД. Для оценки влияния ГВК 
было выполнено два варианта расчета: без 
аквифера и с активным аквифером в подо-
шве нижнего циклита.

Результаты расчета для варианта без вли-
яния аквифера представлены на рисунке 7.  
Из рисунка видно, что в условиях чередую-
щихся низко- и высокопроницаемого про-
пластков без влияния аквифера вид произ-
водной КВД имеет вид аналитической модели 
двойной проницаемости и проявляется как 
прогиб производной на среднем этапе заме-
ра. Вариация проницаемости перемычки при 
этом показывает, что чем ниже значение, тем 
позже наступает и дольше длится реакция 
и тем более глубокий формируется прогиб. 
В целом можно отметить, что в наблюдае-
мых диапазонах проницаемости перемычки 
прогиб является относительно неглубоким 
и легко может быть зашумлен при записи 
давления, что и отмечается при фактической 
регистрации КВД.

 В случае активного аквифера (рис. 8) 
проницаемость перемычки в заданных диа-
пазонах не влияет значительно на характер 

Рис. 3. Пример диагностического графика зашумленной КВД 
сеноманской скважины: а — график без сглаживания;  
б — график со сглаживанием 0,6
Fig. 3. An example of a diagnostic graph of a noisy pressure build-
up curve in a cenomanian well: a –  graph without smoothing;  
б –  graph with smoothing 0,6

Рис. 4. Сопоставление диагностических графиков КВД по данным 
давлений пьезорезистивного и кварцевого манометров:  
а — график без сглаживания; б — график со сглаживанием 0,4
Fig. 4. Comparison of diagnostic pressure build-up graphs based 
on pressure data from piezoresistive and quartz pressure gauges:  
a –  graph without smoothing; б –  graph with smoothing 0,4

Рис. 5. Диагностические графики скважин пласта ПК1: а — ГС; 
б — ВС
Fig. 5. Diagnostic graphs of wells of the PK1 formation: a – horizontal 
well; б – vertical well

Рис. 6. Схема разреза и вскрытия скважинами пласта ПК1 при 
проведении гидродинамических расчетов: а — скважина XX2; б — ГС 
Fig. 6. Scheme of the section and well penetration of the PK1 formation 
during hydrodynamic calculations: a –  well XX2; б –  horizontal well
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поведения производной. Для варианта 
с проницаемостью 1 мД наблюдается пере-
ходный процесс в интервале 20–100 ч., что 
связано с постепенным охватом всей газо-
насыщенной толщины на фоне более ранне-
го признака влияния аквифера. Очевидно, 
что по результатам расчетов более близким 
к фактическому является отклик без влия-
ния аквифера. Это позволяет сделать вывод 
о том, что в нашем случае наличие подошвен-
ной воды в условиях высокопроницаемого 
газонасыщенного пласта проявляется как 
естественная непроницаемая граница.

Вторым этапом являлась оценка влия-
ния многослойного коллектора на данные  
КВД в ГС. Для расчетов использовалась ана-
логичная скважине XX2 модель пласта с ана-
логичными вариантами расчета. Вскрытие го-
ризонтальным стволом производилось только 
в верхнем циклите (рис. 6б). Результаты рас-
чета представлены на рисунке 9. При отсут-
ствии влияния аквифера на диагностическом 
графике КВД можно выделить несколько 
характерных участков: рост производной, 
связанный с работой ГС, поздне-радиальный 
режим в верхнем циклите, переходный про-
цесс и формирование второго горизонталь-
ного участка, указывающего на полный охват 
дренированием всего продуктивного интер-
вала. Вариация проницаемостью перемыч-
ки влияет на время формирования первого 
горизонтального участка, его длительность, 
а также длительность переходного периода. 
При проницаемости перемычки в 1 мД выход 
на второй горизонтальный участок происхо-
дит спустя 1 000 часов замера.

В случае активного аквифера по резуль-
татам расчета наблюдается падение про-
изводной до нуля, длящееся от двух до трех 
логарифмических периодов в зависимости 
от проницаемости перемычки. При увеличе-
нии проницаемости наблюдается более ран-
няя реакция на влияние аквифера с более 
высоким темпом падения производной.

В условиях ограниченного времени за-
мера возможна регистрация только началь-
ного участка снижения производной, в связи 
с чем отклик на подключение второго циклита 
и на влияния аквифера является практически 
идентичным. Поэтому получение начального 
участка со снижением производной не по-
зволит сделать вывод о характере влияния 
ГВК. Однако в нашем случае активное влия-
ние ГВК возможно исключить результатами 
анализа КВД в вертикальных скважинах, 
вскрывших пласт в непосредственной близо-
сти от контакта. Тщательный анализ исследо-
ваний показал, что признаки снижения про-
изводной характеризуются длительностью, 
более характерной для пластовых эффектов, 
чем для чрезмерного сглаживания кривых. 
Это позволяет сделать выводы о получении 
отклика на работу второго циклита по резуль-
татам исследований.

Подключение в работу второго цикли-
та через проницаемую перемычку создает 
угрозу для поднятия ГВК по мере падения 
пластового давления. Полученная по резуль-
татам работы информация позволит избе-
жать преждевременного обводнения сква-
жин за счет корректировки режимов работы 
скважин и более тщательного мониторинга 

уровня ГВК. Таким образом, эффект от вы-
полненной работы заключается в достиже-
нии планового КИГ. На рисунке 10 приведено 
сопоставление профилей добычи газа, рас-
считанных на полномасштабной гидроди-
намической модели для базового варианта 
и варианта с ограничением работы скважин 
с целью предупреждения ранней обводнен-
ности. Разница по КИГ между расчетами со-
ставляет около 5 %.

Для приоритетных скважин без призна-
ков подключения в работу второго циклита, 
результаты исследования на которых влияют 
на оценку запасов и эффективности системы 
разработки, была разработана программа 
по проведению длительных замеров КВД с ис-
пользованием кварцевых манометров. Такие 
исследования позволят устранить искажаю-
щее влияние зашумления данных и произве-
сти оценку проницаемости перемычки, что 
позволит внести корректировки в гидроди-
намической модели для повышения качества 
ее прогнозов.

Итоги
В ходе работы был выполнен расчет КВД на 
гидродинамической модели для вариантов 
вертикальной и горизонтальной скважины 
со значениями проницаемости перемычки:  
1 мД, 10 мД и 25 мД. Для оценки влияния ГВК 
рассмотрены варианты расчета: без влияния 
аквифера и с активным влиянием аквифера. 
По результатам расчетов для ВС без влия-
ния аквифера отмечается схожесть поведе-
ния производной с аналитической моделью 
двойной проницаемости. В рассматриваемых 

Рис. 7. Диагностический график КВД по результатам численного моделирования скв. ХХ2 без влияния аквифера:  
а — проницаемость перемычки 1 мД; б — проницаемость перемычки 10 мД; в — проницаемость перемычки 25 мД
Fig. 7. Diagnostic graph of pressure build-up curve based on the results of numerical modeling of a well. XX2 without the influence of the aquifer:  
a –  permeability of the bridge 1 mD; б –  permeability of the bridge 10 mD; в –  permeability of the jumper 25 mD

Рис. 8. Диагностический график КВД 
по результатам численного моделирования  
скв. ХХ2 с влиянием аквифера
Fig. 8. Diagnostic graph of pressure build-up curve 
based on the results of numerical modeling  
of a well XX2 with aquifer influence

Рис. 9. Диагностический график КВД по результатам численного моделирования  
скв. ГС: а — без аквифера; б — с аквифером
Fig. 9. Diagnostic graph of pressure build-up curve based on the results of numerical 
modeling of a horizontal well: a –  without aquifer; б –  with aquifer
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Results
In the course of the work, the pressure build-up was calculated using 
a numerical model for vertical and horizontal well options with barrier 
permeability values: 1 mD, 10 mD and 25 mD. To assess the influence of 
the gas-water contact, two simulation options were considered: without 
the influence of the aquifer and with the active influence of the aquifer.
Based on the simulation results for a vertical well without the influence of 
an aquifer, the behavior of the derivative is similar to the analytical model 
of double permeability. In the considered ranges of barrier permeability, 
the deflection of the derivative is insignificant and can be hidden by 
noise. In the case of an active aquifer, a swift drop of the derivative 
occurs, which is not observed according to actual measurement data on 
vertical wells. Thus, the response without the influence of the aquifer is 
closer to the actual one.
Simulation of a horizontal well showed similarity in the behavior of 
derivatives at the initial stage of the option with and without the influence 
of an aquifer. In case of the limited shut-in time, it is not possible to 
determine the reasons for the derivative drop in the late time period. 
However, the active influence of the aquifer is excluded by the results of 
pressure build-up analysis in vertical wells that penetrated the formation 
in the immediate vicinity of the contact.

Conclusions
•	 One of the key problems in interpreting pressure build-up from 

Cenomanian reservoir is the high noise level of pressure data, which 
does not allow one to unambiguously recognize the nature of the 
recorded responses.

•	 Exploitation the reservoir by horizontal wells in case of uncertainties 
of vertical drainage features affects on the quality of the interpretation 
results.

•	 It is possible to clarify the features vertical drainage with help 
of comparative analysis of the results of pressure build-up in vertical 
wells. Carrying out numerical simulation with variations in the 
properties of the productive formation allowed to revise previously 
made conclusions about the nature of the responses and the vertical 
drainage in the horizontal well.

•	 Provement of the drainage of the second layer made it possible 
to revise the optimal development strategy and make the restrictions 
on the operation of wells in order to prevent premature watering.  
The effect of these activities is in increase of the final gas recovery 
factor by 5 %.
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диапазонах проницаемости перемычки про-
гиб производной является незначительным 
и может быть скрыт шумами. В случае актив-
ного аквифера происходит резкое падение 
производной, чего не наблюдается по факти-
ческим данным замеров на ВС. Таким обра-
зом, более близким к фактическому является 
отклик без влияния аквифера. 
Гидродинамическое моделирование ГС по-
казало схожесть поведения производных 
на начальном этапе варианта с влиянием 
аквифера и без него. В условиях ограничен-
ного времени фактического исследования 
не представляется возможным определение 
причин снижения производной на конеч-
ном участке КВД. Однако активное влияние 
аквифера исключают результаты анализа  
КВД в ВС, вскрывших пласт в непосредствен-
ной близости от контакта.

Выводы
•	 Одной из ключевых проблем интерпре-

тации КВД сеноманских скважин явля-
ется высокая зашумленность данных 
давления, не позволяющая однозначно 
распознавать характер зарегистрирован-
ных откликов.

•	 Вскрытие пласта горизонтальными ство-
лами в условиях неопределенности 
по характеру и работе разреза оказы-
вает влияние на качество результатов 
интерпретации.

•	 Уточнить характер работы разреза в ГС ста-
ло возможным путем сравнительного ана-
лиза результатов КВД в вертикальных 
скважинах. Проведение численного ги-
дродинамического моделирования с ва-
риацией свойств продуктивного пласта 

Рис. 10. Сопоставление профилей добычи газа для целевого варианта и варианта 
с преждевременным выбытием скважин со снижением производной давления
Fig. 10. Comparison of gas production profiles for the target option and the option with premature 
retirement of wells with a decrease in pressure derivative

позволило пересмотреть ранее сделан-
ные выводы о характере откликов и охва-
те дренирования по разрезу в ГС.

•	 Подтверждение работы второго циклита 
по результатам ГДИ позволило пересмо-
треть оптимальную стратегию разработки 
и внести ограничения в работу скважин 
с целью предотвращения преждевре-
менного обводнения. Эффект от данных 
мероприятий оценивается в увеличении 
конечного КИГ на 5 %.
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Abstract
The paper reviews fissuring simulation methods through a case study of carbonate sediments in the osinsky horizon. A comparison of the key 
methods is provided: joint reservoir simulation, dual permeability simulation, micro fracture system simulation. The main problem with fissuring 
is gas breakthrough and, consequently, high gas-oil ratio, which has a negative impact on oil production levels. The methods were tested with 
sector-based reservoir model containing the actual well stock data. Based on the results of reservoir simulation, historical trends of key production 
parameters were identified. This included the dynamics of gas coining in the borehole, which will help forecast potential breakthrough in the 
planned well stock.

Materials and methods
Using a sector-based reservoir model, an analysis was done of 
fissuring simulation methods. The optimal variant was selected to be 
subsequently applied in the full-scale continuously updated reservoir 
model.
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Аннотация
В данной работе рассмотрен анализ методов моделирования трещиноватости на примере карбонатных отложений 
осинского горизонта. Приведено сопоставление основных возможных методов: моделирование связанного коллектора, 
моделирование двойной проницаемости, моделирование системы микроразломов. Основная проблема существования 
трещиноватости связана с прорывами газа и, как следствие, высоким газовым фактором, что негативно влияет 
на уровни добычи нефти. Методы опробованы на секторной гидродинамической модели с фактическим фондом скважин. 
По результатам гидродинамического моделирования удалось воспроизвести историческую динамику по основным 
технологическим показателям, в том числе динамику продвижения газа к стволу скважины, что поможет прогнозировать 
возможные прорывы на проектных скважинах.

Материалы и методы
Проведен анализ методов моделирования трещиноватости на 
секторной гидродинамической модели. Выбран оптимальный 
вариант с дальнейшей реализацией в полномасштабной постоянно 
действующей гидродинамической модели. 
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Разработка карбонатных коллекторов 
с низкой проницаемостью — сложная зада-
ча, отличающаяся необходимостью учиты-
вать микронеоднородность, расчлененность 
и сложность строения месторождения. 

Ярким примером является объект Ос, 
относящийся к Среднеботуобинскому нефте-
газоконденсатному месторождению, рас-
положенному в Республике Саха (Якутия), 
открытому в 1970 г. и введенному в эксплуа-
тацию в 2013 г. 

Особенности геологического строения
Общая толщина осинского горизон-

та в пределах месторождения изменяется 
от 47 до 82 м. Эффективная толщина пласта 
колеблется от 4 до 53 м. Газонефтяная залежь 
осинского горизонта приурочена к кавер-
нозно-пористым доломитам и известнякам, 
которые залегают в кровле подсолевого 
комплекса под мощной толщей каменных 
солей Юрегинской свиты нижнего кембрия. 
Основная часть коллекторов относится 

к низкопроницаемым со средним значением 
менее 2 мД [1].

Фильтрационно-емкостные свойства 
(ФЕС) породы не выдержаны по площади 
и по разрезу, изменяются от пород с невы-
сокой емкостью и низкой проницаемостью 
до пород с открытой пористостью более 20 %  
и проницаемостью до нескольких сотен мД [2].  
Коэффициент открытой пористости из-
меняется в пределах от 0,03 до 0,22 ед.  
Расчлененность составляет от 7–9 ед. 
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Проблематика существования 
трещиноватости в карбонатном 
коллекторе 

Глобальное изучение трещиноватости 
показало, что трещиноватые коллекторы наи-
более вероятны в хрупких породах с низкой 
проницаемостью, залегающих в областях, где 
проявлялись тектонические подвижки. Если 
порода хрупкая и имеет высокую межграну-
лярную пористость, трещины характеризуют-
ся в основном ограниченной протяженностью 
и относительно небольшой раскрытостью. Та-
кие трещины, имеющие микроскопические 
размеры, называются микротрещинами [3].

В свою очередь, строение карбонатных 
пород объекта Ос преимущественно матрич-
ное, связанное с переотложенным разру-
шением карбонатных построек. Коллектор 
по большей части каверно-поровый и пред-
ставлен, в основном, вторичными доломита-
ми, образованными в результате метасомато-
за первичных известняков. По данным керна, 
трещины единичные, и глобальное распро-
странение не ярко выражено (рис.1). 

Фактическая эксплуатация и прорывы 
газа из газовых толщин

На текущий момент объект Ос разрабаты-
вается 29 скважинами, из которых 4 наклон-
но-направленные скважины + гидроразрыв 
пласта, 7 многозабойных скважин и 18 гори-
зонтальных скважин. Лишь одна скважина 
имеет факт закачки воды, остальные скважи-
ны добывающие. 

Так как объект Ос считается недоиз-
ученным, к пониманию существования 

и распространения микротрещин под-
талкивает факт эксплуатации. Газосодер- 
жание 98 м3/м3, наличие растворенного газа 
не так значительно. Резкие фактические про-
рывы газа (рис. 2) и, как следствие, высокий 
газовый фактор до 5–6 тыс. м3/м3 по отдель-
ным скважинам говорят о высокой связан-
ности коллектора между газонасыщенными 
и нефтенасыщенными толщинами.

По данным результатов интерпретации 
геологических исследований скважин РИГИС, 
зачастую нет подтверждения связанности 
коллектора (рис. 3). Газовая шапка и про-
пластки, насыщенные нефтью, отделены друг 
от друга перемычкой, не проводящей газ. 

На рисунке 4 видно, что во всех направ-
лениях присутствует непроводящая пере-
мычка. Таким образом, на моделях прорывы 
газа в скважину из газовой шапки становятся 
невозможными.

Проблема перетекает в геологическую 
модель и далее в гидродинамическую. Про-
гнозировать прорывы газа на проектных 
скважинах, рекомендованных к бурению, 
становится крайне затруднительным или 
даже невозможным из-за высокого отклоне-
ния значений газового фактора факт/гидро-
динамическая модель.

Методы моделирования трещиноватости 
в гидродинамической модели

В трещиноватых коллекторах процессы 
движения флюидов в пласте осложняются 
естественной трещиноватостью пород. При 
этом сеть трещин может служить не только 
как система проводящих каналов, влияющая 

на продуктивность пласта, но и содержать 
значительные запасы углеводородов. Порода 
пласта — «матрица» может не обладать ка-
кой-либо значимой проницаемостью, однако 
в ней обычно содержатся основные запасы 
нефти и газа. 

Таким образом, при создании гидроди-
намической модели необходимы подходы, 
учитывающие особенности трещиноватого 
коллектора. 

С целью воспроизведения фактических 
показателей и улучшения прогнозной способ-
ности гидродинамической модели рассмо-
трены методы моделирования трещиновато-
сти в исходной геологической модели.

Для оптимизации времени расчетов 
из полномасштабной геологической модели 
вырезан сектор размером 41×41×217 яче-
ек, при размере ячейки 100×100 м. Средние 
параметры сектора характерны для сред-
них значений объекта, а именно: средняя 
проницаемость — 25 мД, средняя пори-
стость — 10 %, ННТ — 11,5 м, ГНТ — 8,2 м, рас-
члененность — 9 ед. На геологическом секто-
ре создана и рассчитана гидродинамическая 
модель (рис. 5), включающая в себя фактиче-
ские скважины [4].

Процесс адаптации прорыва газа 
в скважины в геотехнологических услови-
ях разработки осинского горизонта требует 
нетривиальных решений. Основная про-
блема — низкий по модели газовый фактор 
по причине наличия перемычки и вертикаль-
ной несвязанности нефти и газонасыщенных 
слоев при применении модели одинарной 
пористости.

Рис. 1. Фото граней кубического образца керна в дневном свете
Fig. 1. The photo of the faces of a cubic specimen in daylight

Рис. 2. Динамика роста фактического газового фактора  
(среднее значение)
Fig. 2. Growth dynamics of the actual GOR (average value)

Рис. 3. Данные результатов интерпретации геофизических исследований скважин (РИГИС)
Fig. 3. Well log interpretation data 
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Рис. 4. Разрезы скважин вдоль и перпендикулярно по кубу 
насыщенности 
Fig. 4. Geological section along the well and perpendicular to the well 
by saturation 

Рис. 5. Секторная ГДМ. Тернарный куб (газ, нефть, вода) — а; 
разрез по скважине — б
Fig. 5. Sectoral GDM. Ternary cube (gas, oil, water) – а; well section – б

Закономерность прослеживается на ряде 
кустовых площадок, то есть существует си-
стемная ошибка в представлении об объекте, 
которую необходимо исправить. 

Модель связанного коллектора
При гидродинамическом моделировании 

условные перемычки из известняка преоб-
разовываются в неколлектор и не участвуют 
в численном расчете, представляя собой не-
активные ячейки.

Моделирование гидродинамической 
связи между газовой шапкой и нефтенасы-
щенной частью коллектора возможно путем 
обращения неколлектора в коллектор с край-
не низкими фильтрационными свойствами. 
Таким образом, модель связанного коллекто-
ра на секторной гидродинамической модели 
создана путем присвоения неактивным ячей-
кам свойств пористости =0,11 д.ед, проницае-
мости =0,01 мД и насыщением неподвижной 
водой (рис. 6).

Предполагалось, что газ как более под-
вижная среда, чем нефть и вода, сможет 
стремительно достигнуть перфорирован-
ных интервалов скважины, как наблюдает-
ся по факту. Метод связанного коллектора 
предполагает больший дренируемый объем 
за счет перевода неактивных ячеек в разряд 
активных, однако данная опция является воз-
можностью воспроизведения фактических 
дебитов жидкости и нефти. 

Для задачи воспроизведения высокого 
фактического газового фактора в гидроди-
намической модели данный подход себя 
не оправдал. Причиной стала низкая 

эффективная проницаемость по газу в при-
сутствии подвижной нефти и связанной воды. 
Лабораторные исследования относительной 
фазовой проницаемости в системе нефть-газ 
показали очень низкие значения фазовой 
проницаемости газа. При этом следует от-
метить, что число экспериментов в системе 
нефть-газ крайне мало, поэтому фактор низ-
кой эффективной проницаемости имеет вы-
сокую степень неопределенности.

Преимущество подхода очевидно для 
моделирования трещиноватости в гидроди-
намических моделях в условиях большей ин-
формативности исследований.

Основной недостаток метода — время 
расчета увеличилось в четыре раза, что кри-
тичным образом может сказаться на полно-
масштабной модели и заставляет искать иные 
пути решения задачи.

Модель двойной проницаемости
В классической постановке модель двой-

ной проницаемости используется для воспро-
изведения процесса добычи из трещиноватых 
коллекторов, при этом первичная пористость 
связана с матрицей, вторичная — с трещи-
ной. Вторичная пористость подразумевает 
все эффективные пустоты в горной породе, 
образованные в результате воздействия  
постседиментационных процессов и разви-
вающиеся как в межблоковом пространстве, 
так и в матрице. Возможно использование 
для воспроизведения тонких эффектов про-
рывов флюида [5].

Основное отличие от модели двойной по-
ристости — модель двойной проницаемости 

подразумевает наличие проницаемости как 
у блоков матрицы, так и у системы трещин.

В данной задаче имитации прорыва газа 
вторичная пористость задавалась во много 
раз меньше исходной пористости для того, 
чтобы поровый объем соответствовал объему 
зоны конусообразования. За счет этого про-
рыв газа при конусообразовании произой-
дет значительно раньше, чем в модели без 
двойной проницаемости, поскольку для того, 
чтобы прорваться в скважину, газу нужно вы-
теснять не весь объем ячейки, а только нефть 
из небольшого объема вторичных ячеек. 

Для выполнения расчетов на гидродинами-
ческой модели обновлен сектор, учитывающий 
свойства двойной проницаемости (рис. 7).

Преимущество метода состоит в том, что 
модель двойной проницаемости позволяет 
моделировать перетоки как из матрицы в тре-
щину, так и между ячейками матрицы [6].  
Выполненные расчеты на секторной гидроди-
намической модели показывают эффектив-
ность подхода по адаптации газового факто-
ра факт/гидродинамическая модель. 

Основной минус — снижение скорости 
расчета ориентировочно в два раза, так как 
добыча ведется в основном из трещины. При 
этом существуют риски ограничения газового 
фактора при возможном фактическом сниже-
нии, которые заставляют искать дополнитель-
ные пути моделирования трещиноватости. 

Модель микроразломов
Проницаемость трещиноватого коллекто-

ра в первую очередь связана с густотой и рас-
крытостью трещин. Моделирование свойств 

Рис. 6. Разрез из гидродинамической модели сплошной 
пористости. Куб пористости 
Fig. 6. Section from a hydrodynamic model of continuous porosity.  
The porosity cube

Рис. 7. Разрез из гидродинамической модели двойной 
проницаемости. Куб проницаемости 
Fig. 7. Section from a dual-permeability hydrodynamic model.  
The permeability cube
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трещин на геологической модели возможно 
путем задания сетки микроразломов различ-
ных параметров. 

Построение модели можно разделить 
на несколько этапов: моделирование густоты 
трещин, моделирование их ширины, моде-
лирование угла и азимута падения трещин, 
моделирование протяженности трещин. Все 
эти параметры являются настроечными при 
адаптации в гидродинамической модели, 
но должны наиболее точным образом под-
тверждать представление о коллекторе.

Густота распределения трещин по керну 
объекта Ос невысока, длина трещин может 
достигать 40–50 см. Угол падения трещин 
не определен достоверно, но в наибольшем 
количестве случаев измеряется в диапазоне 
20–25 градусов.

Для реализации модели микроразломов 
перестроена геологическая сетка с общим 
представлением о распределении трещин 
путем внедрения сети микроразломов, ими-
тирующих трещиноватость коллектора. 

Длина микроразломов условно принята 
как половина ячейки. Уменьшение длины не-
эффективно в случае укрупненной сетки мо-
дели 100×100 м. Распространение таких тре-
щин применено в каждой 6-й ячейке ввиду 
низкой густоты фактического распределения. 
То есть расстояние между микроразломами 
составляет 5 ячеек, или 500 м. Угол наклона 
равен 25 градусам, согласно известным дан-
ным. Схематичное распределение микрораз-
ломов приведено на рисунке 8.

Для моделирования трещин принята сет-
ка с проводящими и непроводящими разло-
мами, не связанными друг с другом. Вариа-
тивность свойств может меняться с течением 
времени в гидродинамической модели, когда 
данных по керновым исследованиям будет 
больше и добавится факт эксплуатации сква-
жин (рис. 9). 

На обновленной гидродинамической мо-
дели вновь выполнены расчеты для адапта-
ции скважин на фактические данные. 

Прорывы газа в гидродинамической 
модели воспроизводятся наиболее досто-
верно в пределах допустимых отклонений  
(+-2 % от фактических замеров). К тому же, 
появляется возможность регулирования 
динамики газового фактора газ с течением 
времени. Время расчета гидродинамиче-
ской модели не увеличивается кратно. Все 
это говорит об успешности и оптимально-
сти использования метода моделирования 
трещиноватости.

Основным недостатком метода является 
трудозатратность в ручном процессе созда-
ния сети трещин.

Принятие решения о масштабировании 
в постоянно действующую 
гидродинамическую модель

На рисунке 10 представлено сопоставле-
ние моделируемых вариантов и фактические 
данные по газу. 

Рассмотренные методы показывают со-
поставимые результаты. Для моделирования 
трещиноватости коллектора рекомендованы 
все рассмотренные модели в зависимости 
от конкретных свойств породы, цели моде-
лирования и технических возможностей, 
а именно:
•	 модель связанного коллектора можно 

использовать для моделирования трещи-
новатости в гидродинамических моделях 
в условиях большой информативности ис-
следований. В условиях недоизученности 
объекта способ не является однозначно 
достоверным;

•	 модель двойной проницаемости мож-
но использовать для моделирования 
трещиноватости в гидродинамических 
моделях, в условиях отсутствия ограни-
чения газового фактора, при возможном 
фактическом снижении. То есть гидро-
динамическая модель не сможет быть 
полноценно пригодной для прогнозных 
расчетов;

•	 модель микроразломов, несмотря на тру-
дозатратность метода на начальном эта-
пе, наиболее достоверным способом 
моделирует трещиноватость карбонат-
ных отложений и имеет возможность ре-
гулирования движения газа с течением 
времени. 

Метод рекомендован к применению 
в полномасштабной гидродинамической мо-
дели как наиболее корректный и подтверж-
дающий фактические прорывы газа через 
трещины в породе.

С целью глубинного понимания свойств 
коллектора объекта Ос и дальнейшего при-
менения полученной информации в гидроди-
намической модели рекомендованы к прове-
дению геофизические исследования по ряду 
скважин, а именно запись электрического 
каротажа для определения трещиноватости 
горной породы.

Итоги
По результатам гидродинамического моде-
лирования удалось воспроизвести истори-
ческую динамику по основным технологи-
ческим показателям, в том числе динамику 
продвижения газа к стволу скважины, что по-
может прогнозировать возможные прорывы 
на проектных скважинах.

Выводы
Имеющиеся данные по исследованиям об-
разцов керна осинского карбонатного гори-
зонта Среднеботуобинского месторождения 
дают понять, что распространение трещин 
возможно. Все карбонатные породы в той 
или иной мере трещиноватые.
Методы моделирования трещиноватости 
разнообразны и неоднозначны. Выбор кон-
кретного пути обуславливается пониманием 
геологического строения объекта, вариатив-
ностью исследований и показателями факти-
ческой эксплуатации скважин.
Все рассмотренные методы: моделирова-
ние связанного коллектора, моделирова-
ние двойной проницаемости, моделирова-
ние системы микроразломов — позволяют 

Рис. 8. Схематичное распределение микроразломов
Fig. 8. Schematic distribution of microfaults

Рис. 9. Разрез из гидродинамической модели микроразломов.  
Куб проницаемости
Fig. 9. Section from hydrodynamic model of microfaults.  
The permeability cube

Рис. 10. Основные технологические показатели факт/ГДМ методы моделирования
Fig. 10. Main technological indicators fact / GDM
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Results
As a results of hydrodynamic modeling, was possible to reproduce the 
historical dynamics of the main technological parameters. Including, 
reproducing the dynamics of gas movement to the wellbore. This process 
will help predict possible gas breakthroughs at project wells.

Conclusions
The available data from core samples of the osinsky carbonate horizon of 
the Srednebotuobinskoe Field clearly indicate that fracture propagation 
is possible. All carbonate rocks are fractured to some extent.
Fissuring simulation methods are varied and ambiguous. The selection 
of a specific way is determined by understanding the geological 
structure of the target, variability of studies, and the actual well 
performance data.
All considered methods: joint reservoir simulation, dual permeability 
simulation, and micro-fault system simulation, allow simulating the 

effect of fissuring in a carbonate reservoir.
In general, a comparison of fissuring simulation methods shows similar 
results.
As well-known, rock properties and micro fracture properties may change 
in the course of development. Neither method allows taking into account 
dynamic changes of fissuring characteristics. Longer calculation time 
also has a negative impact. 
For adequate simulation of the actual gas breakthrough, and 
consequently high GOR, it is possible and appropriate to use mostly 
reservoir fissuring simulation of a micro-fracture system since the 
method, although initially labor-intensive, involves a more detailed 
modeling of reservoir properties and reproduces the actual dynamics of 
gas breakthroughs most accurately. In addition, it becomes possible to 
control gas breakthrough over time, which is very important for future 
predictive capability of the geological and reservoir model, and for 
successful forecast of gas breakthrough in the planned wells. 
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воспроизвести эффект существования тре-
щиноватости в карбонатном коллекторе.
Сравнение методов моделирования трещи-
новатости в целом показывает сопоставимый 
результат.
Как известно, в ходе эксплуатации свойства 
породы меняются, в том числе и свойства ми-
кротрещин. Оба метода не позволяют учесть 
динамические изменения характеристик тре-
щин. Также негативным образом влияет уве-
личение времени расчета.
Моделирование трещиноватости коллектора 
для адекватного воспроизведения фактиче-
ских прорывов газа и, как следствие, высоко-
го газового фактора возможно и корректно, 
в большей степени путем моделирования 
системы микроразломов. Так как этот метод 
хоть и трудозатратен первоначально, но пред-
полагает более детальное моделирование 
свойств коллектора и наиболее точным об-
разом воспроизводит фактическую динамику 
прорывов газа. К тому же появляется возмож-
ность регулирования прорывов газа с течени-
ем времени, что очень важно для дальнейшей 

прогнозной способности гидродинамической 
модели и успешного прогнозирования про-
рывов газа на проектных скважинах.
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Abstract
A methodology has been developed and a software module has been created to evaluate the technological indicators of water alternating gas based 
on the correlation dependencies of the increase in the oil recovery coefficient from the injected gas and the geological and physical properties 
of the formation, as well as analytical dependencies obtained from the results of sectoral hydrodynamic modeling. An approach to determining  
the geological, technological and infrastructural risks of using water-gas methods to increase oil recovery is presented.

Materials and methods
Determination of the mixing pressure, the regime of oil displacement 
by gas and the increase in the oil recovery coefficient according to 
correlation dependencies, forecasting the dynamics of technological 
indicators of water alternating gas based on the modified rate of 
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displacement and the dependence of the normalized increase in the oil 
recovery coefficient on gas pumping.
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Аннотация 
Разработана методика и создан программный модуль для оценки технологических показателей водогазового 
воздействия на основе корреляционных зависимостей прироста коэффициента извлечения нефти от закачиваемого 
газа и геолого-физических свойств пласта, а также аналитических зависимостей, полученных по результатам 
секторного гидродинамического моделирования. Представлен подход к определению геологических, технологических 
и инфраструктурных рисков применения водогазовых методов увеличения нефтеотдачи.

Материалы и методы
Определение давления смесимости, режима вытеснения 
нефти газом и прироста коэффициента извлечения нефти по 
корреляционным зависимостям, прогнозирование динамики 
технологических показателей водогазового воздействия на 
основе модифицированного темпа падения жидкости для циклов 
закачки газа и воды, характеристики вытеснения и зависимости 

нормированного прироста коэффициента извлечения нефти от 
прокачки пласта газом.
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Введение
В настоящей работе дано описание про-

граммной реализации прогнозирования во-
догазового воздействия на основе авторских 
аналитических зависимостей. Разработанный 
специалистами ООО «ТННЦ» программный 
модуль «РН-МУН ГАЗ» [1] является дополни-
тельным инструментом инженера-проекти-
ровщика при использовании классических 
3D гидродинамических симуляторов (ГДМ).

Программный модуль (ПМ) предназначен 
для оценки эффективности газовых мето-
дов увеличения нефтеотдачи (ГМУН) на базе 
аналитических подходов и обеспечивает 
возможность расчета как базовой добычи, 
так и дополнительной добычи от закачки 
углекислого (СО2) или углеводородного (УВ) 
газа. ПМ позволяет определить давление 
смесимости, режим вытеснения нефти газом 
и прирост коэффициента извлечения нефти 
(КИН) в зависимости от закачиваемого газа 
и геолого-физических характеристик (ГФХ) 
нефтяного объекта. Также с использовани-
ем модуля рассчитываются все необходи-
мые технологические показатели, включая 
добычу нефти, жидкости, газа (в том числе 
возвратного). Дополнительно ПМ позволяет 
экспертно оценить геологические, техноло-
гические и инфраструктурные риски при-
менения ГМУН, а также выполнить оценку 
экономических данных. Обладая основным 
набором инструментов для анализа техни-
ко-экономических показателей вариантов 
разработки, ПМ может применяться при под-
готовке проектных технологических докумен-
тов и для решения других задач разработки 
нефтяных месторождений.

Постановка задачи
Постановка задачи предполагает про-

гнозный расчет добычи технологических па-
раметров объекта разработки — жидкости, 
нефти и газа, а также закачки газа и воды. 
Отправной точкой при постановке задачи яв-
ляется экспресс-анализ эффективности ГМУН 
перед проведением детальных расчетов 
на ГДМ. Такой подход позволяет минимизи-
ровать набор исходных входных данных, что 
дает возможность гибко формировать вари-
анты разработки. Расчетная часть подразу-
мевает эволюционный явный метод расчета 
показателей разработки.

Факторы, влияющие на эффективность 
использования газовых методов

Анализ мирового опыта применения 
газовых методов увеличения нефтеотдачи 
(МУН) пластов показывает, что определяю-
щее влияние на эффективность процессов 
оказывает режим вытеснения нефти газом 
или смесью газа и воды (ВГВ). Пластовое дав-
ление, глубина залегания целевых пластов, 
состав нефти и газа характеризуют наличие 
или близость явления смесимости пластовой 
нефти и закачиваемого газа. Максимальную 
эффективность процесса закачки газа в пласт 
показывает смешивающийся режим вытесне-
ния, в котором исчезает поверхность разде-
ла между нефтью и газом или коэффициент 
поверхностного натяжения между фазами 
становится равным нулю. Фазовое поведение 
углеводородных систем и смеси углеводоро-
дов с СО2 определяется термобарическими 
условиями (давлением и температурой) и со-
ставом фаз, а именно наличием достаточного 
количества промежуточных углеводородов 
(С2–С4) в нефти и газе. В условиях, когда сме-
симость нефти и газа не достигается, говорят 
о несмешивающемся режиме вытеснения. 

Если для условий смешивающегося режима 
вытеснения прирост коэффициента извлече-
ния нефти исчисляется десятками процентов, 
то для несмешивающегося режима добавка 
равна единичным процентам.

Определение режима вытеснения осу-
ществляется путем экспериментальных 
исследований по расчету коэффициента 
поверхностного натяжения при различных 
давлениях и температуре пласта для задан-
ного состава нефти и газа. По результатам 
эксперимента строится зависимость коэффи-
циента поверхностного натяжения от давле-
ния, которая экстраполируется до нулевого 
значения. Принимается, что экстраполяци-
онная  зависимость имеет линейный тренд. 
Значение давления, при котором линейный 
тренд достигает нулевого значения коэффи-
циента поверхностного натяжения, считается 
минимальным давлением смесимости (МДС).

Более точным, но более длительным 
и дорогим по выполнению, является экспе-
риментальное лабораторное исследование 
процесса вытеснения нефти газом на тонких 
трубках значительной длины (десятки ме-
тров), заполненных песком определенной 
фракции. Такие эксперименты обычно име-
нуются slim tube tests. МДС в данных экспе-
риментах определяется по излому зависимо-
сти коэффициента вытеснения нефти (Квыт) 
от давления закачки или достижению 90 % 
значения Квыт. Такие исследования, как для 
углеводородного, так и для углекислого газа, 
являются уже рутинными для больших лабо-
раторных центров.

Для более оперативных оценок исполь-
зуются корреляционные зависимости, по-
строенные на основе интерполяции экспе-
риментов по определению МДС. Некоторые 
зависимости по минимальному набору ха-
рактеристик (термобарические параметры, 
молярная концентрация промежуточных 
компонентов в нефти и метана в углеводо-
родном газе и т.п.) позволяют получить до-
статочно удовлетворительные оценки МДС. 
Экспериментальные и промысловые данные 
показывают, что достижение смешивающе-
гося режима вытеснения или близость пла-
стовых условий к этому режиму (многокон-
тактное смешивающееся вытеснение) играет 
определяющую роль в эффективности приме-
нения газа.

Неоднородность пласта является вторым 
по значимости параметром, определяющим 
эффективность газовых МУН. Анализ литера-
туры дает лишь общие рекомендации по вли-
янию неоднородности выбранной залежи 
на дополнительную добычу при применении 
газовых методов. Но ввиду значительного 
различия плотностей фаз жидкости и газа, 
участвующих в процессе, их сегрегация 
и стремление более легких фракций к всплы-
тию к кровле пласта, принципиальное значе-
ние имеет тренд проницаемостей пропласт-
ков по разрезу и их относительное различие 
вблизи кровли и подошвы, выраженные че-
рез соотношение высоко- и низкопроница-
емых частей разреза. Благоприятными для 
применения газовых методов считаются 
пласты, у которых проницаемость по разрезу 
увеличивается к подошве, и чем значитель-
нее эти различия, тем благоприятнее для 
получения более существенного эффекта. 
Вертикальная анизотропия, соответственно, 
также влияет на охват,  распределение и эф-
фективное использование газовой фазы ВГВ.

Эффективность процессов в гидрофиль-
ных и гидрофобных пластах различна, и это 
заключение показывает значимость влияния 

смачиваемости породы водой и нефтью 
 (газ по своей природе по сравнению с эти-
ми жидкостями является несмачивающим). 
Смачиваемость породы определяется ха-
рактерным видом относительных фазовых 
проницаемостей. В первом приближении 
характер смачиваемости можно представить            
значением фазовой проницаемости воды при 
остаточной нефтенасыщенности. 

На эффективность ГМУН влияет и текущая 
обводненность продукции как аналог выра-
ботки запасов.

Экспресс-оценка прироста КИН  
от газовых МУН

Широкое применение крупномасштаб-
ных ГМУН в нефтегазовой компании начи-
нается с разработки политики их внедрения 
на месторождениях. В основу такой политики 
заложены оценки масштабов применения тех 
или иных технологий. В отсутствии собствен-
ного опыта применения ГМУН основу оценок 
и разрабатываемой политики составляют 
анализ мирового опыта и применение метода 
аналогий. Этот метод состоит из укрупненных 
оценок эффекта от внедрения ГМУН на объек-
тах по сформулированным критериям (эконо-
мическим, технологическим и другим). 

Такой подход требует наличия инстру-
ментов для простых имитационных расчетов: 
оценки прироста КИН, динамики дополни-
тельной добычи, аналитических расчетов 
других технологических показателей. Эти ин-
струменты позволяют получить укрупненную 
технологическую и экономическую оценку. 
Одним из таких инструментов является ре-
ализованный на языке программирования 
Visual Basic ПМ «РН МУН-ГАЗ» [1]. 

Для оценки показателей разработки при 
применении ГМУН первым этапом являет-
ся оценка прироста КИН и дополнительной 
добычи. Для этого в ПМ рассчитывается ба-
зовый вариант разработки с оценкой до-
стигаемого КИН. Далее на основе наиболее 
значимых ГФХ и свойств флюидов определя-
ется прирост КИН от ГМУН, динамика допол-
нительной добычи и суммарные показатели 
разработки участка.

В основе модуля оценки прироста КИН 
при ВГВ лежит его зависимость от геоло-
гических параметров пласта, PVT-свойств 
флюидов и их взаимодействия с закачива-
емыми газами. Более подробно принципы 
расчета приведены в авторской работе [2]. 
Отметим, что в работе [2] для обоснования 
зависимостей выполнены многовариантные 
расчеты на ГДМ в коммерческом компози-
ционном симуляторе (860 моделей, различ-
ных по геологии, объему и темпам закачки 
флюидов и газа, выработки запасов и дав-
лению растворимости газов). Это позволило 
построить не только корреляционные зави-
симости прироста КИН от свойств пластов, 
но и в зависимости от типовой геологии 
иметь палетки динамики дополнительной 
добычи нефти. Оценка корректности полу-
ченных зависимостей проводилась по дан-
ным фактических проектов газовых МУН, 
опубликованных в открытом доступе путем 
сопоставления расчетной и фактической 
эффективности процесса. Результаты ана-
лиза подтвердили высокую сходимость рас-
четов, и в результате полученные зависимо-
сти были заложены в основу программного  
модуля «РН-МУН ГАЗ».

Последовательность экспресс-оценки 
прироста КИН заключается в обосновании 
исходных свойств пластов и флюидов, оценки 
ряда безразмерных параметров. 
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В качестве определяющих параметров 
выбран режим вытеснения или близость 
процесса по термобарическим параметрам 
к смешиваемости нефти и газа, при кото-
ром капиллярные силы исчезают, а поверх-
ностное натяжение на границе нефть-газ 
становится равным нулю. Как было отмече-
но, условия смешиваемости определяются 
по экспериментальным исследованиям slim-
tube, VTI и др. Однако проведение таких экс-
периментальных исследований требует зна-
чительных временных и финансовых затрат. 
Поэтому на этапе предварительных оценок 
возможно воспользоваться корреляционны-
ми зависимостями определения МДС, наи-
более приемлемыми из которых для место-
рождений являются формулы Maklavani для 
углеводородного газа и Yellig&Metcalfe для 
углекислого газа. 

Для описания геологической неоднород-
ности необходимо построить геолого-стати-
стический разрез (ГСР) залежи или участка 
и определить тренд изменения проницае-
мости с глубиной и распределение проница-
емости по степени дифференциации зна-
чений, а также определить анизотропию 
пласта.

Стадия разработки при начале процес-
са ГМУН и смачиваемость коллектора также 
влияют на его эффективность. Для учета этих 
данных необходимо определить среднюю 
обводненность добывающих скважин и най-
ти данные по значению относительной фа-
зовой проницаемости воды при остаточной 
нефтенасыщенности.

Затем рассчитываются безразмер-
ные параметры, описанные ранее: отно-
шение пластового давления к расчетному 

значению МДС; характер и степень неодно-
родности пласта; анизотропия пласта, об-
водненность и ОФП воды при остаточной 
нефтенасыщенности.

Далее рассчитывается прирост КИН 
по формулам (табл. 1) [2] в процентных пун-
ктах по сравнению с базовым вариантом 
заводнения. 

Функциональные блоки ПМ, 
аналитический расчет динамики 
показателей  

Учет критериев применимости ВГВ 
Для предоценки применимости водога-

зовых методов создан чек-лист, содержащий 
15 критериев оценки геологических, техно-
логических и инфраструктурных рисков [3]. 
Для каждого критерия доступны три значе-
ния, соответствующие низкому, среднему 

Табл. 1. Универсальные корреляционные зависимости эффективности ВГВ
Tab. 1. Universal correlations of the effectiveness of water and gas exposure

Распределение проницаемости Формулы*

Увеличение к кровле ∆КИН(%) = (1,802 – 0,105Х0 + 0,004Х1 – 7,935Х2 – 0,093Х3 + 0,375Х2Х3 + 0,804Х0Х2)е1,796Рпл/Рмдс

Увеличение к подошве ∆КИН(%) = (4,076 + 0,008Х0 - 0,006Х1 + 3,975Х2 – 0,836Х3 + 5,848Х2Х3 - 0,657Х0Х2)е2,109Рпл/Рмдс

Неравномерное ∆КИН(%) = (2,374 – 0,009Х0 - 0,001Х1 – 13,022Х2 – 0,224Х3 + 29,755Х2Х3 + 0,242Х0Х2)е2,201Рпл/Рмдс

Равномерное ∆КИН(%) = (1,141 – 0,002Х1 - 0,014Х2 + 1,796Х3 – 0,31Х2Х3)е1,858Рпл/Рмдс

X0 — степень неоднородности по проницаемости, ед., X1 — обводненность, %, X2 — вертикальная анизотропия Kz/Kx, д. ед., X3 — относительная фазовая прони-
цаемость по воде при остаточной нефти, д.ед., Рпл/Рмдс — соотношения пластового давления и МДС

Табл. 2. Риски применения водогазовых МУН
Tab. 2. The risks of using water-gas methods to increase oil recovery

№ Критерий Риск

низкий средний высокий

1. Геологические риски

1.1 Достоверность PVT-свойств 
газа и флюидов

достоверно,  
проб достаточно

проб недостаточно нет проб, взято по аналогии

1.2 Контактность запасов без ГШ или 
несущественное 
ее влияние

частично подгазовый преимущественно подгазовый 
(стоп-параметр)

1.3 Тип коллектора традиционный  — сланец, бажен, доманик, абалак, 
трещиноватый

1.4 Вязкость нефти, сПз менее 10 10–100 более 100

1.5 Проницаемость, мД более 5 2–5 менее либо равно 2

2. Технологические риски

2.1 Обводненность, % менее 30 30–90 более 90 (стоп-параметр)

2.2 Эффективность системы ППД вероятен активный 
отклик при закачке 
(в т.ч. по аналогии)

отклик есть, вероятен 
прорыв по трещинам 
и высокопроницаемым каналам

отклик плохой/слабый, в т.ч. из-за 
 несвязанности и низкой проницаемости 
(включая опыт аналогов) (стоп-параметр)

2.3 Многопластовость ЭО  
(количество пластов в ЭО), шт.

1 пласт 2–3 пласта более 3 пластов

2.4 Возраст фонда/техническое 
состояние скважин, лет

менее 10 10–20 более 20

3. Инфраструктурные риски

3.1 Пути сообщения и транспорта, 
удаленность

промысел 
обустроен

промысел  
частично обустроен

пути отсутствуют

3.2 Фактический опыт закачки ПНГ  да  — нет

3.3 Фактическое наличие 
компрессора

 да  — нет

3.4 Теоретическое наличие 
компрессора для 
соответствующих условий

да возможно в перспективе нет

3.5 Текущий уровень утилизации 
ПНГ (при закачке ПНГ), %

утилизация  
менее 50

Утилизация 50–90 утилизация более или равно 90

3.6 Близость покупного источника 
СО2 (при закачке СО2), км

менее 200  — более 200 (стоп-параметр)
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и высокому риску (табл. 2). Отдельно выде-
ляются стоп-параметры, при наличии кото-
рых внедрение газовых МУН невозможно. 

Определение минимального давления 
смесимости 

Минимальное давление смесимости 
рассчитывается для углеводородного газа 
по корреляциям Maklavani, для углекисло-
го газа — по корреляциям Yellig&Metcalf.  
По соотношению пластового давления и МДС 
определяется режим вытеснения нефти га-
зом (рис. 1). 

Определение прироста КИН  
Оценка прироста КИН водогазового воз-

действия относительно заводнения произво-
дится по регрессионным формулам, приве-
денным в таблице 1 (рис. 1).

Расчет базового варианта
Расчет реализован на основе моде-

ли «средней скважины» — групп скважин 
с учетом начальных и граничных условий. Для 

каждой группы скважин задаются начальные 
извлекаемые запасы нефти, дебиты и нако-
пленная добыча нефти и жидкости, газовый 
фактор, приемистость и накопленная закач-
ка нагнетательных скважин, коэффициенты 
эксплуатации скважин на момент запуска 
расчета. 

Динамические характеристики задаются 
в виде темпа падения жидкости как функции 
дебита от времени и характеристики вытес-
нения как функции обводненности от отбо-
ра начальных извлекаемых запасов (НИЗ) 
[4]. Результатом расчета могут быть средние 
(динамические) и суммарные (накопленные) 
величины. Вычисления проводятся помесяч-
но, с последующей конвертацией результатов 
с шагом год.

Расчет варианта ВГВ
Динамика технологических показате-

лей ВГВ рассчитывается на основе модифи-
цированного темпа падения жидкости для 

Рис. 1. Расчет давления смесимости и прироста КИН
Fig. 1. Calculation of the mixing pressure and the increase in the oil recovery coefficient 

Рис. 2. Задание предпосылок расчета
Fig. 2. Setting the calculation prerequisites
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циклов закачки газа и воды, характеристики 
вытеснения и зависимости нормированно-
го прироста КИН от прокачки пласта газом  
(рис. 2). Объем закачки определяется задан-
ным уровнем компенсации и параметрами 
циклов закачки.

Дополнительными параметрами расчета 
выступают длительность периода ВГВ, время 
движения фронта газа до добывающей сква-
жины и степень рециркуляции закачиваемо-
го газа.

Результатом расчета являются профили 
добычи нефти, жидкости и газа, динамика 
обводненности и газового фактора, а также 
профили закачки газа и воды.

Расчет экономических показателей
Расчет экономики выполняется как для 

базового варианта, так и для варианта ВГВ. 
Входными параметрами расчета, дополни-
тельно к профилям добычи и закачки, могут 
выступать капитальные затраты на бурение 
газонагнетательных скважин, строительство 
газокомпрессорной станции и газосборной 
сети, а также операционные затраты, напри-
мер, на закупку СО2 и обработку скважин 
ингибиторами. 

Анализ результатов
Сравнение технико-экономических пока-

зателей вариантов разработки производится 
в графическом и табличном виде (рис. 3). 
 
Обсуждение результатов

Поскольку универсальные уравнения/
регрессии базируются на данных моде-
лирования, одним из важных моментов 
является оценка корректности работы ал-
горитма в реальных геологических и техно-
логических условиях. В этой связи оценка 
корректности работы алгоритма проводи-
лась по данным фактических проектов ГМУН, 
опубликованных в открытом доступе путем 
сопоставления расчетной и фактической эф-
фективности процесса. В работе [2] приве-
дены результаты расчетов по таблице 1, ко-
торые  хорошо коррелируют с фактическими 
данными по мировым проектам, включая 
Россию (рис. 4). Следует отметить, что срав-
нение проводилось в том числе и с результа-
тами ВГВ на Самотлорском месторождении 
1984–1993 гг.

Очевидно, что существует довери-
тельный интервал расчетов, поскольку 

Рис. 4.  Сопоставление прироста КИН 
по корреляционным зависимостям 
с расчетами на ГДМ и фактическими 
данными из литературы [2]
Fig. 4.  Comparison of the increase in the 
oil recovery coefficient by correlation with 
calculations based on the hydrodynamic model 
and actual data from the literature [2]

Табл. 3. Сопоставление результатов расчета эффективности ВГВ в ПМ «РН-МУН ГАЗ» и секторных ГДМ
Tab. 3. Comparison of the results of calculating the effectiveness of water and gas exposure in the “RN-MUN GAS” software module and sector 
hydrodynamic models

Объект 
разработки

Способ оценки ВГВ СО2 ВГВ УВ газ

Удельная доп.
добыча нефти

Прирост КИН Удельная доп.
добыча нефти

Прирост КИН

т/1 000 м3 газа доли ед. т/1 000 м3 газа доли ед.

1 Секторная ГДМ, прокачка газом 0,5 HCPV 0,92 0,109 0,19 0,022

РН-МУН ГАЗ 0,86 0,103 0,29 0,034

2 Секторная ГДМ, прокачка газом 0,5 HCPV 0,44 0,059 0,18 0,024

РН-МУН ГАЗ 0,54 0,060 0,19 0,021

3 Секторная ГДМ, прокачка газом 0,5 HCPV 0,63 0,072 0,34 0,039

РН-МУН ГАЗ 0,62 0,069 0,30 0,033

4 Секторная ГДМ, прокачка газом 0,5 HCPV 0,67 0,140 0,22 0,034

РН-МУН ГАЗ 0,71 0,132 0,25 0,041

5 Секторная ГДМ, прокачка газом 0,5 HCPV 0,52 0,109 0,23 0,036

РН-МУН ГАЗ 0,65 0,103 0,26 0,040

6 Секторная ГДМ, прокачка газом 0,5 HCPV 0,72 0,150 0,45 0,070

РН-МУН ГАЗ 0,80 0,159 0,51 0,063

Рис. 3. Сопоставление базового варианта и варианта с ВГВ (пример расчета)
Fig. 3.  Comparison of the basic option and the option of water and gas exposure (calculation example)
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Results
The created software module was tested to predict the effectiveness of 
the use of water and gas exposure at the facilities of the unique field 
of Rosneft Oil Company. A comparison of the calculation results of the 
software module with the results of calculations based on hydrodynamic 
models shows a high degree of convergence.

Conclusions
The implemented approach has shown the possibility of using analytical 
methods for a technical and economic assessment of the potential for 
gas injection at an object with the minimum required amount of input 
data.
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применяются упрощенные формулы, кото-
рые не могут в полной мере учесть нюансы 
гидродинамического моделирования. Этот 
интервал оценивается на уровне 10 %, что 
вполне приемлемо для упрощенных моде-
лей. Также необходимо учитывать, что мо-
дельные или экспресс-расчеты по формулам 
должны быть обрискованы с учетом реально 
возможных отклонений от проектных режи-
мов закачки и динамики фонда скважин при 
промысловом применении.

Инструмент был опробован для прогно-
зирования эффективности применения водо-
газового воздействия на объектах уникаль-
ного месторождения ПАО «НК «Роснефть».  
Сравнение результатов расчетов  
в ПМ «РН-МУН ГАЗ» и результатов расчетов 
на секторных ГДМ показывает высокую сте-
пень сходимости (табл. 3). В отличие от ра-
боты [2], где расчеты оценки прироста КИН 
проводились на ГДМ элемента разработки 
с единичными скважинами, в таблице 3 при-
ведены результаты по участкам с достаточ-
ным фондом скважин и уникальной геологи-
ей пластов, что дополнительно подтверждает 
возможность расчетов показателей  разра-
ботки при ГМУН с использованием аналити-
ческих зависимостей для расчета профилей 
и корреляций при первичном расчете при-
роста КИН.

Заключение
Таким образом, использование реализо-

ванной в ПМ «РН МУН-ГАЗ» методики в полной 

мере подтверждается результатами факти-
ческого применения ВГВ на месторожде-
ниях и характеризуется высокой степенью 
сходимости с расчетами на детальных ГДМ.  
Это позволяет применять созданный ПМ  
для экспресс-оценки методов ВГВ на место-
рождениях, в том числе на поздней стадии 
разработки. 

Программная реализация обеспечи-
ла высокую скорость расчета в сравнении 
с ГДМ, прозрачность предпосылок расчета 
и удобный интерфейс анализа результатов. 
В дальнейшем планируется перенос разрабо-
танных алгоритмов в линейку корпоративно-
го программного обеспечения. Следующим 
шагом развития программы авторы ставят 
задачу реализации экспертного расчета тех-
нологии Huff and Puff.

Итоги
Созданный программный модуль был опро-
бован для прогнозирования эффективно-
сти применения водогазового воздействия 
на объектах уникального месторождения  
ПАО «НК «Роснефть». Сравнение результатов 
расчетов программного модуля с результата-
ми расчетов на гидродинамических моделях 
показывает высокую степень сходимости.

Выводы 
Реализованный подход показал возможность 
применения аналитических методов для 
технико-экономической оценки потенциаль-
ной возможности закачки газа на объекте 

с минимально необходимым количеством 
входных данных.
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Abstract
The paper describes a comprehensive analysis of the production well stock performance and the causes of sealing failures of production 
casings as well as development of formation leak-off preventive measures. The analytical part includes qualitative and quantitative functions. 
 The laboratory part allowed to measure quantitative rates of corrosion processes occurring in a well. The result of the study is an algorithm 
generating a well rating by the leakage risk, taking into account the selected criteria. Depending on the well rating, methods of well preventive 
protection have been determined.

Materials and methods
The tasks of the study were solved using system analysis methods, 
a set theory, the basics of EOR, and geological-field analysis of well 
data. Microsoft Excel SW was used to collect and verify the historical 
production data, as well as to generate a statistical training data set. 

The geological-field analysis of well data was performed using  
the RN-KIN SW package.
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Аннотация 
В работе проведен комплексный анализ фонда добывающих скважин с выделением причин разгерметизации 
эксплуатационных колонн и описана разработка превентивных мероприятий по предупреждению образования 
негерметичностей. В аналитической части выделены качественные и количественные зависимости. В лабораторной части 
выявлены количественные значения скорости коррозионных процессов, протекающих в скважине. Результатом работы 
является алгоритм, который формирует рейтинг скважин по риску образования негерметичности с учетом выделенных 
критериев. В зависимости от рейтинга скважины определены методы превентивной защиты скважин.

Материалы и методы
Поставленные задачи в работе решались с применением методов 
системного анализа, теории множеств, основ интенсификации 
добычи нефти и геолого-промыслового анализа скважинных данных. 
Сбор и проверка данных добычи за историю разработки, а также 
подготовка статистической обучающей выборки выполнены 
с применением программного обеспечения Microsoft Excel. 

Геолого-промысловый анализ скважинных данных выполнен  
с помощью программного комплекса РН-КИН.
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негерметичность эксплуатационной колонны, причины 
негерметичности, локальная коррозия
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Основная часть
Исследовательская работа разделена 

на аналитическую, лабораторную и прогно-
зную части. В аналитической части рассмо-
трены основные зависимости, полученные 
по результату работы с ретроспективной ин-
формацией. В лабораторной — выполнены 
исследования по изучению состава и корро-
зионной агрессивности скважинной жидко-
сти. В прогнозной части работы предложен 
математический инструмент ранжирования 
скважин по признаку вероятности выбытия 
по негерметичности эксплуатационной ко-
лонны (НЭК), основанный на корреляцион-
ных зависимостях, представленных в преды-
дущих этапах.

В аналитической части была рассмотрена 
выборка из 823 скважин с подтвержденными 
в период с 2017 по 2022 гг. интервалами не-
герметичности эксплуатационной колонны. 

По результатам рассмотрения скважин 
выявлено, что локализация НЭК по элементу 
колонны представлена на рисунке 1, где 79 % 
НЭК сосредоточены в теле обсадной колонны 
и только 16% распределены по элементам 
хвостовика (голова и тело), а 5 % расположе-
ны в спущенной ранее дополнительной экс-
плуатационной колонне (ЭК).

Далее на рисунке 2 представлено рас-
пределение скважин по времени наработки 
ЭК до образования НЭК.

Средняя наработка до образования НЭК 
обсадных колонн составляет 30 лет. Для 
элементов хвостовика и дополнительной 
ЭК характерно распределение наработки 
до 15 лет. Это связано с тем, что в начале ос-
воения месторождения при бурении скважин 
строились скважины классического типа с не-
большим набором зенитного угла и колонной 
одинакового диаметра — такие ЭК характе-
ризуются высокой наработкой. С 2010 года 
начался активный рост бурения боковых 

стволов со спуском колонны меньшего диа-
метра (хвостовика) в материнскую колонну, 
соответственно, наработка у данных скважин 
ниже. Снижение скважин с НЭК в возрастном 
диапазоне 15–25 лет связано с сокращением 
темпов бурения с 1997 года на рассматривае-
мом месторождении. 

На рисунке 3 представлено распреде-
ление НЭК по критерию толщины стенки ЭК, 
анализ представлен по всем типам НЭК, кро-
ме причин, связанных с разгерметизацией 
головы хвостовика.

Из зависимости видно, что количество 
скважин при меньших толщинах колонны мак-
симально во всех элементах ЭК, что косвенно 
говорит о протекании коррозионных процес-
сов в скважинах. В подтверждение наличия 

коррозионных процессов в скважинах дан 
рисунок 4, где представлены распределения 
НЭК в различных диапазонах обводненности 
по скважинам. С ростом обводненности рас-
чет количество скважин с разгерметизацией 
колонн.

На рисунке 5 представлено распреде-
ление скважин с НЭК по диаметрам ЭК. 
Наибольшее количество НЭК наблюдает-
ся в колоннах с диаметром 168 мм в связи 
с их многочисленностью, но удельно НЭК 
больше в скважинах с диаметром 140 мм из-
за меньшей толщины стенки и меньшего 
проходного сечения, что увеличивает эро-
зионное влияние восходящего потока 
жидкости в дополнение к коррозионным 
процессам.

Рис. 1. Распределение НЭК по элементу 
колонны
Fig. 1. Distribution of leakages among casing 
elements

Рис. 2. Распределение НЭК по времени наработки ЭК до образования НЭК
Fig. 2. Distribution of leakages by the casing operating time before leakage

Рис. 3. Распределение НЭК по толщинам стенок колонны
Fig. 3. Distribution of leakages by casing wall thickness

Рис. 4. Распределение НЭК по обводненности скважинной 
продукции
Fig. 4. Distribution of leakages by water-cut of well streams

Рис. 5. Распределение НЭК по диаметрам колонны
Fig. 5. Distribution of leakages by casing diamete
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Наиболее подвержены образованию НЭК 
колонны с меньшей толщиной стенки во всех 
существующих диаметрах (данные представ-
лены в таблице 1).

Табл. 1. Распределение количества скважин 
с НЭК от диаметра эксплуатационной 
колонны и толщины стенки
Tab. 1. Distribution of wells with leakages vs. 
casing diameter and wall thickness

Диаметр 
ЭК Casing D

Толщина стенки  
Wall Thickness

Итого 
TOTAL

7 8 9

102 6% 0% 0% 6%

114 4% 0% 0% 4%

120 1% 0% 0% 1%

140 10% 3% 0% 13%

146 16% 5% 1% 22%

168 28% 7% 14% 49%

178 0% 3% 2% 5%

Итого TOTAL 65% 18% 17% 100

На рисунке 6 представлено распределе-
ние скважин с НЭК в зависимости от количе-
ства взвешенных частиц (КВЧ) в скважинной 
жидкости. Диаграмма показывает увеличе-
ние количества скважин с НЭК от роста содер-
жания механических примесей в скважинной 
жидкости. Данный факт связан с тем, что вы-
носимые со скважинной жидкостью частицы 
на месторождении имеют высокий индекс 
агрессивности, так как в составе имеются 
частички кварца, которые приводят к ускоре-
нию эрозионных процессов.

По выявленным НЭК в теле ЭК стоит от-
метить, что такого типа НЭК максимальное 
количество — всего 655 скважин. Средняя на-
работка таких скважин составляет 30 лет, при 
этом стоит учитывать, что наработка ЭК не за-
висит от состояния цементного камня, так как 
скважины находятся в равнозначных по ве-
личине группах, как с частичным цементом 
и его отсутствием (60 %), так и со сплошным 
(40 %). Оценка качества цемента представле-
на на рисунке 7.

Еще одним фактором, влияющим на обра-
зование НЭК, является историческая глубина 
спуска установки электроцентробежного 
насоса (УЭЦН). Историческая глубина —  
это медиана всех глубин УЭЦН.

На рисунке 8 приведен анализ по распре-
делению НЭК по стволу скважины: выше подве-
ски глубинно-насосного оборудования (ГНО)  

расположен 41 НЭК (7 %), в зоне подвески 
ГНО 395 НЭК (60 %), 219 (33 %) расположены 
ниже ГНО и до интервала перфорации. Зона 
подвески ГНО составляет 50 м (выбрана в свя-
зи со средней длиной УЭЦН 30 метров и из-
менением глубины спуска из-за ремонтных 
насосно-компрессорных труб (НКТ), нехватки 
кабеля при спуске насоса или подъема УЭЦН  
на 2 НКТ при снижении изоляции в кабель-
ном вводе). Таким образом, 93 % НЭК распо-
ложены в интервале от глубины спуска ГНО 
до интервала перфорации (ИП), то есть ос-
новным местом образования негерметично-
стей является участок ЭК, который находится 
в соприкосновении с движущимся потоком 
добываемой жидкости, что доказывает одно-
временное протекание коррозионно-эрози-
онных процессов.  Высокая концентрация НЭК  
в зоне подвески УЭЦН обусловлена сужением 
проходного сечения в зоне насоса, которое 
в сочетании c вибрацией погружного обору-
дования, агрессивностью среды, скоростью 
потока и содержанием КВЧ приводит к проте-
канию коррозионных и эрозионных процес-
сов (особенно в районе погружного электро-
двигателя (ПЭД).

Для подтверждения влияния ГНО на уско-
рение эрозионно-коррозионных процессов 
в скважине проведен анализ, учитывающий 
историческую глубину спуска ГНО (медиана 
всех глубин за историю эксплуатации сква-
жины) и текущую глубину спуска ГНО в со-
поставлении с глубиной образования НЭК.  
Как видно из рисунка 9, расстояние между 
НЭК и текущей глубиной спуска ГНО состав-
ляет 47 м, а расстояние между НЭК и истори-
ческой — 13 м.

Далее были рассмотрены две выборки 
скважин для подтверждения данного выво-
да. Первая группа скважин с изменением 
глубины спуска более чем на 30 м и вторая 
группа без изменения исторической глу-
бины. На скважинах, где было изменение 
глубины спуска ГНО во время эксплуата-
ции, наработка ЭК составила на 5 лет выше 
по сравнению с теми скважинами, где глуби-
на спуска подземного оборудования не из-
менялась (рис. 10).

Помимо влияния ГНО на образование 
НЭК выявлена прямая зависимость — с ро-
стом зенитного угла по стволу скважины на-
блюдается снижение наработки ЭК, причи-
ной тому могут быть следующие факторы:
•	 коррозионное растрескивание под на-

пряжением (КРН) [1];
•	 КРНдефект является разновидностью 

коррозионной повреждаемости метал-
ла, развивающийся при одновременном 

воздействии коррозионно-активной сре-
ды и статических или низкочастотных 
циклических напряжений растяжения 
(приложенных или остаточных);

•	 образование гальванопар в горизонталь-
ных участках трубы за счет накопления 
твердых отложений на поверхности ме-
талла (металл под отложениями становит-
ся катодом, а открытые участки — анодом, 
что активизирует электрохимическую 
коррозию) [2].
На приведенных рисунках 11–12  

видно, что на скважинах с зенитным углом 

Рис. 6. Распределение НЭК по диапазонам КВЧ
Fig. 6. Distribution of leakages by solids size

Рис. 7. Распределение НЭК по качеству цементного камня
Fig. 7. Distribution of leakages by cement quality

Рис. 8. Расположение НЭК по стволу ЭК
Fig. 8. Location of leakages along the wellbore

Рис. 9. Распределение средних глубин НЭК, 
текущей и исторической глубин спуска ГНО
Fig. 9. Distribution of the average depths 
of leakage, the current and historical depths 
of downhole pumps
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до 40 градусов наблюдается коррозионно- 
эрозионное разрушение ЭК, т.к. наработка 
ЭК составляет в среднем, 30 лет, в диапазоне 
зенитного угла от 40 градусов и выше средняя 
наработка составляет всего 7 лет.

 По завершении аналитической работы 
выбраны подтвержденные корреляции для 
включения факторов в список критериев, ко-
торые будут заложены в рейтингование фон-
да скважин и составления прогноза по выбы-
тию из-за НЭК в будущем периоде:
•	 возраст ЭК;
•	 обводненность скважинной продукции; 
•	 скорость потока по стволу; 
•	 толщина стенки ЭК;
•	 зенитный угол ЭК; 
•	 значение КВЧ.

Авторы отмечают, что было рассмотре-
но множество зависимостей: влияние ко-
личества ГРП или ОПЗ, азимутального угла, 
типоразмера насоса и двигателя, состояние 
цементного камня, минерализации, осложня-
ющих факторов при эксплуатации скважины, 
остановок по снижению изоляции, но по дан-
ным параметрам зависимости отсутствуют. 
Помимо этого, были исследованы пробы с ку-
стовых насосных станций на предмет выявле-
ния некачественной подготовки закачивае-
мой воды в систему поддержания пластового 
давления, но на всех объектах вода соответ-
ствует требованиям.

В лабораторной части были отобраны 
пробы со всех эксплуатируемых пластов 
месторождения для определения скорости 
коррозии по пластам и включения данного 
фактора в рейтингование фонда. Основным 
компонентом, влияющим на скорость кор-
розии, оказалось содержание углекислого 
газа. В пробах сероводород и сульфатвосста-
навливающие бактерии представлены в ми-
нимальных количествах. На основании этого 
сделан вывод, что на месторождении обору-
дование подвержено влиянию углекислотной 
коррозии.

Для прогноза образования НЭК был вы-
брана математическая модель нечетких мно-
жеств ранжирования скважин по признаку 
вероятности выбытия по НЭК, основанная 
на корреляционных зависимостях, представ-
ленных в аналитической и лабораторных ча-
стях [3]. Данная модель была выбрана в связи 
с тем, что имеется большое количество мето-
дов прогнозирования углекислотной корро-
зии, которые с различной степенью точности 
моделируют скорость коррозионного разру-
шения для тех условий, на основе которых 
она получена, но они не показывают высокую 
сходимость. Наибольшую степень сходимости 

показывает модель Де Ваарда-Мильямса. 
Модель описывает фактические скорости 
коррозии со значением коэффициента де-
терминации, равным 0,47. Коэффициент де-
терминации очень мал ввиду выхода точек 
сходимости из зависимости в значениях тем-
ператур больше 40 градусов [4].

Комплексный коэффициент (Ktotal) 
по скважине рассчитывается по следую-
щей формуле (пример расчета показан  
на рисунке 13):

Si = k1+ k2+…. kn,

где Si — сумма множителей коэффициентов 1-n; 
i —порядковый номер скважины; 
k — множитель; Ktotal = (Si-Smin)/(Smax-Smin).

На основании коэффициента строится 
рейтинг скважин (рисунок 14), который пока-
зывает группы по вероятности образования 
негерметичности. 

Рис. 10. Распределение скважин с НЭК в зависимости от изменения 
глубины спуска на 30 метров и более
Fig. 10. Distribution of wells with leakages vs. change in the running 
depth by 30 meters or more

Рис. 11. Распределение скважин с НЭК в зависимости от зенитного 
угла
Fig. 11. Distribution of wells with leakages vs. the zenith angle

Рис. 12. Распределение наработки ЭК от зенитного угла
Fig. 12. Distribution of casing operating time vs. zenith angle

Рис. 13. Критерии для рейтингования скважин
Fig. 13. Well rating criteria 
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На основании рейтинга могут быть приме-
нены различные методы по отсрочке образо-
вания негерметичности. Авторы предлагают 
следующие методы: исключение проведения 
оптимизаций с увеличением типоразмера 
УЭЦН, периодическое изменение глубины 
спуска УЭЦН, применение ингибиторов кор-
розии (ИК) с защитой интервала ЭК от забоя 
и до приема насоса. Эффективность приме-
нения ИК с закачкой в затрубное простран-
ство представлена на рисунке 15, наработ-
ка составила на 2 года выше по сравнению 
со скважинами без защиты. Низкая степень 
защиты связана с тем, что при таком мето-
де большая часть ИК всасывается насосом 
и только незначительная часть доходит до за-
боя из-за остановки скважин по различным 
причинам. Авторы полагают, что применение 
задавки ИК в пласт или применение капсуль-
ного ингибитора позволит увеличить срок экс-
плуатации обсадной колонны с связи с тем, 
что он позволит защищать интервал от перфо-
рации до приема насоса. Но на действующем 
фонде скважин ни один метод не позволит 
исключить образования НЭК. 

Возможный способ исключить разгерме-
тизацию колонн — это применение обсадных 
колонн с легирующими элементами в составе 
металла. Процентное содержание подбирает-
ся исходя из условий месторождения на ос-
новании стендовых испытаний с различными 
режимами работы скважины.

Итоги
Работа позволила выявить новые факторы, 
влияющие на образование НЭК, разрабо-
тать новые мероприятия по защите ЭК от 
разгерметизации и выбрать наиболее эф-
фективные существующие методы. По ре-
зультатам исследования внедрен метод по 
периодическому изменению глубины спуска 

УЭЦН на скважинах и определены два мето-
да по защите действующего фонда скважин, 
а именно задавка ингибитора коррозии в 
пласт и применение капсульного ингибитора 
с загрузкой на забой скважины. Они позво-
лят защищать наиболее уязвимый участок 
эксплуатационной колонны. Но данные ме-
тоды не смогут предотвратить образование 
негерметичности, а только отсрочить.  Для 
исключения коррозии ЭК необходимо стро-
ительство скважин с обсадными колоннами, 
содержащими легирующие элементы, это 
единственный эффективный способ борьбы с 
коррозией и эрозией. Для сокращения затрат 
предлагается спуск комбинированных обсад-
ных колонн, т.е. до глубины спуска насоса 
обычного исполнения, а после — с легирую-
щими элементами. Для подбора содержания 
легирующих элементов в ЭК необходимо про-
вести стендовые испытания с добавлением 
углекислого газа, КВЧ в жидкость на разных 
скоростях потока на образцах металла с раз-
ным процентным содержанием легирующих 
элементов.
Авторами предложен инструмент прогнози-
рования очереди выбытия скважин, который 
позволяет объединить все критерии, от ко-
торых зависит НЭК по результатам статисти-
ческого анализа, в один многофакторный 
критерий, после чего скважины возможно 
отранжировать по вероятности выбытия. 

Выводы
По итогам статистического анализа выявле-
но, что:
1.	 Основной объем НЭК (79 %) выявлен 

в теле обсадных колонн преимуществен-
но в стенках 7 мм со средней наработкой 
ЭК 30 лет.

2.	 93% НЭК расположены в интервале 
от глубины спуска ЭЦН до интервала 

перфорации, из которых 60% образова-
ны в интервале ГНО, а 33 % между ГНО 
и интервалом перфорации.

3.	 Катализаторами протекания коррозион-
ных процессов являются:

•	 рост доли воды в продукции с наличием 
растворенного углекислого газа;

•	 эрозийная структура потока, зависящая 
от скорости, количества КВЧ и конструк-
ции скважины;

•	 погружное оборудование УЭЦН в районе 
ПЭД на протяжении всей истории эксплу-
атации, а не только последнего спуска;

•	 зенитный угол, который влияет 
на коррозионное растрескивание под 
напряжением.

4.	 Главной причиной образования НЭК яв-
ляется локальная внутренняя коррозия 
ЭК в интервале от забоя до скважины 
до приема насоса.
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Рис. 14. Рейтингование действующего фонда скважин по признаку 
выбытия по НЭК
Fig. 14. Existing well stock rating based on leaking wells 
decommissioning 

Рис. 15. Наработка ЭК в зависимости от наличия защиты 
ингибитора коррозии
Fig. 15. Casing operating time vs. availability of corrosion inhibitor

Results
The study allowed to identify new factors affecting the initiation of 
leakages, and to develop new measures to protect the casing from 
pressure loss, as well as to select the most efficient among existing 
methods. According to the results of the study, a method was introduced 
which implies regular changes of the ESP running depth and two methods 
were identified to protect the existing well stock, namely, squeezing a pill 

of corrosion inhibitor into the formation and using a capsule inhibitor 
injected at the well bottom which allow to protect the most vulnerable 
section of the production casing. But these methods will not be able to 
prevent the occurrence of leakages, but can only delay the process. To 
eliminate casing corrosion, casings containing alloying elements should 
be used, this is the only effective way to control corrosion and erosion. 
To reduce costs, it is proposed to lower the combined casing strings, 
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i.e. to the depth of the descent of the pump of the usual design, and 
then with alloying elements. To select the content of casing alloying 
elements, bench tests must be conducted with carbon dioxide and solids 
added into the liquid at various flow rates on metal samples with various 
percentages of alloying elements.
The authors have proposed a tool for predicting the order of well 
decommissioning, which allows combining all the leakage criteria 
(based on the statistical analysis) into a single multiple-factor criterion, 
after which wells can be ranked according to the probability of 
decommissioning.

Conclusions
The statistical analysis demonstrated that:
1.	 The main amount of leakages (79 %) was detected in the casing body 

mainly in the 7mm walls with an average operating time of 30 years.
2.	 93 % of the leakages are located in the interval from the ESP running 

depth down to the perforation interval, including 60 % formed in the 
downhole pump setting interval, and 33% between the pump and the 
perforation interval.

3.	 Corrosion catalysts are:
•	 growing share of water in well streams with dissolved carbon dioxide;
•	 erosive structure of the flow depending on the rate, the number 

of solids, and the well design;
•	 downhole ESP equipment in the area of downhole motor throughout 

the entire production history, not just the latest RIH;
•	 zenith angle which affects stress-assisted corrosion cracking.
4. The main cause of leakages is the local internal casing corrosion in the 

interval from the well bottom up to the pump inlet.
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Abstract
The article deals with the dynamic modeling of the low-temperature separation unit of the integrated gas and condensate treatment plant in HYSYS 
software. The aim of the study is to optimize the operating mode of the low-temperature separation unit (LTS). A simulation dynamic model 
of the LTS process has been created in the software. Real-time modeling of the devices was carried out, the dependencies of the throughput 
of each element under a given technological mode were investigated. As a result, the potential of increasing the productivity of the investigated 
installation by 17 % of the actual operating mode was determined.

Materials and methods
The materials used are field information, method: dynamic modeling.
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Динамическое моделирование процесса 
низкотемпературной сепарации с целью 
определения пропускной способности установки
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Аннотация
В статье рассматривается динамическое моделирование блока низкотемпературной сепарации установки комплексной 
подготовки гази и конденсата (УКПГиК) в ПО HYSYS. Целью исследования является оптимизация режима работы установки 
низкотемпературной сепарации (НТС). В программном обеспечении создана имитационная динамическая модель 
процесса НТС. Проведено моделирование аппаратов в режиме реального времени, исследованы зависимости пропускной 
способности каждого элемента при заданном технологическом режиме. В результате определен потенциал увеличения 
производительности исследуемой установки на 17 % от фактического режима работы.

Материалы и методы
В качестве материалов использована промысловая информация, 
метод: динамическое моделирование.

Ключевые слова
динамическое моделирование, добыча газа, подготовка газа, 
низкотемпературная сепарация, трехфазный сепаратор, 
дросселирование, газовый конденсат, прогнозирование
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Введение
Динамический режим работы в Aspen 

HYSYS — одна из эффективных функций, ко-
торая позволяет инженерам и проектировщи-
кам процессов подготовки углеводородной 
продукции анализировать и оценивать режи-
мы работы технологических установок с тече-
нием времени. Модель позволяет определять 
ключевые переменные анализируемого про-
цесса (температура, давление, расход сырья 
и др.), которые изменяются за рассматривае-
мый период в ответ на изменение тех или иных 
рабочих условий. 

Динамическое моделирование процессов 
подготовки продукции необходимо для анали-
за и оптимизации работы установок подготов-
ки газа и конденсата (УКПГ, УКПГиК), а также 
для прогнозирования их производительно-
сти и эффективности при изменении режима 
работы. 

Динамическое моделирование вызы-
вает повышенный интерес исследователей 
при анализе работы площадочных объектов 
подготовки и переработки нефти и газа [1-4].  
Модель позволяет учитывать изменения па-
раметров процесса, такие как состав газа, 

температура и давление, что способствует 
более точному прогнозу результатов работы 
установки. 

Определение и последующий анализ ди-
намической модели УКПГ и УКПГиК актуальны 
по следующим причинам: 
•	 планирование производительности;
•	 метод позволяет оценить потенциальную 

производственную мощность установки 
при условии оптимального использования 
ресурсов и оборудования;

•	 выявление узких мест, ограничивающих 
производство;
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•	 поиск областей, где ключевые показатели 
рабочего режима установки отклоняются 
от ожидаемого или регламентного уровня;

•	 размер оборудования;
•	 по результатам оценки можно определить 

соответствующий размер аппаратов для 
работы с ожидаемыми объемами произ-
водства, предотвращая неполную загрузку 
и перегрузку оборудования [5];

•	 принятие инвестиционных решений.
Оценка пропускной способности уста-

новки позволит принимать инвестиционные 
решения, связанные с реконструкцией уста-
новки, развитием инфраструктуры или модер-
низацией оборудования.

В последнее время в различных областях 
газо- и нефтепереработки активно исследуют-
ся подходы для корректного решения подоб-
ного рода задач [6–9].

В статье исследуется максимальная про-
пускная способность установки низкотем-
пературной сепарации (НТС) методом дина-
мического моделирования в программном 
обеспечении (ПО) HYSYS.

Разработка динамической модели блока НТС
Сырой газ — природный газ, отличающий-

ся повышенным содержанием (более 15 % об.) 
тяжелых углеводородов (С3+). К сырым газам 
относят попутные газы нефтяных и газы газо-
конденсатных залежей. В промысловых усло-
виях к этой группе также относят газы, содер-
жащие тяжелые высокомолекулярные жидкие 
и твердые углеводороды высококипящих 
фракций и пары воды. Присутствие жидкости 
в трубопроводах природного газа снижает те-
плотворную способность смеси и пропускную 
способность при транспортировке, а также уве-
личивает эксплуатационные расходы [10–11].  
Понижение точки росы природного газа не-
обходимо для получения продукции товар-
ного качества. Среди традиционных методов 
подготовки продукции низкотемпературные 
процессы являются единственным методом, 
который может одновременно снижать как 
температуру точки росы по воде, так и по угле-
водородам [12–13].

НТС представляет собой процесс разделе-
ния различных компонентов смеси при темпе-
ратуре ниже точки кипения жидкости. Функция 
НТС заключается в извлечении газового кон-
денсата из природного газа. Отделение компо-
нентов с более низкой температурой кипения 
от смеси осуществляется за счет охлаждения 
потока до температуры ниже их точки кипе-
ния, вызывая конденсацию в жидкую фазу для 
упрощения последующего сепарирования.

Основным аппаратом установки НТС явля-
ется трехфазный сепаратор, разделяющий по-
ток на три фазы (газ, легкая жидкость – нефть 
или конденсат, и тяжелая жидкость – вода). 
На данном этапе удаляется необходимое ко-
личество легких и тяжелых компонентов для 
получения товарного газа с точкой росы, соот-
ветствующей требованиям отраслевого стан-
дарта (ОСТ) [14]. 

Для динамического моделирования трех-
фазного сепаратора в ПО HYSYS необходимо 
задать геометрические размеры аппарата: ди-
аметр, высоту, длину и объем, а также разме-
ры перегородки. Схематичное отображение 
трехфазного НТС с арматурой контрольно-из-
мерительных приборов (КИП) представлено 
на рисунке 1.

Единственный эффективный способ кон-
тролировать разделение газа, конденсата 
и воды в трехфазном сепараторе — это изме-
рять уровень фаз. Знание положения и толщи-
ны слоя жидкой/водной эмульсии позволяет 
эффективно управлять процессами разделе-
ния фаз в трехфазном сепараторе в режиме 
динамики.

Для определения максимальной пропуск-
ной способности установки в ПО HYSYS созда-
на модель блока НТС (рис. 2).

Газожидкостный поток с давлением  
90 кгс/см2 и температурой минус 12 °С по-
ступает в блок НТС, состоящий из дросселя, 
вертикального сепаратора С3А1 и горизон-
тального трехфазного разделителя С3В1. Ком-
понентный состав сырьевого потока представ-
лен в таблице 1.

На дросселе происходит снижение дав-
ления и, соответственно, температуры, 

вследствие чего конденсируется капельная 
жидкость. В сепараторах С3А1-С3В1 происхо-
дит улавливание сконденсированной капель-
ной жидкости и отделение углеводородной 
составляющей отсепарированной жидкости 
от водометанольного раствора (ВМР).

Подготовленный товарный газ из  
С3А1-С3В1 поступает на узел учета газа (КУУГ).  
Углеводородный газоконденсат (ГК) 
из С3А1-С3В1, отделенный от ВМР, 

Рис. 1. Трехфазный сепаратор
Fig. 1. Three-phase separator

Табл. 1. Компонентный состав  
сырьевого потока
Tab. 1. The component composition  
of the raw material flow

Компонент % мольн.

CO2 0,33

N2 0,34

Метан 93,83

Этан 3,11

Пропан 0,45

и-бутан 0,38

н-бутан 0,17

Метанол 0,02

Н2О 0,22

C5+ 1,15

Рис. 2. Блок НТС в ПО HYSYS
Fig. 2. LTS unit in HYSYS
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направляется на установку стабилизации кон-
денсата (УСК). ВМР направляется на площадку 
буферных емкостей метанола.

Рассмотрим подробнее блок НТС с точки 
зрения технологического оснащения. Установ-
ка состоит из вертикального сепаратора С3А1  
объемом 15,5 м3. Аппарат управляется 

двумя контурами PI-контроллера. В первом  
контуре LIC-100 уровень жидкости поддержи-
вается путем управления выходным клапаном 
жидкости VLV-100. Второй контур PIC-101 регу-
лирует давление внутри двухфазного сепара-
тора, ограничивая количество выпускаемого 
газа клапаном VLV-105. 

Процесс НТС в трехфазном сепараторе 
С3В1 объемом 40 м3 включает в себя три кон-
тура PI-контроллера. Контроллер LIC-101 под-
держивает высоту границы раздела ГК/ВМР,  
управляя клапаном сброса ВМР VLV-103, 
в то время как уровень ГК контролируется 
с помощью второго PI-контроллера LIC-101 че-
рез клапан слива ГК VLV-102.

Давление в сосуде поддерживается посто-
янным с помощью третьего контура PIC-100 
клапаном VLV-101.

Схема детализирована основными подво-
дящими и отводящими штуцерами аппаратов 
и трубопроводами с учетом их геометрических 
размеров для более точного представления 
поведения процесса во времени.

Результаты моделирования блока НТС
С целью поиска решений по оптимизации 

режима установки НТС модель рассчитыва-
лась в динамическом режиме при различных 
сценариях для определения максимальной 
пропускной способности.

Состав на входе принят единым для всех ва-
риантов расчетом. Пластовый флюид, поступа-
ющий на вход установки с давлением 9,0 МПа  
и температурой минус 12 °С следует в блок НТС 
на дроссель.Рис. 3. Зависимость выделения жидкой фазы от перепада давления на дросселе

Fig. 3. Dependence of the liquid phase release on the pressure drop at the choker

Рис. 4. Режим работы сепаратора С3А1: а — уровень жидкости; б — давление
Fig. 4. Operating mode of the separator C3A1: a – liquid level; б – pressure

Рис. 5. Режим работы сепаратора С3В1: а — уровень газового конденсата, открытие клапана ГК; б — уровень водометанольного 
раствора, открытие клапана ВМР
Fig. 5. Operating mode of the separator C3B1: а – gas condensate level, valve opening; б – water-methanol solution level, valve opening

Рис. 6. Параметры процесса сепаратора С3А1 при изменении нагрузки: а — уровень жидкости; б — давление
Fig. 6. Process parameters of the separator C3A1 when the load changes: а – liquid level; б – pressure
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Пропускная способность вертикально-
го сепаратора С3А1 типа сухого дна зависит 
от жидкой фазы, поступающей в газожидкос-
тном потоке от дросселирующего устройства. 
Для определения зависимости выделения 
жидкой фазы от изменения давления на дрос-
селе выполнены многовариантные расчеты, 
результаты представлены на рисунке 3.

Ввиду ограничения по минимально-
му давлению на выходе установки перепад 
давления на дросселирующем устройстве  
принят 1 500 кПа.

По первому сценарию модель настрое-
на на фактический режим работы, при кото-
ром все участвующие в процессе регуляторы 
работают номинально при загрузке схемы  
5,3 млн ст.м3/сут (из них 398,7 т/сут — жид-
кая фаза). Далее загрузка увеличивалась ли-
нейно и анализировалась работа аппаратов, 
регуляторов, соблюдение термобарических 
режимов.

За период до 131,7 минуты модель настраи-
валась на рабочий фактический режим при до-
стижении уровня жидкости в вертикальном се-
параторе С3А1 не более 6 %, в горизонтальном 
трехфазном сепараторе С3В1 на уровне 50%,  
ВМР на уровне 20 %. Перегородка в сепара-
торе С3В1 определена высотой 1,5 м, поэтому 
для эффективной и непрерывной сепара-
ции уровень ВМР поддерживается на уровне  
0,3–0,6 м, легкий конденсат на уровне 1,6 м, 
что соответствует наибольшей площади по-
верхности сепарации.

Далее после 132,5 минуты загрузка 
была увеличена до 6,2 млн ст. м3/сут (из них 
466,4 т/сут — жидкая фаза), после 154,2 мин.  
до 6,3 млн ст. м3/сут (из них 474,0 т/сут — жид-
кая фаза). На рисунках 4а,б, 5а,б показано 
изменение, влияющее на поддержание задан-
ных показателей режима работы сепараторов 
С3А1-С3В1 — уровень жидкости и поддержи-
ваемое давление в аппарате. В соответствии 
с увеличением входного молярного потока 
линейно увеличивается нагрузка на клапаны, 
что заставляет контуры больше их открывать. 

Увеличение расхода входящего потока 
до 6,2 млн ст. м3/сут привело к кратковремен-
ному увеличению объема жидкости и давления 
в сепараторе С3А1, как отображено на рисун-
ке 4. Два контура управления PI двухфазного 
сепаратора включились для выхода на це-
левой режим путем регулирования выходов 
жидкости и газа. Системе управления сепара-
тором потребовалось приблизительно 12 ми-
нут, чтобы полностью устранить это нарушение 
в рабочей точке. 

На рисунке 6 показана разница между ди-
намикой двух фаз сепаратора. Из графиков 
видно, что динамика газовой фазы быстрее 
жидкой, т.е. давление изменяется быстрее 
и незначительнее, чем объем жидкости.

Аналогично ведут себя контуры управле-
ния трехфазного сепаратора С3В1, изменение 
которых представлено на рисунке 7а, б, в.  
Сбои в технологических параметрах сепара-
тора не оказали большого влияния на про-
текающий процесс, поскольку три контура 
управления PI устранили отклонения. Здесь 
динамика легкой жидкой фазы (ГК) быстрее 
тяжелой фазы (ВМР). Возмущения минималь-
ны, на их устранение системе управления се-
паратором потребовалось около 7,5 минуты.

Основным узким местом установки, огра-
ничивающим пропускную способность, явля-
ются малые габариты вертикального сепарато-
ра С3А1 при условии, что разделитель является 
сепаратором сухого типа дна. Следовательно, 
значительное накопление жидкости в аппа-
рате недопустимо для нормальной работы 

установки. Потому открытие клапана VLV-100  
на трубопроводе конденсата принималось 
100 % — жидкость без накопления мгновенно 
покидает сепаратор.

Как видно из рис. 4, клапан не справля-
ется с отводом жидкости при максимальном 
входном расходе более 6,2 млн ст. м3/сут  
(из них 466,4 т/сут — жидкая фаза). Происхо-
дит значительное накопление жидкой фазы, 
что приводит к ухудшению качества сепара-
ции газа от жидкой фазы, и режим работы 
установки находится на критическом уровне. 
Следовательно, при соблюдении условий обе-
спечения нормальной работы установки НТС 
и поддержания высокого качества подготовки 
газа, соответствующего товарным требовани-
ям, максимальная загрузка установки соответ-
ствует 6,2 млн ст.м3/сут. Таким образом, уста-
новка имеет потенциал увеличения мощности 
на 0,9 млн ст.м3/сут, или 17 % от фактического 
режима работы. 

Итоги
Результаты динамического моделирования 
позволили отследить поведение системы 
во времени с учетом изменений режима 
и определить максимальную пропускную 
способность установки. Выявлено узкое 
место установки – сепаратор С3А1 с тру-
бопроводом подключения к трехфазному 
сепаратору С3В1. При условии сепаратора 

типа сухого дна система не справляет-
ся с нагрузкой свыше 6,2 млн м3/сут  
(из них 466,4 т/сут – жидкая фаза) по причи-
не того, что жидкость не успевает полностью 
извлекаться из сепаратора. Установка име-
ет потенциал увеличения мощности только  
до 17 % по сравнению с фактической. 

Выводы
Авторами статьи создана цифровая динами-
ческая модель блока НТС установки УКПГиК В 
ПО HYSYS. Имитационная модель состояла из 
дросселирующего устройства, двухфазного 
вертикального сепаратора С3А1 и трехфаз-
ного низкотемпературного сепаратора С3В1. 
Процессы разделения фаз контролировались 
контурами управления PI для поддержания 
ключевых показателей режима на заданном в 
соответствии с регламентом значении. 
Построение динамической модели и анализ ее 
работы возможно реализовать для установок 
подготовки и переработки нефти и газа. Воз-
можность моделировать изменения в реаль-
ном времени и оценивать их влияние на рабо-
чий процесс, с учетом заданных переменных 
и ограничений, позволяет проводить анализ 
производительности системы процессов под-
готовки продукции при различных сценариях. 
Это позволяет оптимизировать распределение 
ресурсов, выявлять узкие места и повышать 
общую эффективность установки.

Рис. 7. Параметры процесса сепаратора С3В1 при изменении нагрузки: а — давление;  
б — уровень газового конденсата; в — уровень водометанольного раствора
Fig. 7. Process parameters of the separator C3B1 when the load changes: а – pressure;  
б – gas condensate level; в – water-methanol solution level



98 ЭКСПОЗИЦИЯ НЕФТЬ ГАЗ ДЕКАБРЬ 8 (101) 2023

Results
The results of dynamic modeling made it possible to track the behavior of the 
system over time, taking into account changes in the mode and determine 
the maximum throughput of the installation. A bottleneck of the installation 
was revealed – the C3A1 separator with a pipeline connecting to the three-
phase C3B1 separator. Under the condition of a dry bottom separator, the 
system cannot cope with a load of more than 6.2 million m3/day (of which 
466,4 t/day is the liquid phase) due to the fact that the liquid does not have 
time to be completely extracted from the separator. The installation has the 
potential to increase power only up to 17% compared to the actual one.

Conclusions
The authors of the article have created a digital dynamic model of the LTS 
in HYSYS software. The simulation model consisted of a throttling device, 

a two-phase vertical separator C3A1 and a three-phase low-temperature 
separator C3B1. The phase separation processes were controlled by the 
PI control circuits to maintain the key parameters of the mode at a value 
set in accordance with the regulations.
It is possible to build a dynamic model and analyze its operation 
for oil and gas treatment and refining plants. The ability to simulate 
changes in real time and assess their impact on the workflow, taking 
into account specified variables and constraints, allows you to 
analyze the performance of the product preparation process system 
under various scenarios. This allows you to optimize the allocation of 
resources, identify bottlenecks and improve the overall efficiency of the 
installation.
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Abstract
The article considers a new method of automatic adaptation of a deterministic physical and mathematical model of the gas well production 
collection network within the field. A number of algorithms are shown that allow fully automatic adaptation of models of wells, pipeline fittings 
and the pipeline network as a whole with high accuracy and minimizing the likelihood of a decrease in predictive capability.

Materials and methods
In the article, the modeling tool is deterministic physical and 
mathematical models. Optimization problems for model adaptation 
are solved using numerical methods of nonlinear programming and 
simulation neural networks.
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Автоматическая адаптация моделей систем 
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Аннотация
В статье рассматривается новый метод автоматической адаптации детерминированной физико-математической модели 
сети сбора продукции газовых скважин в пределах месторождения. Показан ряд алгоритмов, позволяющих полностью 
автоматически адаптировать модели скважин, трубопроводной арматуры и трубопроводной сети в целом с высокой 
точностью и минимизацией вероятности снижения прогнозной способности.

Материалы и методы
В статье инструментом моделирования являются 
детерминированные физико-математические модели. Численными 
методами нелинейного программирования и имитацией нейронных 
сетей решаются оптимизационные задачи для адаптации моделей.

Ключевые слова
транспорт, газ, сеть, трубопровод, скважина, добыча, 
моделирование, адаптация

Для цитирования
Архипов Ю.А., Лознюк О.А., Стрекалов А.В. Автоматическая адаптация моделей систем внутрипромыслового сбора газа для системы 
интеллектуального управления // Экспозиция Нефть Газ. 2023. № 8. С. 101–106. DOI: 10.24412/2076-6785-2023-8-101-106

С 2019 г. в компании ПАО «Роснефть» 
согласно программе целевых инновацион-
ных проектов, разрабатывается технология 
интеллектуального автоматического управ-
ления газовыми и газоконденсатными про-
мыслами. Концепция такого управления 
базируется на организации двухуровневой 
системы регулирования ключевых технологи-
ческих объектов промысла, являющихся ча-
стью разветвленной наземной сети скважин, 
трубопроводов, дожимных компрессорных 
станций и узлов подготовки скважинной про-
дукции [1]. На верхнем уровне находится кор-
невая система автоматического управления 

промыслом (САУП) в целом, которая назнача-
ет оптимальный технологический режим [2], 
а на нижнем — исполнительные распределен-
ные системы автоматического регулирова-
ния скважин (САРС) [3], которые поддержива-
ют назначенные дебиты, переводят скважины 
на новые режимы и проводят оперативные 
гидрогазодинамические исследования сква-
жин (ГДИС): идентификация кривых притока 
и определение пластового давления по устье-
вым замерам.

В основе САУП лежит цифровой двойник 
промысла (ЦДП), позволяющий прогнози-
ровать потокораспределение [4] продукции 

скважин во всех технологических объектах 
промысла на основе детерминированной фи-
зико-математической модели, разрешаемой 
в симуляторе GasNet [5].

Для актуализации ЦДП известна проце-
дура адаптации под фактические регистри-
руемые параметры эксплуатации (давление, 
температура, дебиты и т.п.). В САУП предпо-
лагается полностью автоматическая процеду-
ра адаптации по всему объему информации 
ЦДП.

ЦДП представляет их себя множество 
параметров, описывающих: топологию сети, 
геометрию и гидромеханические свойства 
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звеньев (трубы, скважины, дроссели, ком-
прессоры, задвижки и т.п.). Последние, по су-
ществу, определяют газодинамические (ГДХ) 
и термодинамические (ТДХ) характеристики 
участков течения газа и прочих компонентов 
(вода, газоконденсат, метанол и др.) в виде 
n-мерных функций вида

   	  ,	       (1)
 

	  ,	       (2)

где p1, p0 — давление на выходе и входе пото-
ка в звено; T0 — температура на входе потока 
в звено; qг, qв, qГК — массовые расходы газа, 
воды и газоконденсата.

Функции (1–2) вычисляются численным 
решением одномерных дифференциальных 
уравнений в пределах каждого звена, по-
средством разделения на отдельные — малые 
участки по длине [6].

Как известно даже, казалось бы, извест-
ные характеристики трубопроводов — дли-
на, внутренний диаметр являются неточ-
ными. Истинная длина может отличаться 
от паспортной, а внутренний диаметр и ше-
роховатости могут изменяться вследствие 
износа, коррозии и различного рода отло-
жений: гидраты, песок, вода и высокомоле-
кулярные компоненты. Кривизна наземных 
трубопроводов и насосно-компрессорных 
труб также вызывает существенные разли-
чия в расчетных ГДХ/ТДХ от фактических. 
Перечисленные и все остальные известные 
и неизвестные факторы определяют необ-
ходимость адаптации ЦДП на каждом участ-
ке течения.

В данной работе рассматривается под-
ход к поэтапной полностью автоматической 
адаптации элементов газосборной сети (ГСС) 
вместе со скважинами и дросселирующими 
элементами.

Суть автоматизации процесса адаптации 
1. Элементы сети такие, как скважина, шту-

цер/дроссель, ДКС, имеющие данные 
телеметрии о расходе компонентов и дав-
лении/температуре на входе и выходе по-
тока адаптируются поиском группы адап-
тационных коэффициентов к потерям 
давления (АКПД) раздельно на основании 
решения задачи нелинейной минимиза-
ции отклонений расчетных и фактических 
величин. Так, на примере ГДХ скважины 
для N режимов

        ,  (3)

где Kтр — коэффициент сопротивления; 
KГС — коэффициент гидростатики;
fскв — функция потерь давления, вычисляе-
мая в симуляторе.

Для ТДХ обычно достаточно использовать 
одну поправку адаптационный коэффициент 
потерь температуры (АКПТ) — KТ

 ,

где τскв — функция потерь температуры, вы-
числяемая в симуляторе.

Оптимизационная задача (3) мо-
жет быть расширена дополнительными 

коэффициентами для повышения гибкости 
настройки и достаточном количестве заме-
ров — N

     , (4)

где Kd, KL — коэффициенты модификации 
внутреннего диаметра и суммарной длин-
ны; K0, 1, 2 — коэффициенты корректировки 
расходов.

Формально (3) превращается в нелиней-
ное уравнение при N = 1 

	  ,	      (5)

при условии, что KГС найден в условиях оста-
новки скважины (q = 0), и может быть решено 
с минимальной погрешностью. 

Задача (4) при N = 7 формально также 
сводится к замкнутой системе нелинейных 
уравнений (6), однако в отличие от (5) она 

может и не иметь точного решения, поэтому 
следует отталкиваться от постановки (4).

Опыт применения адаптации к одному — 
средневзвешенному за 1 ч/1 сут в постано- 
вке (5) показал идеальную точность — по-
грешность менее 0,1 %. Однако прогнозная 
способность ЦДП в этом случае относительно 
невысока — погрешность <5 % при 20 % изме-
нении характерных показателей на новом ТР. 
Характерным и наиболее важным показате-
лем здесь является дебит скважин.

Опыт применения адаптации в постанов-
ке (4) дает среднюю относительную погреш-
ность <1 %, при этом прогнозная способность 
при тех же условиях лучше — отклонение 
от факта <2 %.

Для повышения точности адаптации 
и прогнозной способности, был разработан 
алгоритм, позволяющий сочетать в себе пре-
имущества постановки (4) и (5).

Основная идея предлагаемого здесь под-
хода адаптации ГДХ элементов к множеству 

Рис. 1. ЦДП Берегового газового месторождения: неземная сеть, скважины 
и продуктивный пласт
Fig. 1. DTC (Digital Twin of the Craft) of the Onshore gas field: an unearthly network, wells and 
a productive reservoir

Пример замкнутой системы нелинейных уравнений для частного случая 
из 7-м адаптационных коэффициентов для 7-и режимов
An example of a closed system of nonlinear equations for a special case of 7 adaptation 
coefficients for 7 modes

(6)
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режимов — имитация нейронной сети (ИНС), 
где в качестве нейронов выступают отфиль-
трованные фактические замеры расходов, 
давления и температуры на входе потока 
в элемент (звено в ЦДП). Функцией активации 
является функция веса, зависящая от рассто-
яния между произвольным режимом (расхо-
ды, давление и температура на входе потока) 
и фактическими.
1.Процедура поиска АКПД начинает-

ся с поиска общих АКПД для всех  
режимов (рис. 2а), решением 

          .   (7)

 2. Для каждого i-го режима раздельно отыски-
ваются АКПД решением (5) относительно 

Ктрi. Для получение итоговой ГДХ для 
входных параметров требуемого режи-
ма — qг, qв, qГК,…Рвх, Твх (они являются 
исходными для ГДХ и искомыми в систе-
ме уравнений симулятора) определяется 
расстояние до фактических режимов 

 .(8)

Далее расстояния нормируются
 

и, согласно, функции веса — σ(r,ω), вычисля-
ется значение Ктр.и, соответствующее требуе-
мому режиму

               ,	     (9)

где ω — параметр сглаженности;

σ(r,ω) = 1–rω, r ∈ [0,1]

Коэффициент ω подбирается исходя 
из требованиям к приемлемой погрешности 
от 0,5...0,01. Чем выше коэффициент, тем бо-
лее сглаженной будет итоговая ГДХ.

Перепад давления вычисляется по най-
денным КГС и Ктр.и

 .(10)

Адаптация ТДХ, а также ГДХ для других 
элементов ГСС: штуцеры, ДКС происходит 
аналогично.

Наиболее сложной проблемой являет-
ся задача автоматической адаптации сети 
наземных трубопроводов. В практике экс-
плуатации газовых месторождений назем-
ная сеть трубопроводов не контролируется 
со стороны телеметрией. Т.е. замеры давле-
ний и температур в местах стыковки и по дли-
не трубопроводов не производится точно так 
же, как и не производятся замеры расходов, 
переносимых вдоль сети продукции скважин. 
В связи с этим по данным телеметрии извест-
ны расходы притоков со стороны скважин 
для каждого куста: q1, q2, q3, q4, q5 и термо-
барические условия на входе потоков в ГСС: 
линейные давления — p1, p2, p3, p4, p5 и тем-
пературы — T1, T2, T3, T4, T5 , а также усло-
вия на выходе: на концах каждого коллекто-
ра — pвых.к. и Tвых.к (рис. 3). В случае, когда 
температуры и/или давления на выходе с ку-
ста (линейные) не регистрируются, автоадап-
тацию ГСС можно начинать непосредственно 
с устьев скважин. При этом дроссели/шту-
церы включаются в множество звеньев сети 
и по ним отыскиваются адаптационные коэф-
фициенты на ряду с трубами.

Будем полагать, что КГС для ГДХ труб сети 
малосущественный фактор и требуется найти 
только коэффициент трения — Ктр для ГДХ 
i-го элемента ГСС (1):

                     (11)

и коэффициент потерь температуры — Кт для 
ТДХ i-го элемента ГСС:

           .      (12)

Если записать задачу адаптации ГСС 
в классическом представлении, то она сво-
дится к математической нелинейной опти-
мизации относительно n неизвестных адап-
тационных коэффициентов потерь давления 
и температуры

 , (13)

где целевая функция (для одного фактическо-
го режима)

           (14)

описывает суммарные средние относи-
тельные отклонения фактических расходов 
на входе потоков в ГСС — qj от их расчетных 
эквивалентов — αj(p)   вычисляемых в си-
муляторе ЦДП и зависящих от фактических 

Рис. 2. Схема раздельной автоадаптации элементов ГСС для множества режимов (N = 4) 
(проекция Δp–q): а — функция f(Ктр3, КГС,…) ГДХ для всех режимов в результате (7) ; б — 
f3 (Ктр3, КГС,…)( ,KГС, …) ГДХ для режима — 3; в — итоговая функция fИНС (KГС,…)
Fig. 2. The scheme of separate autoadaptation of GCN (Gas collection network) elements for 
a set of modes (N = 4) (projection Δp–q): a – the function f(Кfrict,KHS,…) GDC(Gas-dynamic 
characteristic) for all modes as a result (7); б – f3(Кfrict ,KHS,…)  GDC for mode – 3; в — the final 
function fSNN(SimNeural network)( KHS,…)

Рис. 3. Схема автоадаптации ГСС
Fig. 3. Scheme of autoadaptation gas collectors network



104 ЭКСПОЗИЦИЯ НЕФТЬ ГАЗ ДЕКАБРЬ 8 (101) 2023

давлений на текущем режиме — p(p1, p2,… 
pN)    (в примере на рисунке 3, N = 5), а также 
фактической температуры на выходе потока 
из ГСС — Твых и ее расчетный эквивалент — 
βвых(p)  , также вычисляемый в симуляторе 
и, зависящий от вектора фактических давле-
ний на входе со стороны кустов/скважин — p  

Вследствие того, что точка измерения 
температуры только одна — на выходе из кол-
лектора, то для одного режима достаточно 
одного АКПТ — Кт1  , для N = 2 — двух Кт1, Кт1   
и т.д.

Для АКПД, такой пропорции уже не про-
слеживается, вследствие уникальности топо-
логии ГСС и множества точек измерения.

В общем случае для m-режимной авто-
адаптации целевая функция расширяется 
до расчета отклонений по всем режимам

    .   (15)

Вследствие того, что решение задачи (15)  
классическими методами оптимизации тре-
бует внушительных вычислительных ресур-
сов, был разработан алгоритм поиска началь-
ного приближения 

 .
Суть данного алгоритма сводится к тому, 

чтобы объединять коэффициенты потерь 
давления в элементах ГСС — Ктрi в группы, 
согласно топологии сети (рис. 3) так, чтобы 
последовательно находить не сами коэф-
фициенты, а множитель к коэффициентам, 
принадлежащим группе. При этом целевая 
функция (14) рассчитывается раздельно для 
сравнения расходов и температуры, а также 
для группируются сравниваемые притоки.

Рассмотрим пример поиска начального 
приближения для схемы на рисунке 3 для 
m=1 количества фактических режимов.
1. Все искомые коэффициенты адаптации 

устанавливаются в значение — 1,0.
2. Вначале все элементы и их АКПД входят 

в глобальную группу, охватывающую всю 
сеть и целевой функцией (для рис. 3) 
будет

       ,      (16)

где λ — искомый множитель к группе неиз-
вестных АКПД.

После решения (16), как и для любой 
подгруппы далее, АКПД запоминаются после 
умножения их на текущий найденный множи-
тель — λ.
3. Этап «от общего к частному». Выбор под-

группы, согласно топологии (рис. 4а),  
производится последовательным от-
ключением от исходной группы общих 
ветвей (рис. 4), тем самым целевая 
функция редуцируется так, что срав-
ниваются отдельные притоки по груп-
пам кустов, и, в конечном счете, до-
ходит до отдельных кустов/скважин  
(рис.4в, г). 
Так для подгруппы на рисунке 4а целевая 

функция

 .(17)

Рис. 4. Подгруппы элементов сети: а — множество звеньев в пределах первого куста; 
б — множество звеньев в пределах второго куста; в — множество звеньев, влияющих 
на скважину — 1; г — множество звеньев, влияющих на скважину — 2 
Fig. 4. Subgroups of network elements: a – a set of links within the first bush; б – a set of links 
within the second bush; в – a set of links affecting the well – 1; г – a set of links affecting the 
well – 2 
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Для подгруппы (рис. 3б)

                  .          (18)

Для подгруппы (рис. 3в)

                  .           (19)

Для подгруппы (рис. 3г)

                     .                (20)

Подбор множителей к каждой подгруппе, 
осуществляется методом градиентного спу-
ска, относительной одной неизвестной — λ.

Редуцирование групп продолжается 
до тех пор, пока АКПД каждого из прилегаю-
щих к узлам входа потоков в сеть не обретут 
уникальные значения. 
4. Этап «от частного к общему». Здесь про-

цесс формирования групп противопо-
ложен третьему этапу. Делается это для 

повышения точности за счет того, что 
изменение АКПД одних звеньев всегда 
влияет не только на расходы потоков 
на входе данной подгруппы связанных 
топологией звеньев, но и на остальные 
потоки. Система является полностью свя-
занной и симулятор хорошо воспроизво-
дит данное обстоятельство.

5. Поиск АКПТ производится после заверше-
ния поиска — λ для очередной подгруппы 
звеньев и их АКПД.
На рисунке 5 показаны результаты поэ-

тапной автоадаптации ЦДП Берегового м/р.
Опыт использования, описанного выше 

подхода к поиску начального приближе-
ния АКПД для одного фактического режима 
на ЦДП Берегового м/р, показал, что погреш-
ность составляет не более 0,5–1 %, а время 
счета не превышает 2–3 мин, при этом время 
расчета одного потокораспределения у си-
мулятора занимает 3–5 с. Если полученная 
погрешность не удовлетворяет условиям 
точности, то после нахождения начального 
приближения адаптационных коэффициен-
тов задача автоадаптации решается методом 
шагового спуска в постановке (13).

Рис. 5. Результаты автоадаптации ЦДП Берегового газового месторождения
Fig. 5. The results of the autoadaptation of the DTC of the «Coastal» gas field

Процедура автоадаптации ГСС запуска-
ется после адаптации ГДХ отдельных частей 
ЦДП: скважин, дросселей и ДКС. 

Итоги
Выявлено, что для многорежимной адапта-
ции ГСС наиболее продуктивно использовать 
подход имитации нейронной сети, показан-
ный выше для ГДХ отдельных элементов. 
Данный подход сочетает высокую точность 
совпадения с фактическими замерами <0,1 % 
и вместе с тем, не уменьшает прогнозную спо-
собность при существенной экстраполяции, 
за счет сбалансированной базовой поверх-
ности ГДХ. 

Выводы
Рассмотренная выше концепция автома-
тической адаптации детерминированных 
физико-математических моделей добычи и 
внутрипромыслового транспорта газа имеет 
следующие преимущества:
•	 позволяет без участия человека поэтапно 

адаптировать модели элементов трубо-
проводных сетей под фактические заме-
ры системы телеметрии.
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Results
It was revealed that for multi-mode adaptation of the GSS, it is most 
productive to use the neural network simulation approach shown above 
for the GDX of individual elements. This approach combines high accuracy 
of coincidence with actual measurements <0,1 % and, at the same time, 
does not reduce the predictive ability with significant extrapolation, due 
to the balanced base surface of the characteristic.

Conclusions
The above concept of automatic adaptation of deterministic physical and 
mathematical models of gas production and in-field transport has the 
following advantages.

•		 Allows, without human intervention, to gradually adapt models 
of pipeline network elements to the actual measurements of the 
telemetry system.

•		 The errors of the obtained adaptation results are less than 0,1 %.
•		 The decrease in the predictive ability of models due to the refinement 

of models with the simulation of neural networks is offset by the 
construction of a weighted average characteristic using nonlinear 
programming methods.

•		 The execution time of all procedures of the proposed concept 
for an average gas field on the average computing parameters 
of a PC is no more than a few minutes.
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•	 погрешности полученных результатов 
адаптации менее 0,1 %.

•	 снижение прогнозной способности моде-
лей за счет уточнения моделей элементом 
имитацией нейронных сетей, нивелиру-
ется построением средневзвешенной 
характеристики методами нелинейного 
программирования.

•	 время выполнения всех процедур пред-
ложенной концепции для среднего газо-
вого промысла на средних вычислитель-
ных параметрах ПК составляет не более 
нескольких минут.
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Аннотация
В 2015 году в Париже подписано соглашение по климату, одной из основных целей которого является «обеспечение 
здорового образа жизни и содействие благополучию для всех в любом возрасте», достижение которой планируется за счет 
снижения выбросов парниковых газов до 70 % от уровня 1990 года. Данное соглашение также было подписано Российской 
Федерацией, которая занимает третью строчку по объемам выбросов из 192 участников соглашения.
С учетом мировых тенденций и долгосрочных планов Российской Федерации ПАО «НК «Роснефть» ставит перед собой 
цель по достижению чистой углеродной нейтральности к 2050 году. Это планируется обеспечить за счет мероприятий 
по сокращению выбросов, использованию низкоуглеродной генерации, развитию энергосберегающих технологий, 
технологий по улавливанию и хранению углерода, а также ряда других мероприятий. 
Перспективным направлением обращения с выбросами СО2 нефтяные компании выделяют технологию Carbon Capture and 
Storage (CCS) — отделение диоксида углерода от других газов в промышленных выбросах (как правило, на газотурбинных 
электростанциях или факелах по сжиганию попутного нефтяного газа), а затем сжатие и транспортировка в изолированное 
место для длительного хранения. 
На пилотных участках недр компании ПАО «НК «Роснефть» запущен процесс технологической оценки возможности 
применения CCS. На сегодняшний день сформированы критерии, позволяющие организовать хранение СО2 в природных 
резервуарах, осуществить поиск и ранжирование геологических объектов, перспективных для долгосрочного хранения. 
В качестве основных локаций проанализированы пористые водоносные горизонты, пригодные для длительного хранения 
диоксида углерода, требующие только строительства скважин и технологической организации закачки.
В процессе анализа геологических данных сформированы основные принципы выбора объекта: наличие ловушки, 
глинистой покрышки, достаточный объем пор и величина проницаемости, позволяющая вести закачку. Для анализа 
привлекались инструменты, аналогичные для поиска нефтяных ловушек: сейсмические исследования, петрофизические, 
гидрогеологические и геомеханические данные. Подтверждение возможности хранения выполняется с применением 
геологического и гидродинамического моделирования, что позволяет с высокой точностью определить возможность 
хранения диоксида углерода в пористых водоносных пластах, а также оценить возможность миграции газа в долгосрочной 
перспективе.

Материалы и методы
Сформированы требования для выбора, обоснования и оценки 
объектов геологического хранения СО2.

Ключевые слова
геологическое хранение CO2, Carbon Capture and Storage (CCS), 
углеродная нейтральность, моделирование геологического  
хранения CO2
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Abstract
In 2015, a Paris Climate Agreement was signed, one of the main goals of which is to “Ensure healthy lives and promote well-being at all ages”. 
To achieve this goal, the greenhouse gas emissions will be reduced down to 70 % of the 1990 level. The Agreement has also been signed by the 
Russian Federation, which ranks third in terms of emissions out of 192 parties to the agreement.
At the St. Petersburg Economic Forum in 2022, President of the Russian Federation Vladimir Putin said: “We will generally develop clean 
technologies in order to achieve the goals set for the environmental modernization of enterprises and to reduce harmful emissions into the 
atmosphere, especially in large industrial centers. We will also continue to work within closed-loop economy projects as well as climate 
conservation and green projects.”
Taking into account the global trends and long-term plans of the Russian Federation, “NK “Rosneft” PJSC has set a goal to achieve carbon neutrality 
by 2050. This will be achieved through emissions reduction measures, low-carbon generation, the development of energy-saving technologies, 
carbon capture and storage technologies, utilization of natural absorption potential, as well as a number of other technologies. 
In terms of the methods of handling CO2 emissions, oil companies distinguish two promising areas: Carbon Capture and Storage (CCS) technologies 
which cover separating carbon dioxide from other gases in industrial emissions (usually at gas turbine power plants or APG flares) followed 
by compression and transportation to an isolated place for long-term storage, and Carbon Capture Utilization and Storage (CCUS) technologies 
which also cover the separation of carbon dioxide from other gases, but for further useful utilization, in particular, to enhance oil recovery (EOR). 
Currently, a feasibility study on the application of CCS/CCUS technologies in the pilot subsurface areas of “NK “Rosneft” PJSC has been launched. 
In the CCS domain, criteria have been formed to organize the storage of CO2 in natural reservoirs. The geological targets promising for long-term 
storage are being searched and ranked within the pilot sites. Porous aquifers suitable for long-term storage of carbon dioxide, requiring only the 
construction of wells and organization of injection process, are being analyzed as the main locations. The analysis of geological data allowed 
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to develop the basic principles of selecting the storage targets: the presence of a trap, a shale seal, a sufficient volume of pores and permeabilities 
sufficient for injection. The analysis involved tools similar to those used to search for oil traps: seismic studies, petrophysical, hydrogeological 
and geomechanical data. The final stage of the work is geological modeling and flow simulation which allows us to determine with high accuracy 
the potential of storing carbon dioxide in porous aquifers, as well as to assess the gas migration potential in the longer term.
In the CCUS domain, the EOR performance of injecting carbon dioxide into an oil reservoir is being assessed. To select the technology, a sequence 
of actions has been developed with the following stages: build an Equation of State (EOS) to determine the minimum miscibility pressure (MMP), 
select reservoirs suitable for miscible conditions, run laboratory studies on fluid and core samples, build composite dynamic models to evaluate 
process parameters, and select process equipment for injection. The computations will form the basis for a feasibility study of CO2 injection 
performance and will allow to determine the geological criteria of applicability and to develop standard solutions for process equipment.

Materials and methods
Approaches have been formed to justify the choice and evaluation of 
candidate reservoirs for CO2 storage.

Keywords
Сarbon Capture and Storage (CCS), Carbon Capture Utilization and 
Storage (CCUS), geological storage of CO2, gas-enhanced EOR, 
modeling of CO2 geological storage, modeling of gas-enhanced EOR, 
decarbonization
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Технология CCS
Районы с активной добычей нефти, как 

правило, характеризуются значительными 
выбросами углекислого газа, образующего-
ся в процессе сжигания попутного нефтяного 
газа (на газотурбинных станциях или факе-
лах), а с геологической точки зрения районы 
характеризуются наличием пористых водо-
носных пластов, что делает их перспективны-
ми для хранения СО2.

В процессе поиска и разведки место-
рождений нефти накапливается значитель-
ный объем геолого-промысловой инфор-
мации, с привлечением которой возможно 
осуществить оценку и выбор участков, потен-
циально пригодных для размещения диокси-
да углерода. Сформированный подход услов-
но разделен на две стадии.

Выбор объектов хранения СО2
Для геологических объектов общеприня-

тыми являются следующие критерии выбора 
[1]:
•	 удерживающая способность объекта — от-

сутствие возможности утечки через нена-
дежные покрышки, разломы и трещины, 
герметичность существующих и проект-
ных скважин;

•	 вместимость — возможность размещения 
требуемого объема выбросов;

•	 приемистость — влияние на количество 
и конструкцию нагнетательных скважин 
и давление нагнетания;

•	 близость к объектам эмиссии — снижение 
затрат на логистику.

Удерживающая способность объекта
Существует два основных типа водонос-

ных объектов, используемых для размещения 
СО2 — открытые и закрытые. Закрытые глу-
бинные водоносные горизонты имеют есте-
ственные границы, сформированные геоло-
гическими ловушками или непроницаемыми 
разломами, наличие которых значительно 
снижает вероятность бокового оттока и про-
сачивания CO2 в смежные горизонты. Это 
делает такие объекты более благоприятными 
для выбора, но их объем меньше, чем у гори-
зонтов открытого типа.

Водоносные горизонты открытого типа 
представляют собой протяженные горизон-
тальные или пологопадающие формации 
водоносных пород. Ввиду их открытости CO2 
может перемещаться в латеральном направ-
лении, но низкая скорость перемещения 
и большая протяженность горизонтов дают 

основание считать, что ареал распростра-
нения СО2 будет ограничен в пространстве 
на существенный срок.

Как в случае структурных объектов, так 
и для объектов открытого типа, важно нали-
чие надежного флюидоупора, препятствую-
щего вертикальной миграции углекислого 
газа. Герметизирующая способность покры-
шек оценивалась с привлечением данных 
по стратиграфии, литологии, мощности 
и латеральной непрерывности первичной по-
крышки на основе имеющихся скважинных, 
керновых и сейсмических исследований.

Покрышками для выбранных объектов 
являются выдержанные по простиранию ре-
гиональные флюидоупоры. По данным керна, 
породы-покрышки представлены мелкозер-
нистыми, глинистыми аргиллитами и алевро-
литами с толщиной от 8 до 30 м (рис. 1).

На основании сейсмических исследо-
ваний проанализированы присутствующие 
в районе работ системы разломов, опреде-
лено, что ни одна из систем не затрагивает 
рассматриваемые объекты.

Закачка СО2 в районы размещения суще-
ствующих или проектных скважин требует до-
полнительных мероприятий по обеспечению 
и контролю за их герметичностью. При этом 
объекты закрытого типа, как правило, нахо-
дятся ближе к объектам эмиссии СО2, но со-
впадают в плане с залежами углеводородов.

В случае объектов открытого типа возмо-
жен выбор участка, не совпадающего с зоной 
размещения добывающих скважин, но для 

транспорта СО2 к нагнетательным скважинам 
требуется дополнительная инфраструктура. 
Выбор оптимального объекта должен быть 
определен экономическими расчетами. 

Уменьшению подвижности CO2 в обоих 
случаях может способствовать растворение 
углекислого газа в остаточной воде, остав-
шейся в водоносном горизонте, что снижа-
ет эффект плавучести, а также реакции CO2 
с минералами и образование твердых соеди-
нений [2].

Оценка вместимости объектов
Для оценки порового объема, изменения 

параметров пласта по площади и разрезу, 
определения наиболее перспективных участ-
ков построена трехмерная геологическая мо-
дель, позволяющая в пространстве оценить 
изменение параметров пласта по площади 
и разрезу, поровый объем, определить наи-
более перспективные участки для хранения.

Важным параметром для определения 
полезного объема хранилища, является эф-
фективный объем хранения, который опре-
деляется формулой (1):

	       Vэфф = V ∙ Кэфф		  (1)

где Vэфф — эффективный объем хранения; 
V — поровый объем; Кэфф — коэффициент 
эффективности хранения.

Коэффициент эффективности хранения 
характеризует долю объема пор, позволяю-
щего надежно удерживать закачанный СО2.

Рис. 1. Фото керна, отобранного из коллектора и флюидоупора
Fig. 1. Picture of the cores taken from the net-reservoir and seal zones
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В случае объектов закрытого типа, где 
проявляется эффект структурного удержива-
ния, коэффициент эффективности хранения 
определяется остаточной водонасыщенно-
стью и коэффициентом вытеснения воды 
диоксидом углерода. На основе керновых 
данных величина Кэфф для таких объектов 
составила 0,31 д. ед.

По объектам открытого типа Кэфф опре-
деляется величиной остаточной насыщенно-
сти диоксидом углерода. Ввиду отсутствия 
прямых лабораторных исследований оценка 
выполнена по эмпирическим методикам: 
в зависимости от пористости [3] и в зависимо-
сти от глубины и минерализации пластовой 
воды [4] ( рис. 2).

Обе методики показали близкий резуль-
тат — величина коэффициента эффективно-
сти остаточного хранения принята равной 
0,041.

С учетом описанных критериев выделены 
потенциально пригодные объекты хранения, 
оценен их объем (рис. 3).

Моделирование закачки СО2 в хранилище
Оценка протекающих в пласте процессов 

при эксплуатации хранилища выполнялась 
с использованием гидродинамических мо-
делей. Были проанализированы следующие 
показатели:
•	 потенциальный рабочий объем храни-

лища, доступный для размещения СО2 

при реализации планируемых сценариев 
закачки;

•	 необходимое количество и места разме-
щения нагнетательных скважин, а также 
требуемое устьевое давление для дости-
жения необходимой скорости закачки;

•	 пространственное распределение 
и механизмы удерживания СО2 в объекте 
хранения;

•	 динамика пластового давления;
•	 потенциальные сценарии миграции.

Предпосылки проведения расчетов:
•	 тип заканчивания скважин — горизон-

тальный, для обеспечения максимальной 
приемистости;

•	 размещение скважин в купольной части 
закрытых объектов и в центральной части 
открытых – для минимизации рисков ми-
грации газа;

•	 непревышение забойного давления выше 
90 % давления автоГРП покрышки — для 
предотвращения нарушения целостности 
покрышки;

•	 ограничение суммарного объема закачки 
по скважинам в соответствии с объемами 
выбросов СО2.
Для выбора возможных соотношений 

устьевого давления и необходимого коли-
чества нагнетательных скважин для закач-
ки требуемого объема выполнены расчеты 
серии вариантов с разным количеством 
скважин при разных значениях устьевого 
давления.

В качестве примера (рис. 4) приведены 
результаты для одного из участков. По ре-
зультатам расчетов отмечается возможность 
закачки необходимого объема СО2 при раз-
личных сценариях: либо за счет большего 
количества скважин 7–10, либо за счет увели-
чения устьевого давления 10–13 МПа. 

Оптимальный вариант должен быть 
определен на последующем этапе работ 
по результатам экономических расчетов со-
отношения стоимости наземной и подземной 
инфраструктуры и операционных расходов 
на закачку.

При неструктурном хранении возможна 
гравитационная миграция СО2 вдоль паде-
ния пласта. Рассматриваемые неструктурные 
объекты характеризуются невысокими угла-
ми падения: 0,45–0,58о, результаты моде-
лирования хранения в течение длительного 
срока (2 100 лет) показывают, что гравитаци-
онная миграция СО2 в таких условиях несуще-
ственна (рис. 5).

Итоги
•	 Сформированы подходы для обоснова-

ния выбора и оценки объектов геологиче-
ского хранения СО2.

•	 Для размещения СО2 пригодны два основ-
ных типа водоносных объектов — откры-
тые и закрытые.

•	 Объекты закрытого типа, в случае ме-
сторождений углеводородов, совпадают 
в плане с зоной размещения существу-
ющих и проектных скважин нефтяного 
фонда, что требует дополнительных ме-
роприятий для контроля и поддержания 
целостности.

•	 Объекты открытого типа позволяют более 
гибко подходить к размещению хранили-
ща и имеют больший объем.

•	 С применением геологического и гидро-
динамического моделирования оценены 
статические и динамические параметры 
объектов размещения.

•	 Полученные результаты работ на после-
дующих этапах планируется использовать 

Рис. 2. Зависимость коэффициента эффективности хранения от пористости 
и минерализации
Fig. 2. Storage efficiency factor vs. porosity and salinity

 Рис. 3. Матрица ранжирования потенциальных объектов
Fig. 3. Matrix of potential targets ranking

Рис. 4. Результаты гидродинамических расчетов для одного из участков
Fig. 4. Results of simulation runs for one of the areas
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при технико-экономических расчетах на-
земной и подземной инфраструктуры для 
выбора оптимальных вариантов реализа-
ции хранилищ.

Рис. 5. Результаты гидродинамических расчетов миграции СО2 на длительный срок
Fig. 5. Simulation runs for long-term СО2 migration

Выводы
Компания ПАО «НК «Роснефть» активно 
вовлечена в процесс реализации решений 
Парижского соглашения о климате: ведется 

проработка технологии CCS.
В области CCS сформированы подходы для 
обоснования выбора объектов геологическо-
го хранения СО2, выбраны объекты структур-
ного и неструктурного типа.
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Results
•	 Approaches have been formed to justify the choice and evaluation 

of candidate reservoirs for CO2 storage. 
•	 Two main types of aquifers are suitable for CO2 injection – open-type 

and closed-type.
•	 Closed-type targets, in the case of hydrocarbon deposits, coincide 

laterally with the zone of existing and planned oil wells, which 
requires additional measures to control and maintain integrity.

•	 Open-type targets allow for a more flexible approach to storage 
selection and have a larger storage capacity.

•	 The geological modeling and flow simulation allowed to estimate the 
static and dynamic parameters of the storage targets.

•	 The results of the study will be used at the subsequent stages for 
a feasibility study of the surface and subsurface infrastructure 
in order to select the optimal storage options.

Conclusions
“NK “Rosneft” PJSC actively contributes to implementing the decisions 
of the Paris Climate Agreement through the development of the CCS and 
CCUS technologies. 
In the CCS domain, approaches have been formed to justify the choice of 
geological targets for CO2 storage; the structural and non-structural types 
of reservoirs have been selected.
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