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Поиск новых объектов нефтегазонакопления  
в нижне-среднеюрском комплексе  
Карско-Ямало-Гыданского региона  
Западной Сибири

Search for new oil and gas accumulation objects in the Lower-Middle Jurassic complex  
of the Kara-Yamal-Gydan region of Western Siberia

Зинатуллина Л.И.
Институт проблем нефти и газа РАН, Москва, Россия

zinatullina@ipng.ru

Zinatullina L.I.
Oil and gas research institute RAS, Moscow, Russia

zinatullina@ipng.ru

Аннотация
В статье приведены результаты палеотектонических реконструкций малоизученных глубокозалегающих нижне-
среднеюрских отложений Карско-Ямало-Гыданского региона нефтегазонакопления. Выделены перспективные с точки 
зрения нефтегазонакопления объекты в этих комплексах. Изучен режим палеотектонических движений в течение нижне-
среднеюрского времени геологической истории на исследуемой территории. Полученные результаты позволили сделать 
выводы о новых объектах нефтегазонакопления.

Abstract
The article presents the results of paleotectonic reconstructions of poorly studied deep-lying Lower-Middle Jurassic deposits  
of the Kara-Yamal-Gydan region of gas and oil accumulation. Promising, from the point of view of oil and gas accumulation, objects in these 
complexes are identified. The regime of paleotectonic movements during the Lower-Middle Jurassic time of geological history in the study area 
has been studied. The results obtained allowed us to draw conclusions about new objects of oil and gas accumulation.

Материалы и методы
С использованием программного комплекса и технологий 
моделирования «PetroMod» компании «Schlumberger» проведена 
реконструкция эволюции осадочного бассейна в течение 
всей геологической истории развития. Применялись методы 
бассейнового анализа и анализа углеводородных систем.  
Объектами исследования послужили нижне-среднеюрские 
отложения Карско-Ямало-Гыданского региона.

Ключевые слова
перспективы нефтегазоносности, Западная Сибирь, доюрские 
отложения, нижне-среднеюрские отложения,  
Карско-Ямало-Гыданский регион, палеотектонические 
реконструкции

Materials and methods
Using the software package and modeling technologies “PetroMod” 
of the company “Schlumberger”, the reconstruction of the evolution 
of the sedimentary basin throughout the entire geological history of 
development was carried out. Methods of basin analysis and analysis of 
hydrocarbon systems were applied. The objects of study were the Lower-
Middle Jurassic deposits of the Kara-Yamal-Gydan region.

Keywords
oil and gas prospects, Western Siberia, pre-Jurassic deposit,  
Lower-Middle Jurassic deposit, Yamal Peninsula, Gydan Peninsula, 
paleotectonic reconstructions
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Введение
Для эффективного поиска залежей неф-

ти и газа в большой степени важно изучение 
и уточнение истории геологического разви-
тия осадочных бассейнов и крупных структур-
ных элементов, контролирующих зоны регио-
нального нефтегазонакопления. 

Изучение палеотектонических особен-
ностей всего бассейна осадконакопления 
и крупных тектонических элементов, ко-
торые определяют литолого-фациальные 
и структурные условия нефтегазообразо-
вания и нефтегазонакопления, важно для 
поиска структурных элементов, способных 
аккумулировать углеводороды. Время обра-
зования и характер тектонического развития 
ловушки являются определяющими фактора-
ми, на которые было направлено внимание 
при исследовании территории на наличие 
залежей нефти и газа в нижне-среднеюрских 
и доюрских комплексах. 

Результаты и обсуждения
Целью данной работы является оценка 

перспектив нефтегазоносности северной 
части ЗСНГП: полуостровов Ямал, Гыдан, 
включая Обскую губу и прилегающую аква-
торию Карского моря (рис. 1). Исследование 
проводилось на основе изучения истории  
геологического развития территории с ис-
пользованием историко-генетического мето-
да и методики моделирования в программ-
ном комплексе (PetroMod, Schlumberger) [1].  
При сборе исходной для моделирования гео-
лого-геофизической и геохимической инфор-
мации по изучаемому региону использованы 
материалы из работ [2, 4 ,5].

Восстановление истории погружения 
бассейна является неотъемлемой частью 
процесса моделирования и позволяет оце-
нить скорость осадконакопления и погруже-
ния бассейна, восстановить мощность оса-
дочного чехла для каждого отдельно взятого 
этапа геологической истории, а также выя-
вить закономерности нефтегазообразования 
и нефтегазонакопления [3].

Для анализа палеотектонического разви-
тия бассейна по результатам бассейнового 
моделирования были созданы двухмерные 
структурно-тектонические модели осадоч-
ного бассейна Карско-Ямало-Гыданского  
региона, включающие следующие 
поверхности: 
•	 по подошве недислоцированных мезозой-

ских образований осадочного чехла — по-
дошва нижнеюрских отложений — кровля 
фундамента — отражающий сейсмогори-
зонт «А» («Ia» на востоке территории); 

•	 по кровле аален-тоарских отложений 
нижнеюрских отложений — кровля лай-
динской свиты — отражающий сейсмого-
ризонт «Т3»;

•	 по кровле нижнеюрско-верхнеберриас-
ских отложений — кровля баженовской, 
даниловской и гольчихинской свит —  
отражающий сейсмогоризонт «Б»;

•	 по кровле альб-сеноманских отложе-
ний — кровля марресалинской и покур-
ской свит — отражающий сейсмогоризонт 
«Г»;

•	 топографическая основа.
Палеотектонические модели являются 

основным элементом анализа тектонических 
движений (палеотектонического анализа). 
Они необходимы для установления после-
довательности формирования структурных 
элементов во времени. Методика построе-
ния палеотектонических моделей основы-
вается на принципах выравнивания, когда 

принимают поверхность предыдущего уровня 
осадконакопления условно в виде выровнен-
ного горизонтального рельефа.

Модели палеотектонических реконструк-
ций построены последовательно путем нара-
щивания мощностей от более древних к более 
ранним стратиграфическим подразделениям 
всего осадочного чехла. При восстановлении 
погружения учитывалось уплотнение пород 
с глубиной погружения для восстановления 
исходных мощностей осадков до уплотнения.

Анализ результатов детальной палео- 
тектонической реконструкции истории нако-
пления отложений свидетельствует об унас-
ледовательности развития территории до ма-
астрихтского яруса.

Результаты палеотектонических иссле-
дований позволили оценить основные этапы 

Рис. 1. Обзорная схема исследуемой 
территории
Fig. 1. Overview scheme of the study area

Рис. 2. Результаты детальной палеотектонической реконструкции фрагмента 
по профилю А-Б
Fig. 2. Results of detailed paleotectonic reconstruction of the fragment along the profile A-Б
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формирования и трансформации ловушек 
нефти и газа во времени (рис. 3). 

Анализ палеотектонического профи-
ля по выбранному направлению начина-
ется с отложений нижнеюрского периода  
геттанг-тоарского ярусов (201,3–174,1 млн лет 
назад). В этот период было накоплено около 
2 000 м в наиболее погруженных участках. 
Скорость осадконакопления в этот период со-
ставила 73,5 м/млн л.

Проанализированы палеотектонические 
разрезы на наличие ловушек, образовавших-
ся в нижне-среднеюрское время. И выявлены 
в каждой из выделенных генерационно-акку-
муляционных углеводородных систем (ГАУС) 
в исследуемых комплексах четыре зоны 
со структурными особенностями: ловушка-
ми, сохранившимися к настоящему времени 
(табл. 1).

Выявленные в результате палеотекто-
нических исследований ловушки являются 

новыми объектами, перспективными в неф- 
тегазоносном отношении.

Итоги
Проанализировано и уточнено палеотектони-
ческое развитие Карско-Ямало-Гыданского  
региона и выявлены новые особенности стро-
ения осадочного чехла. 
Восстановлена исходная мощность отложе-
ний, в том числе нижне-среднеюрских, до 
уплотнения, и определено время образо-
вания ловушек и тектонических элементов 
в нижне-среднеюрских глубокозалегаю-
щих отложениях Карско-Ямало-Гыданского  
региона — зоны нефтегазонакопления.
Оценены основные этапы формирования 
и трансформации ловушек нефти и газа во 
времени.
С помощью палеотектонических реконструк-
ций восстановлена история развития бассей-
на осадконакопления исследуемого региона, 

что позволило оценить интенсивность про-
гибания, скорость осадконакопления и по-
гружения бассейна; восстановить мощность 
осадочного чехла, в частности нижне-сред-
неюрских отложений, для каждого отдельно 
взятого этапа развития геологической исто-
рии; а также выявить закономерности нефте-
газообразования и нефтегазонакопления.

Выводы
Территория Карско-Ямало-Гыданского рай-
она нефтегазонакопления имеет конседи-
ментационное строение. Основные струк-
турные элементы — мегавалы (Нурминский, 
Северо-Ямальский, Средне-Ямальский, 
Геофизический, Гыданский свод), прогибы 
(Северо-Сеяхинский мегапрогиб) — сфор-
мировались до начала образования юрских 
отложений. На исследуемой территории пре-
обладал тектонический режим относитель-
но устойчивого и длительного прогибания 
и устойчивой седиментации, положительно 
влиявший на сохранность сформировавших-
ся на разных этапах развития территории 
залежей углеводородов. Процессы разру-
шения на исследуемой территории в данных 
комплексах слабовыраженные, что является 
предпосылкой для формирования нефтегазо-
вых скоплений. Выделены перспективные с 
точки зрения нефтегазонакопления объекты 
в этих комплексах.
Устойчивое прогибание территории благо-
приятно сказалось на условиях нефтегазо-
образования, в свою очередь, последующие 
тектонические процессы стали благоприят-
ным фактором для нефтегазонакопления. 
Устойчивое прогибание территории созда-
ло благоприятные условия для нефтегазо-
образования, а последующие тектонические 
процессы создали хорошие условия для 
нефтегазонакопления.
Выделенные структурные элементы имеют 
антиклинальную форму строения. По типу 
эти структуры являются сводовыми. Амплиту-
ды ловушек достаточные для аккумуляции в 
них углеводородов. Рассмотренные ловушки 
имели длительную историю развития и имеют 
конседиментационное строение.
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Рис. 3. Выделенные ловушки в Карско-Ямало-Гыданском регионе в нижне-среднеюрском 
интервале разреза по профилю А-Б
Fig. 3. Identified traps in the Kara-Yamal-Gydan region in the Lower-Middle Jurassic interval  
of the section along the A-Б profile
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Results
The paleotectonic development of the Kara-Yamal-Gydan region has been 
analyzed and refined, and new structural features of the sedimentary 
cover have been revealed.
The initial thickness of the deposits, including the Lower-Middle Jurassic, 
was restored before compaction, and the time of formation of traps and 
tectonic elements in the Lower-Middle Jurassic deep deposits of the Kara-
Yamal-Gydan region – the gas-oil accumulation zone was determined.
The main stages of formation and transformation of oil and gas traps 
in time are estimated. With the help of paleotectonic reconstructions, 
the history of the development of the sedimentation basin of the study 
region was restored, which made it possible to assess the intensity of 
subsidence, the rate of sedimentation, and subsidence of the basin, to 
restore the thickness of the sedimentary cover, in particular, the Lower-
Middle Jurassic deposits, for each individual stage in the development 
of geological history, and also made it possible to identify patterns of oil 
and gas formation and oil and gas accumulation.

Сonclusions
The territory of the Karsko-Yamal-Gydansk region of oil and gas 
accumulation has a consedimentary structure. The main structural 
elements – megaswells (Nurminsky, Severo-Yamalsky, Sredne-Yamalsky, 

Geophysical, Gydansky arch), troughs (North-Seyakhinsky megatrough) –  
were formed before the formation of Jurassic deposits. The study area 
was dominated by a tectonic regime of relatively stable and long-term 
subsidence and stable sedimentation, which had a positive effect on the 
safety of hydrocarbon deposits formed at different stages of development 
of the territory. The processes of destruction in the study area in these 
complexes are weakly expressed, which is a prerequisite for the formation 
of oil and gas accumulations. The distinguished structural elements have 
an anticlinal domed shape of the structure. By type, these structures are 
vaulted. The amplitudes of the traps are sufficient for the accumulation of 
hydrocarbons in them. Prospective objects in these complexes from the 
point of view of oil and gas accumulation are identified.
The stable subsidence of the territory favorably affected the conditions 
of oil and gas formation, in turn, subsequent tectonic processes became 
a favorable factor for oil and gas accumulation. The stable subsidence of 
the territory created favorable conditions for oil and gas formation, and 
subsequent tectonic processes created good conditions for oil and gas 
accumulation.
The identified structural elements have an anticlinal structure. By type, 
these structures are vaulted. The amplitudes of the traps are sufficient for 
the accumulation of hydrocarbons in them. The considered traps had a 
long history of development and have a consedimentary structure.
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Табл. 1. Характеристика ловушек Карско-Ямало-Гыданского региона нижне-среднеюрского интервала отложений по разрезу А-Б
Tab. 1. Characteristics of traps in the Kara-Yamal-Gydan region of the Lower-Middle Jurassic sediment interval along section A-Б

№ ловушки 1 2 3 4

Возраст продуктивных 
горизонтов

J1 J1 J1-2 J2

ГАУС левинско-шараповская китербютско-надояхская лайдинско-вымская леонтьевско-малышевская

Время формирования 
ловушки, млн л. назад

180,5 173 140 132

Тип ловушки сводная сводная сводная сводная

Амплитуда ловушки, м 90 80 85 110

Геометрия складок антиклинальная антиклинальная антиклинальная антиклинальная

Сохранена/разрушена 
ловушка

сохранена сохранена сохранена сохранена
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Аннотация
Применена методика палеотектонического анализа для восстановления тектонического развития южной части Мансийской 
синеклизы с учетом эффекта уплотнения пород. 
Количественно подтверждено, что основной прирост амплитуды структур южной части Мансийской синеклизы произошел 
в меловое время; на протяжении кайнозойского этапа развития территории не было существенного прироста амплитуды 
структур. 
Результаты анализа тектонического развития являются основой для реконструкции процессов нафтидогенеза и прогноза 
месторождений нефти и газа.

Abstract
A technique of paleotectonic analysis was applied to restore the tectonic development of the southern part of the Mansiysk syneclise, taking 
into account rock compaction effect. It has been quantitatively confirmed that the main increase in the amplitude of structures of the southern 
part of the Mansiysk syneclise occurred in Cretaceous; during the Cenozoic stage of the development of the territory, there was no a significant 
increase in the amplitude of the structure. The results of the tectonic development analysis are a basis for reconstructions of naftidogenesis 
processes and a forecast of oil and gas fields.

Материалы и методы
Материалы: информация разномасштабных геолого-геофизических 
исследований, включая исследования керна, интерпретации ГИС, 
региональные и локальные данные сейсмических исследований.
Методы: использованы методики интерпретации ГИС и сейсмических 
данных, палеотектонический метод, методы математического 
моделирования эволюции чехла осадочного бассейна.

Ключевые слова
осадочный чехол Западно-Сибирской геосинеклизы, тектоническое 
развитие, палеоструктурные разрезы, эффект уплотнения пород, 
месторождения нефти и газа

Materials and methods
Materials: information from multi-scale geological and geophysical 
studies, including core studies, well logging interpretations, regional 
and local seismic data.
Methods: well logging and seismic data interpretation techniques, 
paleotectonic method, methods of mathematical modeling of the 
evolution of the sedimentary basin cover were used.

Keywords
sedimentary cover of the West Siberian geosyneclise, tectonic 
development, paleostructural sections, rock compaction effect, oil and 
gas fields
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Введение
Анализ тектонического развития  

какой-либо территории с целью прогноза 
ее нефтегазоносности применяется в нефтя-
ной геологии уже около 100 лет.

Тектоническое развитие для осадочного 
чехла бассейнов восстанавливается, с неко-
торыми поправками и допущениями, с по-
мощью метода анализа мощностей. Для того 
чтобы выводы о тектоническом развитии тер-
ритории были более корректными, анализи-
руются условия осадконакопления.

При этом принимается, что если осад-
конакопление было компенсирован-
ным или близким к компенсированному, 
то в этом случае зоны отсутствия отложений 
или уменьшенных толщин принципиально 
будут соответствовать таковым, которые 
испытывали поднятие (в абсолютных вели-
чинах). Зоны присутствия отложений или 
увеличенных толщин будут принципиально 
соответствовать территориям с нисходящи-
ми (в абсолютных величинах) тектонически-
ми движениями.

Элементы подхода анализа мощно-
стей и фаций, вероятно, были разработаны 
и впервые применены М. Бертраном в 1892 г. 
(согласно Карпинскому, 1894 г.) для проведе-
ния анализа развития Парижского бассейна. 
Почти одновременно этот подход нашел от-
ражение в трудах А.П. Карпинского [5, 6], ко-
торый использовал его для анализа тектони-
ческих движений на Восточно-Европейской 
платформе. Впервые метод графического 
изображения распределения мощностей от-
ложений по площади был применен в 1908 г.  
при подсчетах запасов угля Геологической 
службой США.

В России первопроходцем применения 
метода анализа мощностей в нефтяной гео-
логии был И.М. Губкин в 1912–1913 гг. [3, 4].  
С целью выяснения топографии древней 
эрозионной ложбины, в которой отложились 
продуктивные пески Нефтяно-Ширванского 
месторождения, им были построены карты 
изопахит. Систематическая работа над мето-
дом изучения тектонических структур с помо-
щью анализа мощностей была начата в Гео-
логическом институте Академии наук СССР  
по инициативе академика Н.С. Шатского, ко-
торый использовал этот метод в своей статье 
в 1924 г. при исследовании тектоники Донец-
кого бассейна [15].

Весомый вклад в разработку метода 
анализа мощностей внесли В.В. Белоусов,  
В.С. Бочкарев, Р.Г. Гарецкий, И.М. Губкин, 
М.П. Казаков, Ю.А. Косыгин, В.Б. Нейман, 
И.И. Нестеров, В.И. Попов, А.Б. Ронов,  
М.Я. Рудкевич, М.М. Тетяев, В.Е. Хаин,  
П.Е. Харитонов, А.Л. Яншин, Е.М. Макси-
мов, а также N.W. Bass, K. Emery, D. Hager,  
S. Rittenberg, C.L. Moddy и другие.

В Западной Сибири этот метод использо-
вали В.С. Бочкарев, С.Ю. Беляев, В.В. Гребе-
нюк, Ф.Г. Гурари, Н.П. Запивалов, А.Э. Кон-
торович, В.А. Конторович, К.И. Микуленко,  
Е.М. Максимов, И.И. Нестеров, М.Я. Руд-
кевич, Ф.К. Салманов, В.С. Старосельцев,  
В.С. Сурков, А.А. Трофимук и другие.

Настоящая работа является элементом 
в обширном цикле исследований по рекон-
струкции процессов нефтегазообразования 
в Западно-Сибирском осадочном бассейне. Она 
направлена на отработку и уточнение методики 
подобного рода исследований в рамках компью-
терного моделирования осадочных бассейнов.

Объект и территория исследования 
Территория исследования (рис. 1а) 

расположена в центральной части Западной 
Сибири, на правом берегу реки Иртыш, при-
близительно в 100 км от г. Ханты-Мансийска  
и 130 км от г. Сургута.

В качестве объекта исследования 
в работе был выбран осадочный мезозойско- 
кайнозойский чехол в южной части Мансий-
ской синеклизы.

Мансийская синеклиза — отрицательная 
замкнутая надпорядковая структура, вы-
деленная В.Д. Наливкиным и другими еще 
в 1965 г. На карте тектонического райониро-
вания кровли юрского структурного яруса она 
находится во внутренней области Западно- 
Сибирской геосинеклизы, в пределах Обской 
региональной ступени. В пределах исследу-
емой территории Мансийская синеклиза ос-
ложнена крупной положительной структурой 
II порядка — Демьянским куполовидным ме-
зоподнятием [12].

Демьянское куполовидное мезоподнятие 
имеет длину почти 100 км при максималь-
ной ширине 60 км. Оно ограничено изогип-
сой минус 2 840 м. Демьянское куполовид-
ное мезоподнятие имеет площадь 2 280 км2 
и амплитуду 110 м. Оно осложнено двумя  
структурами III порядка [12].

Целью работы является реконструкция 
тектонического развития территории с уче-
том эффекта уплотнения осадочных пород 
южной части Мансийской синеклизы в мело-
вое, палеогеновое, неогеновое и четвертич-
ное время и определение времени и величи-
ны изменения амплитуд структур. 

Методика исследования
Принципиально схема исследования тек-

тонического развития осадочного бассейна 
включает следующие стадии:
•	 формирование банка данных с разбив-

ками разрезов поисково-разведочных, 
колонковых скважин и определение со-
временных толщин стратиграфических 
интервалов по данным ГИС и опублико-
ванной литературы [7, 14];

•	 определение литологического состава от-
ложений на основе ГИС данных поисково- 
разведочных, информации колонковых 
скважин, описания керна и опубликован-
ной литературы [1, 2, 8, 14, 16];

•	 расчет толщины отдельных стратигра-
фических интервалов на определенные 
моменты времени с учетом разуплотне-
ния; на этой основе расчет глубины за-
легания подошвы и кровли комплексов 
на те же моменты времени;

•	 анализ линейных зависимостей залегания 
глубины баженовской свиты от толщин 
мегакомплексов согласно методике [11]  
без учета эффекта уплотнения пород;

•	 анализ линейных зависимостей залега-
ния глубины баженовской свиты от тол-
щин мегакомплексов с учетом эффекта 
уплотнения пород;

•	 анализ результатов тектонического 
развития территории в мезозойско- 
кайнозойское время.
В работе для решения задач интерпо-

ляции использованы структурные карты 

Рис. 1. Тектоническая карта: 1 — изученные скважины; 2 — линия профиля;  
3–8 — тектонические элементы: 3 — Демьянское куполовидное мезоподнятие,  
4 — положительные III порядка (1 — Верхнесалымское куполовидное поднятие, 2 — Северо-
Демьянское куполовидное поднятие), 5 — Мансийская синеклиза, 6 — отрицательные 
I порядка (I — Юганская мегавпадина, II — Нижнедемьянская мегавпадина, III — Усть-
Демьянская мегавпадина), 7 — отрицательные II порядка (1 — Салымский мезопрогиб,  
2 — Усть-Демьянская мезовпадина), 8 — отрицательные III порядка (1 — Алтайская 
впадина, 2 — Северо-Салымский прогиб, 3 — Западно-Юганская впадина, 4 — Лымкойская 
впадина, 5 — Большекуньякский прогиб)
Fig. 1. Tectonic map: 1 – studied wells; 2 – profile line; 3–8 – tectonic elements: 3 – Demyansk 
dome-shaped meso-uplift, 4 – positive III order (1 – Upper Salym dome-shaped uplift,  
2 – North Demyansk dome-shaped uplift), 5 – Mansi syneclise, 6 – negative I order (I – Yugansk 
megadepression, II – Lower Demyansk megadepression, III – Ust-Demyansk megadepression), 
7 – negative II order (1 – Salym mesotrough, 2 – Ust-Demyansk mesodepression), 8 – negative 
III order (1 – Altai depression, 2 – North Salym trough, 3 – West Yugansk depression, 4 – Lymkoi 
depression, 5 – Bolshekunyak trough)
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по основным отражающим горизонтам и схема 
тектонического районирования территории, 
построенные В.А. Конторовичем и др. [11, 12],  
данные по стратиграфическому расчленению 
юрской и меловой частей разреза.

Для эталонных расчетов разуплотнения 
были выбраны три скважины: Верхнесалым-
ская 7, Соровская 1, Каренская 400, которые 
вскрыли мезозойско-кайнозойский осадоч-
ный чехол на значительную толщину. Сква-
жины находятся в разных структурно-текто-
нических обстановках: в центральной части 
территории исследования — на Верхнеса-
лымском куполовидном поднятии (Верхне-
салымская 7), в переходной зоне (Соровская 
1) и в депрессионной зоне — около Салым-
ского мезопрогиба скважина Каренская 400  
(рис. 1б). 

Для характеристики западной части тер-
ритории исследования для расчетов была 
создана Псевдоскважина 1 (ПС 1), которая 
приурочена к Усть-Демьянской мезовпади-
не. ПС 1 представляет собой гипотетическую 
скважину, абсолютные отметки залегания 
стратиграфических интервалов, литология 

и другие параметры определены на основа-
нии геолого-геофизических данных сосед-
них территорий и с помощью методов ма-
тематической статистики. При определении 
геолого-геофизических параметров, харак-
теризующих ПС 1, учитывалась также опубли-
кованная информация.

Для расчета мощностей осадочных ком-
плексов, с учетом разуплотнения слагающих 
их пород, разрез мезозойско-кайнозойских 
отложений был разбит на 40 слоев. Наибо-
лее мощные отложения покурской свиты 
и клиноформного комплекса нижнего мела 
разделены на 7 и 8 слоев соответственно. 
Восстановление первоначальной мощности 
производилось с использованием программ-
ного пакета «Genex» на основе зависимости 
изменения пористости с глубиной для различ-
ных пород [17, 19].

Так как, по литературным данным [8], 
основной прирост амплитуды положитель-
ных структур произошел в мелу — кайнозое, 
в данной работе использовано по возмож-
ности детальное расчленение верхней части 
разреза мезозойско-кайнозойского чехла.

Некоторые черты геологического строения 
района исследований

Фундамент представлен эффузивами 
разного состава, а также туфопесчаниками, 
песчаниками, алевролитами, конгломера-
тами, глинистыми известняками, сланцами 
(глинистого, хлорит-серицит-кварцевого 
состава и др.), известняками. Возраст обра-
зований фундамента для центральных рай-
онов Западной Сибири — доюрский. Оса-
дочный мезозойско-кайнозойский чехол 
состоит из песчаников, алевролитов, аргил-
литов, углей и их неуплотненных аналогов, 
которые были разделены на пять комплек-
сов: юрский, неокомский, альб-туронский, 
коньяк-маастрихтский и кайнозойский.

В работе была использована тектониче-
ская карта (А.Э. Конторович), построенная 
на основе данных по отражающему гори-
зонту IIa, который является хорошо марки-
руемым горизонтом в осадочном мезозой-
ско-кайнозойском чехле Западно-Сибирской 
геосинеклизы [11]. На рисунке 1б приведен 
фрагмент тектонической схемы с привязкой 
детально изученных скважин к тектониче-
ским элементам.

В центральной части Западно-Сибирско-
го мегабассейна одним из нефтегазоносных 
комплексов является горизонт Ю0 верхней 
юры (титон). На этой территории главным 
генератором нефти было органическое ве-
щество (ОВ) баженовской и в меньшей мере 
горелой и тюменской свит и их аналогов. 
В горизонте Ю0, как показали геохимические 
исследования нефтегазовых систем «нефте-
производящие породы — нефти», аккумули-
ровались нефти баженовской свиты. Основ-
ным источником нефтей мелового комплекса 
и частично среднеюрского являлось также 
аквагенное органическое вещество баженов-
ской свиты [9, 10].

Тектоническое развитие южной части 
Мансийской синеклизы в мезозойско-
кайнозойское время

Согласно схеме исследования, приведен-
ной выше, были рассчитаны толщины отдель-
ных комплексов на определенные моменты 
времени с учетом разуплотнения; на этой 
основе определены глубины залегания подо-
швы и кровли комплексов на те же моменты 
времени. Было построено (рис. 2) 5 разрезов 
(четыре палео и один современный), про-
ходящих через четыре детально изученные 
скважины. 

Палеоразрезы созданы на момент фор-
мирования кровли баженовской (конец юры, 
титон), алымской (конец неокома, апт), кузне-
цовской (верхний мел, турон) и ганькинской 
(конец мела, маастрихт) свит.

Палеоразрез на баженовское время 
(конец юры, титон)

Отложения аналогов тогурской свиты 
и нижележащих свит, с которых начинается 
осадочный чехол, расположены в наиболее 
погруженных частях юрского палеорелье-
фа на территории южной части Мансийской 
синеклизы. Они выклиниваются на склонах 
Демьянского куполовидного мезоподнятия 
и полностью отсутствуют в его сводовой части.

Толщина юрского разуплотненного раз-
реза не превышает 650 м. В сводовой части 
современного Демьянского куполовидно-
го мезоподнятия (скважина Верхнесалым-
ская 7) в раннеюрское время существовало 
палеоподнятие, относительно контрастно 
выраженное в рельефе подошвы осадочно-
го чехла (рис. 2а). Минимальное значение 

Рис. 2. Геологические разрезы территории южной части Мансийской синеклизы 
(на различные временные моменты): а — на время формирования кровли баженовской 
(конец юры, титон), б — алымской (конец неокома, апт), в — кузнецовской (верхний мел, 
турон), г — ганькинской (конец мела, маастрихт) свит, д — современный:  
1 — преимущественно песчаные отложения, 2 — преимущественно глинистые 
отложения, 3 — фундамент, 4 — баженовская свита, 5 — аналоги тогурской свиты
Fig. 2. Geological sections of the territory of the southern part of the Mansi syneclise (at different 
time points): а – at the time of the formation of the top of the Bazhenov (end of the Jurassic, 
Tithonian), б – Alymskaya (end of the Neocomian, Aptian), в – Kuznetsovskaya (Upper Cretaceous, 
Turonian), г – Gankinskaya (late Cretaceous, Maastrichtian) formations, д – modern: 1 – mostly 
sandy deposits, 2 – mostly clayey deposits, 3 – basement, 4 – Bazhenov formation, 5 – analogues 
of the Togur formation
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глубины залегания подошвы юрского ком-
плекса на это время (около 500 м) — в сква-
жине Верхнесалымская 7. На территории 
Усть-Демьянской мезовпадины (ПС 1) и в рай-
оне скважины Соровская 1 глубина залегания 
фундамента составляла около 650 м. На глу-
бине почти 560 м фундамент залегал в райо-
не скважины Каренская 400.

 
Палеоразрез на алымское время (конец 
неокома, апт)

За период между баженовским и алым-
ским временем в южной части Мансийской 
синеклизы накопился неокомский комплекс, 
толщиною около 1 300 м. Глубина залегания 
его подошвы варьирует от 1 170 до 1 380 м.

Кровля фундамента залегала на глубине 
в среднем около 1 700 м, однако наиболее 
приподнятой частью был район, где распо-
ложена скважина Верхнесалымская 7 (почти 
1 560 м), а наиболее погруженная область 
(1 870 м) располагалась на территории 
Усть-Демьянской мезовпадины (ПС 1). Анализ 
палеоразреза показывает, что наиболее при-
поднятой областью являлся район скважины 
Верхнесалымской 7 (рис. 2б). Толщина отло-
жений неокомского комплекса больше в за-
падной части, чем в восточной.

К концу формирования алымской свиты 
(конец неокома, апт) толщина юрской тол-
щи в среднем была 450 м, уплотнение пород 
составило от 25 до 27 % от первоначальной. 
За счет уплотнения кровля юрских отложений 
«опустилась» на 11–13% (130–180 м). Однако 
реальное прогибание кровли юрского ком-
плекса равно 1 170–1 380 м. Вероятно, что 
опускание на величину от 1 040 до 1 200 м об-
условлено неравномерными вертикальными 
движениями блоков фундамента, связанны-
ми с глубинными процессами.

Палеоразрез на кузнецовское время 
(турон)

За период между алымским и кузнецов-
ским временем на территории исследова-
ния накопились отложения викуловской, 
ханты-мансийской, уватской и кузнецовской 
свит. Общая толщина четырех свит составляет 
около 1 050 м, изменяясь от 1 000 до 1 100 м. 
Анализ палеоразреза свидетельствует о том, 
что их рельеф (по кровлям свит) был диффе-
ренцирован слабо, а его расчлененность уве-
личивается вниз по разрезу, достигая макси-
мальной в кровле фундамента (рис. 2в).

Кровля фундамента залегала на глубине 
в среднем около 2 500 м. Наиболее припод-
нятой частью остается район скважины Верх-
несалымской 7 (около 2 350 м), а наиболее 
погруженные области (около 2 650 м) распола-
гались в восточной и западной частях террито-
рии исследования (скважины Каренская 400  
и ПС 1). Кровля баженовской свиты залегала 
на глубине около 2 150 м (минимальная около 
2 000 м, максимальная почти 2 300 м).

Толщина юрского комплекса в среднем 
составляет 420 м, изменяясь от 360 до 480 м.  
Породы уплотнились еще почти на 7 %, 
а общее уплотнение составило не более 35 % 
от первоначальной толщины комплекса; по-
гружение кровли юрского комплекса за счет 
уплотнения около 3 % общего погружения 
за этот период. 

К концу кузнецовского времени (турон) 
толщина неокомского комплекса в среднем 
составляет около 1 100 м (скважина Соров-
ская 1), при максимальной толщине почти 
1 150 м (ПС 1) и минимальной — 980 м (сква-
жина Верхнесалымская 7). Глубина залегания 
подошвы комплекса не превышает 2 250 м.  

Породы неокомского комплекса уплотнились 
на 190–270 м (16–20 %) от первоначальной 
толщины. Погружение, вызванное уплотне-
нием неокомского комплекса, составило 
20–25 % от общего за альб-туронское время.

Палеоразрез на ганькинское время  
(конец мела, маастрихт)

За период между кузнецовским и гань-
кинским временем на территории исследо-
вания накопились отложения березовской 
и ганькинской свит.

Общая первоначальная толщина свит 
составляет почти 400 м; максимальные тол-
щины (около 450 м) приурочены к западной 
и восточной частям территории исследова-
ния, а минимальные (около 340 м) — к рай-
ону, где расположена скважина Соровская 1. 
По кровлям юрских и частично нижнемело-
вых горизонтов наиболее приподнятая часть 
расположена в районе скважины Верхне-
салымская 7. Для некоторых вышележаших 
свит, например для кровли ханты-мансий-
ской свиты, характерно уменьшение глубины 
залегания в восточном направлении.

Среднее значение глубины залегания 
кровли фундамента равно 2 700 м (рис. 2г). 
Наиболее приподнятый участок располо-
жен в районе Верхнесалымской скважины  
(2 600 м), а наиболее погруженные (около 
2 800 м) — приручены к западной и восточной 
частям территории исследования. Отметки за-
легания подошвы осадочного мезозойско-кай-
нозойского чехла в районе скважины Соров-
ская 1 близки к таковым в Каренской 400.

Толщина юрского комплекса изменяется 
от 340 до 470 м и в среднем составляет поч-
ти 400 м. Породы уплотнились еще не более 
чем на 3 %, а общее уплотнение составило 
не более 40 % от первоначальной толщины 
комплекса. Погружение кровли юрского ком-
плекса за счет уплотнения пород не более 3 % 
общего погружения за этот период. 

На момент формирования кровли гань-
кинской свиты средняя толщина неокомского 
комплекса равна 1 050 м (минимальная 950 м,  
а максимальная 1 120 м). Относительно 
кузнецовского времени породы уплотни-
лись на 2–3 %. За счет уплотнения отло-
жений кровля этого комплекса опустилась 
на 6–7 % от общего за этот период, что соста-
вило не более 50 м; общее уплотнение пород 
составило 18–21 % от первоначальной толщи-
ны комплекса.

Расположенный выше неокомского 
альб-туронский комплекс имеет минималь-
ную толщину около 900 м, а максимальную — 
почти 1 000 м, при средней — около 950 м. 
Толщина комплекса уменьшилась на 9–11 % 
от первоначальной. Погружение, вызванное 
уплотнением пород, составило почти 30 % 
от общего (100 м). Опускание на величину 
около 250 м обусловлено, вероятно, нерав-
номерными вертикальными движениями 
блоков фундамента.

Современный разрез
За период между ганькинским и совре-

менным временем (т.е. в течение кайнозой-
ского периода) на территории исследования 
накопились отложения талицкой, люлинвор-
ской, тавдинской, туртасской, новомихайлов-
ской свит, отложения неогенового и четвер-
тичного возрастов.

Общая толщина отложений составляет 
около 800 м; максимальные толщины (около 
850 м) приурочены к восточной части терри-
тории исследования, а минимальные (около 
810 м) — к району скважины Соровская 1. 

Аналогично предыдущему этапу наиболее 
приподнятая часть по кровлям юрских и ча-
стично нижнемеловых горизонтов располо-
жена в районе скважины Верхнесалымская 7.  
Для вышележащих свит характерно, что мак-
симально приподнятая область расположена 
в районе скважины Соровская 1. В целом 
расчлененность рельефа увеличивается вниз 
по разрезу (рис. 2д).

Фундамент залегает на глубине около 
3 400 м (Соровская 1), изменяясь от поч-
ти 3 200 м (Верхнесалымская 7) до 3 600 м  
(ПС 1). Наиболее погруженные области приу-
рочены к западной и восточной частям терри-
тории исследования.

Толщина юрского комплекса изменяется 
от около 340 до 470 м, при средней — почти 
400 м. Отложения уплотнились не более чем 
на 0,5%, а их общее уплотнение составило 
не более 40 % от первоначальной толщины 
комплекса; погружение кровли юрского ком-
плекса за счет уплотнения пород не более 
0,5 % от общего погружения за этот период.

Отложения неокома уплотнились еще 
на 3–4 %, что составило около 40–50 м; об-
щее уплотнение пород составило не более 
25 % от первоначальной толщины комплекса. 
Погружение за счет уплотнения пород равно 
около 4 % от общего. Толщина неокомского 
комплекса составляет около 1 000 м.

К современному моменту толщина 
альб-туронского комплекса составляет около 
850 м, изменяясь от 820 до 890 м. Отложе-
ния, по сравнению с ганькинским временем, 
уплотнились еще почти на 10 % (95 м); общее 
уменьшение толщины составило около 20 % 
от первоначальной.

Расположенный выше альб-туронского 
коньяк-маастрихтский комплекс имеет ми-
нимальную толщину около 210 м, а макси-
мальную — почти 250 м, при средней — око-
ло 230 м. Толщина комплекса уменьшилась 
почти на 32 % от первоначальной. Погруже-
ние, вызванное уплотнением пород, равно 
11–14 % от общего (110 м). Опускание на ве-
личину около 700 м (89–86 %) обусловлено, 
вероятно, неравномерными вертикальными 
движениями блоков фундамента.

Таким образом, уменьшение перво-
начальной толщины комплексов за счет 
уплотнения для юрского комплекса может 
достигать 40 %, неокомского — 25 %, альб- 
туронского — 20 %, коньяк-маастрихтско-
го — 32 %. Наибольший вклад в погружение 
пород (до 15 % от общего погружения) эф-
фект уплотнения «вносит» на начальных эта-
пах накопления какого-либо комплекса. Это 
принципиально согласуется с данными, при-
веденными в работе [13].

Следующим шагом, согласно методике, 
описанной выше, был анализ линейных за-
висимостей толщин комплексов от совре-
менной глубины залегания кровли юрского 
комплекса (кровли баженовской свиты), ко-
торый позволил восстановить тектоническое 
развитие в меловое и кайнозойское время 
южной части Мансийской синеклизы с учетом 
эффекта уплотнения пород.

На территории исследования основной 
объем скважин пробурен в пределах Демьян-
ского (Верхнесалымского) куполовидного 
поднятия и значительно меньше в смежных 
депрессиях. Поэтому очевидно, что разви-
тие поднятия и окружающих его депрессий 
(из которых состоит южная часть Мансийской 
синеклизы) отражает тектоническое развитие 
южной части Мансийской синеклизы.

Анализ зависимости глубины залегания 
доюрского комплекса от толщины юрских 
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отложений (рис. 3) показывает, что, вероят-
но, в постюрское время амплитуда структур 
южной части Мансийской синеклизы, и в том 
числе Демьянского куполовидного поднятия, 
увеличилась почти на 50 % (70 м) от совре-
менной. Анализ зависимости (рис. 3) глубины 
залегания доюрского комплекса от перво-
начальной (т.е. «разуплотненной») толщины 
юрских отложений свидетельствует, что про-
цессы структурообразования происходили 
более активно, амплитуды структур увеличи-
лись почти на 87 %.

Анализ полученных уравнений ре-
грессии, построенных без учета эффекта 
уплотнения пород, показывает, что ампли-
туда Демьянского куполовидного поднятия 
в структурном плане баженовской свиты уве-
личивалась не равномерно на разных этапах 
развития территории (рис. 4). Коэффициенты 
регрессии в уравнениях, связывающие тол-
щины берриас-аптских и альб-туронских от-
ложений с глубиной залегания баженовской 
свиты, показывают, что на момент форми-
рования кровли алымской свиты амплитуда 
Демьянского куполовидного поднятия была 
почти 68 % (47 м), а концу формирования 
кузнецовской свиты увеличилась еще на  
17 % (13 м) и составила около 85 % (60 м). 
В коньяк-кайнозойское время происходит 
плавное увеличение амплитуды структуры 
почти на 16 % (11 м), при этом во время на-
копления коньяк-маастрихтских отложений 
амплитуда структуры почти не изменялась — 
и ее увеличение было в кайнозойскую эру. 

 Таким образом, на основе анализа дан-
ных глубокого бурения можно сделать вывод: 
формирование южной части Мансийской 
синеклизы, и в том числе Демьянского купо-
ловидного поднятия, произошло в меловое 
время, т.е. большая часть амплитуды струк-
туры (ловушки) была сформирована к началу 
кайнозоя. Наиболее интенсивно амплитуда 
структуры увеличивалась в берриас-аптское 
время (неокомский комплекс).

С учетом эффекта уплотнения пород 
к концу формирования неокомского ком-
плекса амплитуда Демьянского куполовид-
ного поднятия была равна 82 % (57 м) от  
современной (рис. 5). За время накопления 
альб-туронского комплекса она возросла еще 
на 20 % (14 м), но, учитывая неравномерное 
уплотнение пород, реально амплитуда струк-
туры увеличилась на 4 % (около 5 м) и соста-
вила около 88 % (62 м). На коньяк-кайнозо-
йском этапе развития амплитуда структуры 
увеличилась на 16 % (11 м). Однако на иссле-
дуемой территории происходили достаточно 
разнонаправленные процессы: на фоне, ве-
роятно, регионального воздымания борто-
вых частей Мансийской синеклизы происхо-
дило уплотнение пород, что способствовало 
увеличению амплитуды структуры на 16%, 
но фактически амплитуда структуры возросла 
на 12 %. Это подтверждает график зависимо-
сти толщин мелового комплекса от глубины 
залегания баженовской свиты. Согласно ему 
к концу формирования мелового комплекса 
амплитуда была практически равна совре-
менной и составляла 98 % (68 м).

Увеличение амплитуды структуры 
на 17 % в кайнозойское время частично вы-
звано уплотнением осадочных пород. Веро-
ятно, рост амплитуды центральной приподня-
той зоны был компенсирован региональным 
подъемом бортовых частей юга Мансийской 
синеклизы. Таким образом, реальное увели-
чение амплитуды Верхнесалымского куполо-
видного поднятия составило около 2 %.

Анализ толщин отложений показал, 
что уменьшение первоначальной толщи-
ны за счет уплотнения для юрского ком-
плекса может достигать 40 %, неоком-
ского — 25 %, альб-туронского — 20 %,  
коньяк-маастрихтского — 32 %. «Наибольший 
вклад» в погружение пород за счет уплотне-
ния внесен на начальных этапах развития 
территории (до 15 % от общего погружения), 
что больше, например, чем в пределах Ню-
рольской мегавпадины Западной Сибири.

Анализ тектонического развития с учетом 
эффекта уплотнения пород подтверждает, 
что максимальный прирост амплитуды Верх-
несалымского куполовидного поднятия был 
во время накопления отложений неокомско-
го комплекса. 

На примере Верхнесалымского купо-
ловидного поднятия и окружающих его де-
прессий показано, что амплитуда структуры 
(ловушки) была почти равна современной 
к концу мелового этапа развития. Это озна-
чает, что для жидких углеводородов, актив-
ная генерация которых началась в поздне-
меловое время, уже существовали области 
аккумуляции в южной части Мансийской си-
неклизы, представленные положительными 
структурами (антиклинальными ловушками).

Итоги
•	 Методика палеотектонического анализа 

с учетом эффекта уплотнения пород при-
менена для восстановления тектониче-
ского развития южной части Мансийской 
синеклизы в юрское, меловое, палеоге-
новое и неогеновое время. На основе 
анализа фактических данных, вычисли-
тельных экспериментов тектоническое 
развитие проиллюстрировано на серии 
палеоразрезов на конец формирования: 
баженовской (конец юры, титон), алым-
ской (конец неокома, апт), кузнецовской 
(поздний мел, турон) и ганькинской (ко-
нец мела, маастрихт) свит. Сделан вывод, 
что тектонические процессы протекали 

наиболее активно в юрское и меловое 
время на территории южной части Ман-
сийской синеклизы.

•	 Установлено, что уменьшение первона-
чальной толщины за счет уплотнения для 
юрских пород является наибольшим, 
а «наибольший вклад» в погружение по-
род за счет уплотнения внесен на началь-
ных этапах развития территории.

•	 Количественно подтверждено, что 
на фоне общего погружения в южной 
части Мансийской синеклизы происхо-
дила дифференциация тектонических 
движений в течение юрского, мелового,  
палеогенового, неогенового и четвертич-
ного времени.

•	 На примере Верхнесалымского купо-
ловидного поднятия и окружающих его 
депрессий южной части Мансийской си-
неклизы выяснено, что их формирование 
произошло в меловое время. Большая 
часть амплитуд структур (крупной поло-
жительной и отрицательных) были сфор-
мированы к началу кайнозоя. Основные 
черты структурного плана осадочного 
чехла заложились в раннеюрское время.

•	 Результаты исследования тектоническо-
го развития являются основой для ре-
конструкции процессов нафтидогенеза 
и прогноза месторождений нефти и газа.

Выводы
Результаты исследования мезозойско-кай-
нозойских отложений в центральной части 
Западно-Сибирской геосинеклизы могут 
применяться для более детального восста-
новления эволюции локальных поднятий в 
осадочном чехле молодых осадочных бас-
сейнов. Более точное восстановление текто-
нического развития территорий и положи-
тельных структурных элементов осадочного 
чехла с учетом петрофизических характери-
стик отложений является основой для более 
точного качественного и количественного 
прогноза направлений геолого-разведочных 
работ и подсчета запасов месторождений 
углеводородов.
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Results
•	 The technique of paleotectonic analysis, taking into account the effect 

of rock compaction, was applied to restore the tectonic development 
of the southern part of the Mansiysk syneclise in Jurassic, Cretaceous, 
Paleogene and Neogene. Based on the analysis of actual data and 
computational experiments, tectonic development is illustrated 
on a series of paleosections at the end of formation: Bazhenovskaya 
(late Jurassic, Tithonian), Alymskaya (late Neocomian, Aptian), 
Kuznetsovskaya (Late Cretaceous, Turonian) and Gankinskaya (late 
Cretaceous, Maastrichtian). It is concluded that tectonic processes 
were the most active in Jurassic and Cretaceous in the southern part 
of the Mansi syneclise.

•	 It has been established that an decrease in the initial thickness due 
to compaction was for Jurassic rocks and the “greatest contribution” 
to the subsidence of rocks due to compaction was made at the initial 
stages of the development of the territory.

•	 It has been quantitatively confirmed that, against the background 
of a general subsidence in the southern part of the Mansi syneclise, 
differentiation of tectonic movements occurred during the Jurassic, 
Cretaceous, Paleogene, Neogene and Quaternary times.

•	 Using the example of the Upper Salym dome-shaped uplift and 
the depressions surrounding it in the southern part of the Mansi 
syneclise, it was found that their formation occurred in Cretaceous. 
Most of structure amplitudes (large positive and negative) were 
formed by the beginning of Cenozoic. The main features of the 
structure of the sedimentary cover were laid down in Early Jurassic.

•	 The results of the study of tectonic development are a basis for the 
reconstruction of the processes of naftidogenesis and a forecast of oil 
and gas fields.

Conclusions
The results of the study of Mesozoic-Cenozoic deposits in the central 
part of the West Siberian geosyneclise can be used for a more detailed 
reconstruction of the evolution of local uplifts in the sedimentary cover 
of young sedimentary basins. A more accurate restoration of the tectonic 
development of territories and positive structural elements of the 
sedimentary cover, taking into account the petrophysical characteristics 
of the deposits, are the basis for a more accurate qualitative and 
quantitative exploration work forecasts and reserves calculation of 
hydrocarbons fields.
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Аннотация
В процессе создания геологических моделей нефтяных залежей с целью оценки запасов углеводородного сырья возникают 
проблемы при обосновании гипсометрического положения поверхности водонефтяного контакта (ВНК). Анализ геолого-
геофизических материалов показывает, что в природе практически не существует залежей, где поверхность ВНК можно 
было бы представить в виде горизонтальной поверхности. В статье рассматриваются закономерности положения ВНК 
залежи продуктивного пласта Ю1 Фестивального месторождения, выявленные в процессе геологического моделирования 
на основе анализа нефтегазоносной системы. 

Abstract
In the process of creating geological models of oil deposits in order to assess hydrocarbon reserves, problems arise in substantiating the 
hypsometric position of the OWC surface (oil-water contact). The analysis of geological and geophysical materials shows that in nature there are 
practically no deposits where the surface of the OWC could be represented as a horizontal surface. The article discusses the regularities of the 
position of the water-oil contact of the reservoir of the productive formation U1 of the Festivalnoye field, identified in the process of geological 
modeling based on the analysis of the oil and gas bearing system.

Материалы и методы 
Результаты геофизических исследований скважин, а также данные 
попластовой геофизической интерпретации месторождения. 
Анализ зависимости между отметками структурных поверхностей и 
положением водонефтяного контакта. Палеотектонический анализ. 
Обоснование наклонного водонефтяного контакта.

Ключевые слова
Западная Сибирь, юрские отложения, наклонный водонефтяной 
контакт, тектоника

Materials and methods
The results of geophysical studies of wells, as well as data on the 
reservoir geophysical interpretation of the deposit. Analysis of the 
relationship between the marks of structural surfaces and the position 
of the oil – water contact. Paleotectonic analysis. Justification of 
inclined oil-water contact.
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Введение
Негоризонтальный водонефтяной кон-

такт выявлен на многих месторождениях 
Западной Сибири, таких как Самотлорское, 
Красноленинское, Пермяковское и др. В раз-
ные годы изучением данного вопроса зани-
мались Ф.З. Хафизов, И.И. Нестеров, А.Р. Кур-
чиков, Ю.Я. Большаков, М.А. Грищенко и др. 
Их работы послужили основой для написания 
данной статьи и стали отправной точкой в из-
учении наклонного водонефтяного контакта 
на Фестивальном месторождении [1–3].

Общие сведения о месторождении
В административном отношении Фести-

вальное нефтегазовое месторождение на-
ходится на территории Пуровского и Крас-
носелькупского районов Ямало-Ненецкого 
автономного округа. Фестивальное место-
рождение примыкает к юго-западной части 
Харампурского нефтегазоконденсатного 
месторождения.

Геологический разрез месторождения 
сложен мощной толщей осадочных терри-
генных пород, подстилаемых эффузива-
ми пермотриассового возраста. Объектом 
детального изучения являются осадочные 
мезозойско-кайнозойские отложения, по-
скольку с ними связана промышленная 
нефтегазоносность.

Согласно тектонической схеме мезозой- 
ско-кайнозойского ортоплатформенного 
чехла Западно-Сибирской мегасинеклизы [4]  
площадь работ приурочена к Южно- 
Харампурскому (1369) и Северо-Харампур-
скому (1367) локальным поднятиям III поряд-
ка, расположенным в пределах антиклиналь-
ной структуры II порядка — Харампурского 
малого вала (195).

В пределах Фестивального место-
рождения выделяется два блока: Восточно- 
Иохтурский блок (1767) и Малоиохтурский 
блок (4189). Наиболее высокое гипсоме-
трическое положение занимает Восточно- 
Иохтурский блок (1767) и осложняющие его 
более мелкие структуры IV порядка. Южная 
и частично восточная границы названного 
блока контролируются флексурно-разломны-
ми зонами северо-западного и субмеридио-
нального простираний. На северо-востоке, 
на том же гипсометрическом уровне выделя-
ется приподнятый участок, который соответ-
ствует Харампурскому блоку (1369). 

Проявление дизъюнктивной тектоники 
и ее направленность в пределах исследуе-
мого участка объясняется приуроченностью 
площади работ к осевой части Колтогорско- 
Уренгойского грабенрифта. В результате про-
цессов растяжения происходило развитие 
целой сети трансформных разломов и фор-
мирование широкой зоны разуплотнения се-
веро-западной ориентировки.

Кроме крупной системы разрывных нару-
шений северо-западной ориентации, в пре-
делах площади работ выделяются разрывы 
субмеридионального простирания.

Основным объектом разведки и разра-
ботки в пределах рассматриваемой терри-
тории является верхнеюрский горизонт Ю1, 
в котором выявлены залежи нефти. Песчаные 
пласты горизонта Ю1 характеризуются хо-
рошими коллекторскими свойствами, высо-
кодебитными фонтанирующими притоками 
нефти, достигающими сотен кубических ме-
тров в сутки. 

В составе продуктивного горизонта Ю1  
однозначно выделяются два пласта:  
Ю1

1-2 и Ю1
3-4, соответствующие двум седимента-

ционным циклам и отличающиеся по степени 

песчанистости, а также выдержанности кол-
лекторов. Пласты разделены выдержанной 
по мощности (3,5–5,0 м) и составу трансгрес-
сивной пачкой аргиллитов (рис. 2).

В свою очередь верхний пласт Ю1
1-2, харак-

теризующийся высокой фациальной измен-
чивостью, делится на два зональных интер-
вала. Верхний интервал — пласт Ю1

1 — имеет 
сложное строение, которое выражено в изме-
нении общей (от 1,0 до 13,2 м) и эффективной 
(от 0,4 до 9,6 м) мощности, замещением пес-
чаных пород глинистыми, выклиниванием от-
дельных прослоев, сокращением мощности 
на сводовых участках, закономерным увели-
чением мощности на склонах и в погружени-
ях. Пласт Ю1

2 характеризуется двухчленным 
строением. При этом нижняя часть его загли-
низирована, а верхняя представлена двумя 
песчаными прослоями суммарной эффек-
тивной мощностью от 0,4 до 9,8 м. Пласты Ю1

1 
и Ю1

2 формировались в условиях прибрежной 
части мелководного моря и представлены ба-
ровыми телами, разделенными промоинами 
разрывных течений северо-северо-восточно-
го направления. Пласты Ю1

1 и Ю1
2 разделяются 

глинистой перемычкой, которая характеризу-
ется непостоянным литологическим составом 
(аргиллиты песчаные с прослоями глинистых 
песчаников и алевролитов) и мощностью 
(от 1,4 до 6 м). 

Пласт Ю1
3-4 более однородный и представ-

лен фациями мелкого моря: баровых остро-
вов, регрессивных и трансгрессивных баров, 
переходящих в фации подводной дельтовой 
равнины и мелководного шельфа.

Согласно данным ГИС и результатам испы-
таний, проведенных в скважинах на начальном 

Риc. 1. Выкопировка из тектонической карты мезозойско-кайнозойского 
ортоплатформенного чехла Западно-Сибирской геосинеклизы  
(Бочкарев В.С., Боярских Г.К., 1990 г.)
Fig. 1. A copy from the tectonic map of the Mesozoic-Cenozoic platform cover  
of the West Siberian geosyneclise (Bochkarev V.S., Boyarskikh G.K., 1990)

Рис. 2. Геолого-статистический разрез 
пласта Ю1
Fig. 2. Geological-statistical section  
of the U1 formation
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этапе разработки залежи, в пределах продук-
тивного пласта Ю1 наблюдается изменение 
отметок ВНК от -2 905 м на северо-западе 
до -2 985 м на юге-востоке. Перепад в целом 
по залежи достигает 80 м и обусловлен вли-
янием тектоники. По данным ГИС и кривых 
капиллярного давления пласт характеризу-
ется невысокими значениями коэффициента 
начальной нефтенасыщенности (50–55 %), 
представляя собой переходную зону. Такой 
характер насыщения указывает на незрелое 
состояние залежи пласта Ю1 и на незавер-
шенность процессов гравитационной диф-
ференциации флюидов. Совместный приток 
в скважинах нефти и воды подтверждает при-
надлежность залежи к переходной зоне.

В неразбуренных частях залежи суще-
ствует большая неоднозначность в определе-
нии уровня ВНК. В связи с этим существует не-
обходимость изучения факторов, влияющих 
на достоверность и прогностическую способ-
ность существующих геологических моделей. 

Текущее представление о ВНК
Пласт Ю1 имеет блоковое строение, кото-

рое обусловлено наличием системы разло-
мов, и разделен на четыре региона с разными 
уровнями ВНК, выделенных по тектоническо-
му признаку, анализу испытаний и истории 
работы скважин (рис. 3). По вертикали пла-
сты Ю1

1-2 и Ю1
3-4 исторически рассматриваются 

как единая гидродинамическая система. 
В пласте Ю1

1-2 водонефтяной контакт 
вскрыт только в северной части месторожде-
ния (блок 1), в остальных блоках принят 
по подошве последнего нефтенасыщенного 
пропластка.

Пласт Ю1
3-4 севернее основной линии 

разломов имеет обширную чисто нефтяную 
зону, водонефтяной контакт вскрыт только 
в краевых скважинах (блоки 1 и 2), поэтому 
более детальное изучение его положения 
невозможно. Южная часть находится в во-
донефтяной зоне, в которой отмечается за-
висимость отметки ВНК от значения кровли 

пласта Ю1 с коэффициентом корреляции бо-
лее 0,94 (блоки 3 и 4), что позволяет сделать 
предположение о наклоне ВНК вследствие 
неотектонических движений (рис. 4).

 
Причины появления наклонного ВНК

Основной причиной появления наклонно-
го ВНК на Фестивальном месторождении ав-
тор считает неотектонический фактор (рис. 5).  
В связи с этим был проведен палеотектониче-
ский анализ истории развития месторожде-
ния, который полностью отражает принцип 
блокового строения месторождения. 

В период формирования осадков 
с момента окончания накопления юрских 
отложений васюганской свиты и до начала 
формирования отложений верхнего мела 
(березовская свита, НБ) изучаемый участок 
претерпел ряд тектонических изменений. 

В постсеноманское время после нако-
пления отложений сеномана (ПК1, отража-
ющий горизонт G) блоки Фестивального 

Рис. 3. Структурная карта по кровле пласта Ю1
Fig. 3. Structural map of the roof of the formation U1

Рис. 4. График зависимости ВНК от кровли пласта Ю1
Fig. 4. The graph of the dependence of the OWC on the roof of the formation U1

Рис. 5. Палеотектонический анализ (карта мощностей между кровлей пласта Ю1 и кровлей нижнеберезовской свиты)
Fig. 5. Paleotectonic analysis (map of capacities between the roof of the U1 formation and the roof of the Nizhneberez formatio)
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месторождения испытывают неравномерное 
изменение скоростей поднятия. Автор связы-
вает резкое изменение скоростей накопления 
с образованием центральной грабенообраз-
ной системы разломов. Так, блок с самым 
высоким уровнем ВНК в районе скважины 
111 (блок 1) погружается медленнее, а наи-
большее погружение испытывает часть за-
лежи в районе скважины 523R (блок 3),  
где установлена самая низкая отметка ВНК 
среди выделенных блоков (рис. 6).

Кроме основных блоков выделяется 
грабен в районе скважины 505R, который 
в течение геологической истории испытывал 
поднятие. В районе грабена ВНК отмечается  
на а.о. -2 910 м.

Таким образом, активная тектоника по-
служила первым фактором для появления 
на месторождении наклонного водонефтяно-
го контакта и оказывала значительное вли-
яние на формирование ловушки в текущем 
ее представлении. 

После того как залежь подвергается тек-
тонической перестройке, межфлюидный кон-
такт, как правило, выравнивается до горизон-
тального состояния. На изучаемом участке 
данной тенденции не наблюдается. Для объ-
яснения этого явления есть как минимум два 
фактора, один из которых — это относительно 
короткое послетуронское время, прошедшее 

с момента завершения тектонической ак-
тивности, второй — наличие выдержанного 
флюидоупора, препятствующего вертикаль-
ной миграции углеводородов. На изучаемом 
участке рассматривается совокупность этих 
факторов.

В качестве флюидоупора выступает мощ-
ная глинистая перемычка между пластами  
Ю1

1-2 и Ю1
3-4, мощность которой может дости-

гать 20 м. Доказательством ее способности 
удерживать флюид является пример разницы 
ВНК в блоке 3, где ВНК в пласте Ю1

3-4 установ-
лен на абсолютной отметке -2 962 м, а ВНК 
в пласте Ю1

1-2 не вскрыт, последний про-
пласток нефти отмечается на глубине -2 967 м,  
что на 5 м ниже, при этом, согласно работе 
краевых скважин, ВНК в пласте Ю1

1-2 прогно-
зируется гораздо ниже.

Из всего вышесказанного можно сде-
лать вывод, что в настоящий момент пласты  
Ю1

1-2 и Ю1
3-4 являются гидродинамически разоб- 

щенными, а толща глин является надежным 
флюидоупором, препятствующим прорыву 
воды из нижнего пласта в верхний, что яв-
ляется значимой причиной, препятствующей 
выравниванию ВНК.

Кроме литологических барьеров в виде 
глинистых перемычек на вертикальную ми-
грацию углеводородов оказывает влия-
ние различие фильтрационно-емкостных 

Рис. 7. Модель переходной зоны
Fig. 7. Model of the transition zon

Рис. 6. Схема обоснования ВНК
Fig. 6. OWC justification schem
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Results 
As a result of the geological and geophysical analysis, it was concluded 
that the main geological factor affecting the level of OWC within the Festival 
deposit is the tectonic processes that occurred after the formation of the 
trap. In the post-Cenomanian period, the deposit underwent tectonic 
rearrangement, which led to a significant slope of the oil-water contact. 
The fluid resistance in the form of a clay bridge between the cyclites  
U1
1-2 and U1

3-4 and the heterogeneity of the weight served as an additional 
factor preventing the alignment of the surface of the OWC. The established 
patterns made it possible to explain the reasons for the appearance of an 
inclined U1 formation within the Festival field, as well as to determine the 
risks and prospects for further development of the field.

Conclusions
•		 The inclined OWC is an important marker characterizing the complex 

structure of the deposit, the appearance of which is influenced 
by macro- and microparameters. The former is the cause of the 
appearance, the latter, for the most part, a factor of retention in a non-
horizontal state. 

•		 The study of the inclined OWC is an important aspect for understanding 
the geological history of the site and planning the development of the 
field, which requires a thorough analysis of each parameter.

•		 During the analysis of the causes of the slope of the OWC 
at the Festival deposit, the main geological factor was revealed – 
paleotectonic rearrangements in the post-Cenomanian period, which 
had the greatest impact on the significant differences in the modern 
levels of the OWC of the U1 deposit.

•		 As a result of the paleostructural analysis, the reasons for the 
changes in the levels of modern contacts of the VNK formation U1 are 
substantiated, as well as the approximate time of the slope of the 
horizontal position of the paleo OWC reservoir U1 is established – the 
end of the Cenomanian century. 

•		 Based on the analysis carried out, it was concluded that at present 
the layers U1

1-2 and U1
3-4 are hydrodynamically separated, and 

an individual set of solutions for finding the optimal development 
system will be required for each of the deposits.
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свойств рассматриваемых пластов. Проница-
емость пласта Ю1

1-2 варьирует от 1 до 69 мД, 
а Ю1

3-4 от 1 до 124,5 мД. Высокая изменчи-
вость параметра проницаемости свидетель-
ствует о протяженной переходной зоне. Так, 
по графику модели переходной зоны, вели-
чина переходной зоны пласта Ю1

1-2 варьирует 
от 2 до 20 м а пласта Ю1

3-4 — от 2 до 25 м (рис. 7).
Комплекс описанных выше факторов об-

условил появление и сохранение наклонного 
ВНК на месторождении. Изучение положения 
контакта позволяет не только лучше понять 
геологию месторождения, но и сформировать 
дальнейшую стратегию его разработки. Так, 
основные перспективы Фестивального место-
рождения связаны с пластом Ю1

1-2 и блоками 
2, 3 и 4, где водонефтяной контакт не вскрыт. 
В этих зонах планируется бурение кустов.

Итоги 
В результате геолого-геофизического анали-
за сделано заключение, что основным геоло-
гическим фактором, влияющим на уровень 
ВНК в пределах Фестивального месторожде-
ния, являются тектонические процессы, про-
исходившие после формирования ловушки. В 
постсеноманское время залежь подверглась 
тектоническому перестроению, что приве-
ло к значительному наклону водонефтяно-
го контакта. Флюидоупор в виде глинистой 
перемычки между циклитами Ю1

1-2 и Ю1
3-4, а 

также неоднородность ФЕС послужили допол-
нительными факторами, препятствующими 
выравниванию поверхности ВНК, и раздели-
ли залежь на 2 гидродинамические системы. 

Установленные закономерности позволили 
объяснить причины появления наклонного 
ВНК пласта Ю1 в пределах Фестивального 
месторождения, а также определить риски 
и перспективы для дальнейшей разработки 
пласта на месторождениях-аналогах.

Выводы
Наклонный ВНК является важным маркером, 
характеризующим сложное строение место-
рождения, на появление которого влияют 
макро- и микропараметры. Первые являются 
причиной появления негоризонтального кон-
такта, вторые по большей части — фактором 
удержания его в негоризонтольном состоя-
нии и разделения одной гидродинамической 
системы на разные.
Изучение наклонного ВНК — важный аспект 
для понимания геологической истории участ-
ка и планирования разработки месторожде-
ния, который требует тщательного анализа 
каждого параметра.
В ходе анализа причины наклона ВНК на 
Фестивальном месторождении выявлен ос-
новной геологический фактор: палеотекто-
нические перестройки в постсеноманское 
время, оказавшие наибольшее влияние на 
значительные перепады современных уров-
ней ВНК залежи Ю1.
В результате проведения палеоструктурного 
анализа обоснованы причины изменений уров-
ней современных контактов ВНК пласта Ю1,  
а также установлено примерное время накло-
на горизонтального положения палео-ВНК 

залежи пласта Ю1 — конец сеноманского века.
На основании проведенного анализа автор 
пришел к выводу о том, что в настоящее вре-
мя пласты Ю1

1-2 и Ю1
3-4 являются гидродина-

мически разобщенными — и для каждой из 
залежей потребуется индивидуальный ком-
плекс решений по нахождению оптимальной 
системы разработки.
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Одним из развиваемых направлений 
является производство быстровозводимых 
полимерных ударопрочных плит с замковы-
ми соединениями для сооружения проездов 
и площадок на участках со сложными геоло-
гическими условиями — мобильных дорож-
ных покрытий (МДП).

Данные плиты изготавливаются нашим 
предприятием уже не первый год, полу-
чены положительные отчеты заказчиков 
по результатам опытно-промышленной 
эксплуатации.

В прошлом году была выпущена модер-
низированная партия продукции: произве-
дена замена материала. Вместо полиэтилена 
низкого давления (ПЭНД), ранее используе-
мого при производстве плит МДП, впервые 
был применен сополимер полипропилена. 
Применение данного материала позволило 
значительно повысить погонную изгибную 
жесткость изделий.

В рамках сотрудничества с Иркутской 
нефтяной компанией модернизированные 
плиты в количестве 20 штук в ноябре 2022 г.  
были переданы на строительную площадку 
ООО «Иркутский завод полимеров» для про-
ведения опытно-промышленной эксплуата-
ции в условиях отрицательных температур 
при интенсивном перемещении по ним стро-
ительной техники.

Условия эксплуатации были очень жест-
кими: грунтовая дорога без подготовки ос-
нования, круглосуточный проезд гусеничной 
и колесной самосвальной техники массой 
от 20 до 40 т в количестве 30–40 ед/сут. Тем-
пература окружающего воздуха от минус 15  
до минус 35 °С.

В процессе опытно-промышленной 
эксплуатации:
•	 подтверждено время монтажа плит, обе-

спечивающего укладку проезда шириной 
4 м и длиной 1 км, исходя из времени мон-
тажа опытного участка, оно составляет 
не более 1 суток при обеспечении непре-
рывности процесса выполнения работ;

•	 произведены испытания по проезду гусе-
ничного трубоукладчика весом 40 т в обе 
стороны, а также колесной самосвальной 
техники со щебнем весом 37 т;

•	 проведены испытания «переезд через 
препятствие»: поперек дороги под цен-
тром двух соединенных плит уложено 
бревно диаметром 20 см, осуществлены 
проезды трехосного самосвала со щеб-
нем общей массой 37 т и гусеничного экс-
каватора массой 20 т;

•	 подтверждено отсутствие трещин и других 
повреждений. Плиты пригодны для даль-
нейшей эксплуатации.
Мобильные дорожные покрытия 

МДП-ТЕХПОЛИМЕР-2 по результатам опытно- 
промышленной эксплуатации рекомендова-
ны к применению:
•	 для организации временных проездов 

колесной и гусеничной техники на объ-
ектах со слабыми основаниями в период 
установившихся положительных средне-
суточных температур (март — октябрь) 
и допустимы к применению в условиях 
наступления отрицательных температур 
в период межсезонья;

•	 для сооружения строительных, складских 
и технологических площадок;

•	 для сооружения временных переездов 

СТРОИТЕЛЬСТВО

Опытно-промышленные испытания мобильных 
дорожных покрытий на участках со сложными 
геологическими условиями
Группа компаний «ТЕХПОЛИМЕР» более 20 лет разрабатывает и производит геокомпозитные материалы 
широкой номенклатуры: геосинтетические материалы для армирования, разделения, борьбы с эрозией, 
дренирования, фильтрации, гидроизоляции и защиты конструкций дорожной одежды и сооружений 
гражданского и промышленного назначения.

через инженерные коммуникации;
•	 в качестве аварийного запаса для органи-

зации проездов к месту аварии на случай 
возникновения ЧС.
ГК «ТЕХПОЛИМЕР» имеет многолетний 

опыт поставок материалов на объекты об-
устройства нефтегазовых месторождений 
(в том числе и в районы Крайнего Севе-
ра): ПАО «НК «Роснефть», ПАО «Газпром»,  
ПАО «Новатэк», ПАО «Транснефть»,  
ПАО «Сургутнефтегаз» и другие.

Вся изготавливаемая продукция приме-
нима для использования в районах Крайнего 
Севера на объектах нефтегазовой и нефтехи-
мической промышленности.

Дополнительно хотелось бы обратить вни-
мание, что в состав ГК «ТЕХПОЛИМЕР» входит 
проектное бюро, производственные и строи-
тельно-монтажное подразделения. Это позво-
ляет работать по принципу EPC-контрактора 
и выполнять весь объем работ: проектное 
сопровождение объекта, изготовление и по-
ставка, выполнение строительно-монтажных 
работ, сдача объекта в эксплуатацию.

www.texpolimer.ru
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Аннотация
В статье рассмотрены приемы кинематического и динамического анализа временных разрезов метода общей глубинной 
точки (МОГТ) в комплексе с данными грави- и магниторазведки. Сейсмическая скорость как петрофизический 
индикатор характеристики осадков тесно связана с литологией, пористостью, плотностью, проницаемостью, нефте- 
и водонасыщенностью. Магниторазведка находит применение при выявлении и трассировании разрывных нарушений 
фундамента, при прогнозировании ареалов распространения ловушек углеводородов, генетически связанных 
с зонами тектонической трещиноватости. Зона трещиноватости представляет собой ослабленный участок разреза, 
характеризующийся дефицитом плотности, в локальном поле силы тяжести она отражается отрицательными аномалиями 
∆gлок. Выполненное исследование позволяет авторам сделать заключение о высокой эффективности предложенных 
приемов комплексной переинтерпретации геофизических данных при поисках залежей нефти в терригенном девоне 
на территории Татарстана.

Abstract
The article deals with the techniques of kinematic and dynamic analysis of time sections of the common depth point method (CDPM) in combination 
with the data of gravity and magnetic exploration. Seismic velocity, as a petrophysical indicator of precipitation characteristics, is closely 
related to lithology, porosity, density, permeability, oil and water saturation. Magnetic prospecting finds application in the identification and 
tracing of discontinuous violations of the foundation, in predicting the distribution areas of hydrocarbon traps that are genetically related 
to zones of tectonic fracturing. The fracture zone is a weakened section of the section characterized by a density deficit, in the local gravity field 
it is reflected by negative anomalies of ∆g loc. The performed research allows the authors to conclude about the high efficiency of the proposed 
methods of complex reinterpretation of geophysical data in the search for oil deposits in the terrigenous devonian on the territory of Tatarstan.

Материалы и методы
В работе использованы материалы геолого-разведочных работ, в 
частности результаты разведочной геофизики на поиск скоплений 
углеводородов. Комплексная переинтерпретация и сопоставление 
данных позволяют повысить вероятность выявления новых залежей 
углеводородов.

Ключевые слова
терригенный девон, комплексная интерпретация, магниторазведка, 
гравиразведка, сейсморазведка

Materials and methods
The work uses materials of geological exploration, in particular the 
results of exploration geophysics for the search for hydrocarbon 
accumulations. A comprehensive reinterpretation and comparison of 
data makes it possible to increase the probability of detecting new 
hydrocarbon deposits.

Keywords
terrigenous devonian sediments, complex interpretation, magnetic 
exploration, gravity exploration, seismic exploration
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Введение
Главная проблема при поисках залежей 

нефти по геофизическим данным в терриген-
ном девоне на территории Татарстана состоит 
в том, что скопления углеводородов, залега-
ющие на километровых глубинах, отобража-
ются в кинематических и динамических па-
раметрах волновых полей не всегда четко 
и однозначно. Поэтому суть переинтерпре-
тации данных состоит в последовательном 
и комплексном изучении всей накопленной 
информации.

В данной работе рассматриваются при-
емы кинематического и динамического ана-
лиза временных разрезов МОГТ в комплексе 
с данными грави- и магниторазведки. Сейс-
мическая скорость как петрофизический 
индикатор характеристики осадков тесно 
связана с литологией, пористостью, плотно-
стью, проницаемостью, флюидонасыщенно-
стью. Особое внимание в наших исследова-
ниях уделено анализу интервальных времен 
и скоростей.

Объект исследования
В качестве объекта исследования авторы 

выбрали одно из нефтяных месторождений 
Татарстана в Альметьевском районе, приуро-
ченное к западному склону Южно-Татарского 
свода (ЮТС). (По согласованию с недрополь-
зователем название месторождения не раз-
глашается.) Промышленная нефтеносность 
на месторождении установлена как по ГИС, 
так и по результатам опробования в верхне-
девонских, нижне- и среднекаменноугольных 
осадочных отложениях. 

Месторождение характеризуется высо-
кой степенью изученности как глубоким по-
исково-разведочным и эксплуатационным 

бурением, так и геофизическими методами 
(сейсмо-, грави- и магниторазведки). 

Теоретическая часть
Для осадочного чехла территории  

Татарстана часто характерно несоответствие 
структурных планов нижнекаменноугольных 
и верхнедевонских образований, что, в свою 
очередь, затрудняет поиск залежей в терри-
генном девоне по сейсмическим данным. 
Для повышения однозначности проектирова-
ния разведочных скважин были привлечены 
материалы легких геофизических методов: 
магниторазведки (поле ∆Та) и гравиразведки 
(поле ∆g локальное).

Практика исследований показывает, что 
высокоточная гравиразведка хорошо зареко-
мендовала себя при выявлении и трассиро-
вании деструктивных зон фундамента и оса-
дочного чехла, при изучении антиклинальных 
ловушек, а также при непосредственном про-
гнозировании аномалий типа залежь (АТЗ)  
по методике «ГОНГ». Магниторазведка, 
в свою очередь, находит применение при 
выявлении и трассировании разрывных на-
рушений фундамента, при прогнозировании 
ареалов распространения ловушек углево-
дородов, генетически связанных с зонами 
тектонической трещиноватости [1, 3, 4, 5, 7, 
8]. Зона трещиноватости представляет собой 
ослабленный участок разреза, характеризу-
ющийся дефицитом плотности, в локальном 
поле силы тяжести она отражается отрица-
тельными аномалиями ∆gлок. В магнитном 
поле такие зоны характеризуются повы-
шенными значениями напряженности, объ-
единяющимися в цепочку положительных 
аномалий поля ∆Та вдоль линии разрывно-
го нарушения. По данным сейсморазведки, 

на временных разрезах зона разлома про-
слеживается резким изменением (увеличени-
ем) интервального времени между отражаю-
щими границами Д и А, а также структурным 
локальным осложнением по горизонтам ниж-
него и среднего карбона.

Прием выполненной переинтерпретации 
включает в себя выявление морфологиче-
ских особенностей поведения параметров 
∆tву, ∆tуд, Vву, Vуд [6], ∆Та, ∆gлок [1, 3] вдоль 
сейсмических профилей с целью выявления 
определенных признаков, связываемых с зо-
нами развития пластов-коллекторов. 

Результаты и обсуждения
Для выявления связи между размещени-

ем в плане залежей нефти и гравимагнитны-
ми полями выполнен статистический анализ 
по всей изучаемой площади месторождения, 
который проводился раздельно по трем стра-
тиграфическим уровням: верхнедевонскому, 
нижнекаменноугольному и среднекаменноу-
гольному [2].

При анализе использовались данные глу-
бокого бурения и ГИС по 50 скважинам.

Отмечено, что нефтеносные разрезы кон-
тролируются участками с преимущественно 
увеличенными толщинами отложений между 
кровлей саргаевского горизонта и отражаю-
щей границей «У» тульского горизонта, где 
она в среднем на 21 м больше, чем на участ-
ках без нефти.

Нефтеносные нижнекаменноугольные 
разрезы, как правило, фиксируются отри-
цательными гравитационным и магнитным 
полями.

С учетом сейсмической профильной ин-
формации, полученной по верхнедевонско- 
среднекаменноугольным нефтеносным 

Рис. 1. Распределение геофизических параметров по сейсмическому профилю 10
Fig. 1. Distribution of geophysical parameters over the seismic profile 10
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Рис. 2. Распределение геофизических параметров по сейсмическому профилю 25
Fig. 2. Distribution of geophysical parameters over the seismic profile 25

Рис. 3. Распределение геофизических параметров по сейсмическому профилю 14: 5 — скважины, пробуренные по рекомендациям;  
△▲ — скважины, пробуренные до рекомендаций; ▲ — потенциально перспективная точка для заложения
Fig. 3. Distribution of geophysical parameters over the seismic profile 14: 5 – wells driller according to recommendations; △▲ – wells driller before 
recommendations;  ▲ – potentially promising point for laying a well
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Рис. 4. Распределение геофизических параметров по сейсмическому профилю 17
Fig. 4. Distribution of geophysical parameters over the seismic profile 17

Рис. 5. Распределение геофизических параметров по сейсмическому профилю 8
Fig. 5. Distribution of geophysical parameters over the seismic profile 8
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Results 
Based on the above facts, the authors can conclude about the efficiency 
of the proposed methods of complex reinterpretation of geophysical data 
in the search for oil deposits in the terrigenous devonian on the territory 
of Tatarstan.

Conclusions
The discrepancy between the structural plans of the main oil-bearing 
horizons is mainly due to interruptions in sedimentation and, as a 

result, erosion processes, as well as tectonic movements that distort the 
structural plan. This circumstance obliges the use of seismic exploration 
methods, drilling data and simple geophysical methods (magnetic-, 
electric-, gravity exploration) in a complex for more detailed work on the 
identification of new oil deposits and the successful laying of exploration 
and production wells.
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разрезам, индикаторами потенциально  
нефтеносных отложений являются:
1)	 по верхнему девону
•	относительно приподнятое залега-
ние поверхности кристаллического 
фундамента;

•	сокращение мощности толщи между 
Нкр.ф. и НД3sr;

•	аномальное изменение интервальных 
скоростей между отражающими грани-
цами ВУ и УД — увеличение скоростей 
в интервале разреза ВУ и уменьшение — 
в интервале УД;

•	локальное отрицательное осложнение 
магнитного поля ∆Та;

•	преимущественно переходные (градиент-
ные) и положительные гравимагнитные 
поля;

2)	 по отложениям нижнего карбона
•	увеличенная мощность (∆Н) между кров-
лей саргаевского горизонта и отражаю-
щей границей У (тульского горизонта); 

•	аномальное изменение интервальных 
скоростей между отражающими грани-
цами ВУ и УД — увеличение скоростей 
в интервале разреза ВУ и уменьшение — 
в интервале УД;

•	структурный фактор по тульскому 
горизонту; 

•	отрицательные гравитационное и магнит-
ное поля;

3)	 по отложениям среднего карбона
•	структурный фактор по кровле верейско-
го горизонта (отражающая граница В);

•	аномальное изменение интервальных 
скоростей между отражающими граница-
ми ВУ и УД — увеличение скоростей в ин-
тервале разреза ВУ;

•	отрицательное гравитационное поле 
∆gлок;

•	преимущественно положительное маг-
нитное поле;

•	локальное отрицательное осложнение 
поля ∆Та.
В результате комплексного анализа были 

даны рекомендации на бурение скважин:
•	по линии сейсмического профиля 
10 в точке 30 рекомендовано бурение 
на девонские отложения (рис. 1);

•	по линии сейсмического профиля 
25 в точке 27 (рис. 2) рекомендовано бу-
рение на отложение среднего карбона. 
Скважина № 1 пробурена со вскрытием 
нефти в отложениях верейского и туль-
ского горизонтов, получена нефть;

•	по линии сейсмического профиля 14  
в точках 14; 15; 16; 23; 26; 31 (рис. 3) ре-
комендовано бурение на отложения ве-
рейского и тульского горизонтов. На ос-
новании совпадения всех предлагаемых 
индикаторов потенциально нефтеносных 
отложений была получена нефть. В сква-
жинах № 3–5 получена нефть из отло-
жений тульского горизонта; в скважине  
№ 6 получена нефть из верейских отло-
жений, в скважине № 7 — из отложений 
верейского и тульского горизонтов;

•	по линии сейсмического профиля 17  
в точке 18 рекомендовано бурение 
на девонские отложения (рис. 4). Бурение 
не подтвердило предполагаемые резуль-
таты. На наш взгляд, причина в не полном 
совпадении пакета индикаторов со слож-
ностью определения скорости;

•	по линии сейсмического профиля 8 в точ-
ке 21 (рис. 5) рекомендовано бурение 
на отложения верейского тульского гори-
зонтов. В скважине № 8 получена нефть 
из отложений верейского и тульского 
горизонтов. 

Итоги
Исходя из вышеизложенных фактов, авторы 
могут сделать заключение об эффективности 
предложенных приемов комплексной пере-
интерпретации геофизических данных при 
поисках залежей нефти в терригенном дево-
не на территории Татарстана. 

Выводы
Несоответствие структурных планов основ-
ных нефтеносных горизонтов обусловлено 
по большей части перерывами в осадкона-
коплении и, как следствие, процессами эро-
зии, а также тектоническими подвижками, 
искажающими структурный план. Это обсто-
ятельство обязывает использование методов 
сейсморазведки, данных бурения и простых 
геофизических методов (магнито-, электро-, 
гравиразведки) в комплексе для большей 
детальности работ по выявлению новых за-
лежей и успешного заложения разведочных и 
эксплуатационных скважин.
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Аннотация
Статья посвящена разработке нового инструмента для расчета напряженно-деформированного состояния участков 
месторождений со сложной геологической структурой в рамках 3D геомеханического моделирования в программном 
продукте «РН-СИГМА». В настоящее время вычислительное ядро позволяет проводить расчеты в рамках упругих моделей 
на стандартных сетках (геометрия угловой точки), используемых в гидродинамическом и геологическом моделировании. 
Вычислительное ядро протестировано и проиллюстрировано на ряде примеров, включая построение модели реального 
участка Северо-Комсомольского месторождения. Разработка собственного вычислительного ядра обеспечит специалистов 
группы компаний ПАО «НК «Роснефть» импортонезависимым инструментом для построения 3D геомеханических моделей.

Abstract
The article describes the development of a new tool for calculating the stress-strain state of fields with a complex geological structure in the 
software package «RN-SIGMA». The computational core allows to make calculations within the framework of elastic models on standard grids 
(angular point geometry) used in hydrodynamic and geological modeling. The computational core has been tested on a number of examples, 
including the construction of a model of a real part of the Severo-Komsomolskoye field. The development of new computing core will provide 
specialists of the PJSC Rosneft Oil Company with an import-independent tool for building 3D geomechanical models.

Материалы и методы
При разработке вычислительного ядра использованы методы 
конечно-элементного моделирования для решения задачи упругого 
равновесия пласта. При тестировании использованы аналитические 
решения и сторонние программные продукты для выполнения 
тестовых расчетов.

Ключевые слова
геомеханика, геомеханическое моделирование, напряженное 
состояние пласта, геомеханический 3D-симулятор

Materials and methods
When developing the computational core, finite element modeling 
methods were used to solve the problem of elastic equilibrium of 
the reservoir, as well as analytical solutions and third-party software 
products for performing test calculations.
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geomechanics, geomechanical modeling, formation stress state, 
geomechanical 3D simulator
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Введение
Одной из тенденций последних лет яв-

ляется повышение роли геомеханического 
моделирования при разработке месторожде-
ний [1]. Действительно, геомеханические 
процессы зачастую вносят существенные 
корректировки в программы освоения место-
рождений. К таким процессам, помимо клас-
сических задач по обеспечению устойчивости 
ствола скважины при бурении, относятся яв-
ления формирования трещин гидроразрыва 
пласта [2], уплотнения коллекторов [3, 4], 
реактивации крупномасштабных разломов 
и микромасштабных систем трещиновато-
сти [5], эффекты самопроизвольного роста 
трещин гидроразрыва пласта (автоГРП) [6] 
и многие другие. Некоторые явления могут 
быть косвенно учтены посредством введения 
дополнительных, как правило, корреляци-
онных зависимостей в гидродинамическом 
моделировании. Например, использование 
табулированных множителей на пористость 
и проницаемость в зависимости от пласто-
вого давления (RockTab) позволяет косвен-
но описать эффекты уплотнения коллектора 
в гидродинамической модели. Однако ряд 
явлений таким способом описать крайне 
сложно, например, прогнозирование эффек-
та автоГРП. К тому же при попытке применить 
корреляционный подход на других место-
рождениях или даже участках месторождений 
исследователь столкнется с необходимостью 
корректировки используемых корреляций. 
Так, хорошо известно об использовании кор-
реляций для прогнозирования давления смы-
кания с использованием данных о пластовом 
давлении [7]. Здесь корреляции строятся от-
дельно на каждый продуктивный пласт. При 
этом построение корреляций требует каждый 
раз новых исследований. 

Таким образом, более целесообразным 
представляется подход, при котором все воз-
никающие задачи разработки и бурения ре-
шаются на базе единой модели механических 
свойств и напряженно-деформированного 
состояния. Для построения таких моделей 
в условиях сложной геометрии месторожде-
ния или изменчивых механических свойств 
необходимо использование полноценного 
численного расчета полей напряжения и де-
формации в трехмерной (3D) постановке.

В рамках политики импортозамещения 
в 2022 году ПАО «НК «Роснефть» начала про-
ект по разработке собственного 3D/4D геоме-
ханического симулятора «РН-СИГМА». В насто-
ящее время закончена первая стадия проекта: 
разработано вычислительное ядро — интер-
фейс для его полноценного использования 
в ПК «РН-СИГМА». На текущий момент за-
вершается этап апробации и тестирования  
3D-ядра. В настоящей работе приведены пер-
вые результаты расчетов для участка пласта ПК1  
верхнепокурской подсвиты Северо-Комсо-
мольского месторождения, использованные 
для практических целей.

Задачи геомеханики
Геомеханическое моделирование в зави-

симости от постановки задачи и геологиче-
ских условий можно разделить на три класса.

Одномерное геомеханическое модели-
рование (1D ГМ) по большей части основано 
на аналитических решениях задачи о напря-
женно-деформированном состоянии пласта 
или ствола скважины. 1D ГМ подразумевает 
расчет механических свойств пород в виде 
профилей вдоль ствола скважины. Класс 
решаемых задач включает моделирование 
устойчивости ствола скважины и элементов 

ее конструкции во время бурения или в про-
цессе эксплуатации, устойчивость разломов 
и систем трещиноватости в пластах простой 
геометрии, подготовку геомеханических мо-
делей для задач моделирования гидрораз-
рыва, определение условий начала выноса 
песка. 1D ГМ применяется в случае слабо-
расчлененных пластов с границами, почти 
параллельными дневной поверхности. Прак-
тическое применение 1D ГМ — проектирова-
ние и сопровождение бурения скважин, про-
ектирование дизайнов гидроразрыва пласта, 
оценка предельных условий безопасной экс-
плуатации скважин.

Трехмерное геомеханическое модели-
рование (3D ГМ) решает тот же класс задач, 
но в условиях произвольной расчлененности 
и геометрии залегания, в том числе при нали-
чии разного рода тектонических нарушений. 
Среди дополнительных задач можно выделить 
задачи оценки степени уплотнения коллектора 
и проседания дневной поверхности. Модели 
расчета напряженно-деформированного со-
стояния можно разделить на упругие и упру-
гопластические. Последние позволяют также 
провести оценку возможности необратимого 
пластического уплотнения коллекторов или 
дилатантного разуплотнения с образованием 
зон кинжальных прорывов. Отдельным клас-
сом можно выделить задачи устойчивости со-
пряжения стволов скважины (fishbone).

Четырехмерное геомеханическое модели-
рование (4D ГМ) решает сопряженные задачи 
гидродинамики и геомеханики в масштабе ме-
сторождения. 4D ГМ позволяет рассчитывать 
изменение во времени свойств модели и со-
стояние отдельных ее элементов, например, 
для учета влияния на общее напряжено-де-
формированное состояние истории измене-
ния порового давления или водонасыщенно-
сти. При этом выделяют однонаправленное 
и двунаправленное сопряжения. Однонаправ-
ленным называют сопряжение, при котором 
учитывается только воздействие гидродинами-
ческих процессов на механическое состояние, 
но не наоборот. По сути, этот способ модели-
рования можно отнести к последовательному 
применению 3D ГМ. Двунаправленным назы-
вают сопряжение, при котором механические 
и гидродинамические процессы влияют друг 
на друга. В основном 4D ГМ применяется для 
полноценного моделирования гидродинами-
ки с учетом изменения механического состо-
яния горных пород, решения динамических 
задач устойчивости коллекторов, содержащих 
системы трещиноватости, а также для прогно-
зирования изменения коллекторских свойств 
в процессе разработки.

В настоящей работе рассматривается 
задача разработки ядра для 3D ГМ в упругой 
постановке. В дальнейшем планируется дора-
ботка ядра для максимального охвата геоме-
ханического моделирования.

Вычислительное ядро «РН-СИГМА»
Процесс построения трехмерной (3D) 

геомеханической модели можно условно 
разделить на два блока: построение модели 
свойств и расчет напряженно-деформиро-
ванного состояния. Первый блок выполняется 
на геологической сетке с применением стан-
дартных методов распространения свойств 
в межскважинном пространстве и по сути 
своей мало чем отличается от распростране-
ния, к примеру, фильтрационно-емкостных 
свойств. Для этой цели допустимо примене-
ние любых стандартных геологических или 
петрофизических алгоритмов (интерполяци-
онных, статистических и др.), реализованных 

на корпоративной платформе RexLab  
ПАО «НК «Роснефть», в том числе в программ-
ных продуктах «РН-ГЕОСИМ» и «РН-СИГМА». 
В данной работе мы не будем детально оста-
навливаться на этих алгоритмах.

Основной интерес представляет второй 
блок — расчет напряженно-деформирован-
ного состояния. Это принципиально новый 
алгоритм в сравнении с одномерным моде-
лированием. В его основе лежит численное 
решение задачи упругости. Сформулируем 
центральную задачу.

Массив горной породы, включающий 
месторождение, находится на глубине в ус-
ловиях действия на него сил со стороны вме-
щающей среды. Под вмещающей средой, 
как правило, понимают достаточно большой 
участок геологической формации, такой, 
что от его размеров при заданных внешних 
воздействиях напряженно-деформирован-
ное состояние интересующего массива гор-
ной породы практически не зависит. Более 
подробно на свойствах вмещающей среды 
остановимся позднее. Массив горной породы 
сложен из геологических сред с различными 
упругими свойствами. Каждую геологиче-
скую среду будем считать пористым насы-
щенным телом. Распределение необходимых 
упругих характеристик — модуля Юнга E, 
коэффициента Пуассона v, коэффициента 
Био α, а также плотности ρ и коэффициента 
линейного температурного расширения β — 
будем считать заданными во всем массиве 
горной породы.

Уравнение равновесия и уравнение со-
стояния изотропной пористой насыщенной 
среды с учетом термических напряжений 
имеют классический вид [8]:

	              ,	     

 (1)

,

где σij — тензор упругих напряжений; p, T — 
давление и температура соответственно; 
g — ускорение свободного падения;  
— модуль сдвига;  — модуль объемно-
го сжатия;  — тензор деформации; 
u — вектор смещения. Здесь напряжения и 
деформации имеют положительное значение 
при сжатии, в соответствии с принятым в руд-
ной механике соглашением.

Важным вопросом при построении моде-
ли является постановка корректных гранич-
ных условий. Рассмотрим этот вопрос под-
робнее. На рисунке 1 изображен общий вид 
сеточной модели массива горной породы. 
Здесь можно выделить три различных типа 
границы: ωup — верхняя грань, ωside — набор 
боковых граней и ωdown — нижняя грань.

Верхняя грань ωup чаще всего ассоцииру-
ется с дневной поверхностью. На дневной по-
верхности горное давление, равно как и ка-
сательные силы, равно нулю. В случае, когда 
верхняя грань модели не является дневной 
поверхностью, необходимо задать вес гор-
ной породы, которая лежит над верхней гра-
нью. Касательные силы в этом случае также 
допустимо положить равными нулю. В общем 
виде возможно записать это граничное усло-
вие в форме:

	  ,	 (2)

где t — вектор сил, действующих на грани-
цу; n — нормаль к границе; σV — вес горной 
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породы, лежащей над верхней гранью ωup 
или горное давление.

Боковые грани ωside также являются гра-
нями с заданными нагрузками. Граничное 
условие на боковых гранях записывается 
в форме: 

	  .	 (3)

Здесь  называется тензором регио-
нального напряжения, который определяется 
физическими процессами, происходящими 
на масштабах, гораздо больших масштаба 
выделенного массива горных пород. Как пра-
вило, эти процессы обусловлены движением 
геологических плит. Общим местом во всех 
подходах является способ определения вер-
тикального напряжения как интегрального 
веса горной породы на глубине z. Касатель-
ные напряжения в плоскости x0y принимают-
ся равными нулю:

   .	 (4)

Силы, действующие на боковые грани, 
далее считаем действующими в плоскости 
x0y. Соответствующий этим силам тензор 
напряжения можно характеризовать двумя 
главными значениями напряжения , ко-
торые называются главными горизонталь-
ными напряжениями, а также азимутом φH, 
определяющим ориентацию максимального 
главного напряжения в пространстве относи-
тельно направления на север. 

При определении главных горизонталь-
ных напряжений используются три наиболее 
распространенные модели.
1.	 Пропорциональное нагружение — способ, 

при котором горизонтальные напряжения 
пропорциональны горному давлению:

	  ,	 (5)

где kh,H — заданные константы.
2.	 Нагружение с заданным градиентом на-

пряжений — способ, при котором главные 
горизонтальные напряжения являются 
линейными функциями глубины:

 , (6)

где σh,H,0 — горизонтальные напряжения на 
определенной глубине z = z0; z=z0; hh,H — 
градиенты горизонтальных напряжений.
3.	 Модель заданной тектонической де-

формации — способ, при котором 
на границе вместо напряжений задаются 

деформации как линейные функции глу-
бины, а напряжения пересчитываются 
по модели ограниченной деформации:

,

	 (7)

где εh,H,0 — тектонические деформации на 
определенной глубине z = z0; ϑh,H — градиен-
ты тектонических деформаций.

Кроме главных напряжений также зада-
ется азимут действия максимального гори-
зонтального напряжения φH, после чего тен-
зор регионального напряжения приводится 
к системе координат, в которой определена 
сетка, путем простого поворота вокруг верти-
кальной оси.

Наконец нижняя грань ωdown представля-
ет собой абсолютно жесткий фундамент, де-
формация которого невозможна, по крайней 
мере, в нормальном направлении. Однако 
и тут можно рассмотреть два типа граничных 
условий.
1.	 Полное закрепление подразумевает от-

сутствие смещения фундамента в любом 
направлении:

	               .	                     (8)

2.	 Нормальное закрепление подразумевает 
отсутствие смещения фундамента в нор-
мальном направлении и отсутствие каса-
тельных сил в продольном направлении:

	  .     (9)

Технологический процесс моделирования
Процесс моделирования включает не-

сколько стадий. Первая стадия — наращи-
вание геологической сетки. Этот процесс 
необходим в первую очередь потому, что 
описанные граничные условия применимы 
на масштабах, гораздо больших масштабов 
моделируемого массива горной породы. Кро-
ме того, конечный размер модели приводит 
к тому, что узлы и ребра становятся искус-
ственными концентраторами напряжения, 
что приводит к искажению решения на доста-
точно большом расстоянии от этих элемен-
тов. Наращивание модели снижает влияние 
этих паразитных напряжений и способствует 
повышению точности постановки гранич-
ных условий. Далее всюду будем различать 

исходную или геологическую сетку и нара-
щенную сетку (геологическую сетку с нара-
щенной вмещающей средой).

Следующая стадия представляет собой 
инициализацию физических свойств. На этой 
стадии возможно как применение уже рас-
считанных свойств в исходной области, так 
и пересчет модели на новой сетке с исполь-
зованием одномерных скважинных моделей 
механических свойств и стандартных алго-
ритмов распространения свойств. Вмеща-
ющая среда, как правило, характеризуется 
отсутствием данных об упругих свойствах. 
Распространение свойств во вмещающей 
среде возможно с применением алгоритмов 
распространения с учетом трендов. Однако 
при отсутствии и такой информации возмож-
но определение упругих свойств как средних 
свойств исходного массива горной породы. 
Такой способ позволяет избежать возникно-
вения существенных скачков напряжений 
и деформаций непосредственно на границе 
вмещающей среды и исходной модели. Для 
задания областей определения материалов 
с постоянными свойствами в ПК «РН-СИГМА» 
реализован отдельный механизм.

Единственным параметром, к опреде-
лению которого стоит подойти более скру-
пулезно, является плотность горной породы 
над областью исходной модели. Именно 
плотность будет определять величину горно-
го давления — основного источника напря-
женного состояния массива горной породы. 
Для определения этого параметра стоит вос-
пользоваться восстановленными в рамках 
построения одномерных моделей трендами 
плотности до поверхности.

После инициализации свойств 
на наращенной сетке необходимо задать 
распределения (кубы) порового давления 
и температуры. Они могут быть заданы как 
внешние загруженные данные на исходной 
сетке. В простейших случаях (линейная за-
висимость от глубины) эти кубы могут быть 
рассчитаны с использованием инструментов 
ПК «РН-СИГМА».

Завершающий этап — выбор граничных 
условий из набора, описанного выше. Необ-
ходимо отметить, что на каждом этапе может 
быть создано произвольное количество ва-
риантов для моделирования. Соответственно 
каждый расчет представляет собой конструк-
тор, собранный из различных вариантов ини-
циализации физических свойств, внешних 
полей давления и температуры и граничных 
условий. Это позволяет рассчитывать не-
сколько вариантов моделей на заданной сет-
ке и в дальнейшем выбирать наиболее подхо-
дящий для решения поставленной задачи.

Рис. 1. Верхняя, нижняя и боковые грани 
сеточной модели
Fig. 1. Upper, lower and side boundaries of the 
model

Рис. 2. Сравнение результатов расчета с ПО «ANSYS». Размерность координатных 
осей — метр
Fig. 2. Comparison of calculation results with ANSYS software. The dimension of the coordinate 
axes is a meter
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Тестирование вычислительного ядра
Для решения поставленной задачи было 

реализовано вычислительное ядро на осно-
вании алгоритма конечно-элементного типа 
с использованием элементов первого по-
рядка [8]. Вычислительное ядро было также 
внедрено в оболочку ПК «РН-СИГМА». Ядро 
работает с основным типом сеточной модели, 
используемой в геологическом и гидроди-
намическом моделировании — геометрией 
угловой точки. Единственное существенное 
требование к сеткам при конечно-элемент-
ном моделировании — это отсутствие разры-
вов. В случае, если исходная сетка содержит 
разрывы, они стыкуются на этапе наращива-
ния вмещающей среды. 

Сначала рассмотрим результаты срав-
нения расчетов с использованием разра-
ботанного ядра с результатами расчетов, 
выполненных в ПО «ANSYS». Геометрия зада-
чи — однородный куб со стороной 7 м со сфе-
рическим включением диаметром 1 м. Куб 
находится под действием собственного веса, 
дополнительные боковые силы отсутствуют, 
смещение нижней грани равно нулю во всех 
направлениях. Свойства вмещающей сре-
ды: E = 7 ГПа, v = 0,45, ρ = 2 700 кг/м3; 
свойства включения: E = 70 ГПа, v = 0,1,  
ρ = 2 700 кг/м3, эффекты пороупругости от-
сутствуют. Свойства сред намеренно выбра-
ны исключительно контрастные. Рассчитан-
ное поле смещения и относительная разница 
между результатами расчетов представлена 
на рисунке 2. Видно, что различие между рас-
четами составляет не более 0,45 % во всей 
области.

Далее рассмотрим аналитический тест: 
решение задачи упругости в модели ограни-
ченной деформации. Геометрически (рис. 3)  
модель представляет собой включение в фор-
ме параллелепипеда во вмещающей среде. 
Сечение включения в плоскости x0y — ква-
драт со стороной 1 000 м, размер по верти-
кали — 20 м, верхняя грань расположена 
на глубине 400 м от поверхности. Свойства 
вмещающей среды: E = 65 ГПа, v = 0,2,  
ρ = 2 720 кг/м3, свойства кубического вклю-
чения: E = 15 ГПа, v = 0,25, ρ = 2 650 кг/м3, 
пороупругие эффекты отсутствуют. Для нагру-
жения среды использована модель заданной 
тектонической деформации с параметрами: 
εH = 5×10

-4, εh = 2×10
-4, φH = -15°. В такой поста-

новке напряженное состояние вдоль линии, 
проходящей через центр, описывается ана-
литическим решением (7). Результаты срав-
нения компонент главных напряжений, рас-
считанных по аналитической модели, а также 
с использованием ПК «РН-СИГМА» и одного 

из промышленных аналогов (ПО «Petrel 
Geomechanics», «VISAGE»), приведены на ри-
сунке 4. Можно отметить хорошую сходимость 
решения к результатам аналитического 
решения, ошибка составляет порядка 5 %.  
Кроме того, видно, что отличия результа-
тов расчета от аналитического решения для 
обоих вариантов симуляторов находятся 
на одном уровне и качественно повторяют 
поведение друг друга. Различие результатов 
решения задачи между собой также нахо-
дится на достаточно низком уровне ~2–3 % 
в сравнении с аналитическим решением.

Моделирование участка месторождения
Применение 3D геомеханического мо-

делирования особенно актуально в двух 
случаях: формации с высококонтрастными 
свойствами по латерали и существенное от-
личие геометрии пластов от плоскопарал-
лельного чередования слоев, например, 
вызванное наличием разломов. Возмож-
ность выполнения расчетов на таких моделях 
представляет особенный интерес. Поэтому 
для верификации на реальных данных был 
выбран один из участков пласта ПК-1 Верхне-
покурской подсвиты Северо-Комсомольского 
месторождения. Данные отложения пред-
ставлены рыхлыми песками и слабосцемен-
тированными песчаниками с многочислен-
ными тонкослоистыми и часто прерывистыми 
прослоями глинистых пород. Отдельные про-
пластки характеризуются наличием вклю-
чений с высоким контрастом механических 
свойств. Кроме того, выбранный участок пе-
ресекает несколько разломов. 

При построении 3D геомеханической мо-
дели целевых отложений был выполнен ряд 
шагов: проанализированы результаты кер-
новых исследований, данные геофизических 
исследований (ГИС), включая специальный 
комплекс, результаты исследований на пред-
варительной стадии операции гидроразрыва 
пласта (мини-ГРП), а также данные бурения. 
В результате выбраны три опорные скважи-
ны с максимальным набором данных для 
построения 1D геомеханических моделей. 
Калибровка исходных 1D геомеханических 

моделей выполнена на данные мини-ГРП 
и зафиксированные буровые события. Оцен-
ка порового давления в опорных скважинах 
получена на основе интерпретации данных 
гидродинамического каротажа. В качестве 
модели напряженного состояния для 1D-рас-
чета была выбрана модель с тектонической 
деформацией. Значения главных тектони-
ческих деформаций оценены посредством 
калибровки профиля минимального гори-
зонтального напряжения на данные о дав-
лении смыкания по мини-ГРП и составили:  
εh = 1×10

-4, εH = 2×10
-4. Коэффициент  

Био α по результатам адаптации принят равным 
0,9 в интервалах песчаника и 1 в интервалах 
глин. В целом соответствие построенных 1D ге-
омеханических моделей с имеющимися кали-
бровочными данными оценено как высокое.

На основе действующей геологической 
модели в пределах зон целевых кустовых 
площадок построены секторные 3D геоме-
ханические модели механических свойств 
согласно описанной выше последова-
тельности действий. Сначала выполнено 
наращивание модели вверх до дневной 
поверхности, вниз до заданной глубины  
(1 200 м) и в горизонтальной плоскости 
по 200 м с каждой стороны. Далее для 
исключения негативного влияния сетки 
на результаты численного моделирования 
проведен тест на однородном материале. 
После этого выполнено распространение 
механических свойств пород на основе 
интерполяционных алгоритмов и с учетом 
действующей литолого-фациальной модели 
целевых отложений. В качестве вмещаю-
щей среды выбрана среда со свойствами, 
близкими к средним свойствам целевого 
объекта. Далее рассчитан куб начального 
пластового давления. На финальном шаге 
выполнен расчет напряженно-деформи-
рованного состояния пласта и проведена 
калибровка 3D геомеханической модели 
на результаты 1D геомеханического моде-
лирования опорных скважин. На рисунке 5  
приведен пример расчета модели выбран-
ного участка (куб минимального горизон-
тального напряжения).

Рис. 3. Модель вмещающей среды 
с включением. Через центр проходит 
тестовая вертикальная скважина  
Fig. 3. Model of the host medium with 
inclusion, a test vertical well passes through 
the cente

Рис. 4. Результаты сравнения с аналитическим решением и ПО Visage: 
- - - - -  — аналитическое решение, - - - - — новое вычислительное ядро; ——  — ПО Visage
Fig. 4. The results of comparison with the analytical solution and Visage software solution:
- - - - -  – analytical solution; - - - - – new computing core; —— – Visage software solution
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На рисунке 6 приведен результат вери-
фикации главных напряжений для модели-
руемого сектора: сравнение результатов 3D- 
и 1D-моделирования для одной из опорных 
скважин. По результатам расчетов калибров-
ка прошла успешно: данные 1D и 3D хорошо 
соотносятся между собой, различие в расче-
тах не превышает 10 %. Исключение состав-
ляет плотный прослой в нижней части кол-
лектора. Это связано с двумя причинами. 
Во-первых, данный прослой в модели не пред-
ставлен отдельным слоем, следовательно, 
его механические свойства смешаны с выше- 
и нижележащими интервалами. Во-вторых, 
анализ геологической модели показывает, 

что плотные прослои на данном участке 
не являются протяженными, следовательно, 
одномерные модели не могут адекватно опи-
сывать напряжения в них.

Общий размер модели составляет при-
мерно 1,8 млн ячеек (137×106×126), размер 
ячеек — 100×100 м. Время расчета моде-
ли — порядка 18 минут на современном пер-
сональном компьютере (процессор Intel i7-
8700 с частотой 3,2 ГГц, оперативная память 
32 Гб).

Результаты выполненной работы по рас-
чету 3D ГМ в настоящее время используются 
для геомеханического сопровождения буре-
ния отложений пласта ПК-1, а также перекры-
вающих глинистых отложений Березовской 
и Кузнецовской свит. На основе 3D-модели 
построены предбуровые модели устойчиво-
сти ствола скважин: выданы рекомендации 
по статической плотности бурового раство-
ра и предельно допустимой эквивалентной 
циркуляционной плотности раствора, опре-
делены основные зоны нестабильности ство-
ла скважин и зоны возможных поглощений 
раствора. Всего за период 2022 года пред-
буровые модели построены для 44 скважин. 
По результатам бурения выполняется пост-
буровой анализ: на основе фактических дан-
ных ГИС имеющиеся предбуровые модели 
проверяются на корректность. Выполненные 
расчеты устойчивости ствола на основе дан-
ных 3D и на основе фактических данных ГИС, 
записанных во время бурения, показывают, 
что в целом по разрезу обе модели дают удов-
летворительную сходимость с фактическими 
данными кавернометрии за исключением 
локальных пропластков. Также результаты 
3D ГМ будут использованы в качестве осно-
вы для расчетов в рамках двунаправленной 
4D ГМ для оценки влияния геомеханических 
эффектов на фильтрационные процессы 
в пласте при эксплуатации скважин.

Итоги
В результате настоящего исследования раз-
работано вычислительное ядро для расчета 
напряженно-деформированного состояния 
массива горной породы. Для верификации 
работы вычислительного ядра ПК «РН-СИГ-
МА» было проведено тестирование. Основ-
ные тесты — это аналитический тест, сравне-
ние с результатами расчета в ПО «ANSYS» и 
результатами расчета «Petrel Geomechanics». 
Все проведенные тесты показали хорошее со-
ответствие расчетов с достаточной для прак-
тического применения точностью.

Выводы
Разработанное ядро позволяет выполнять 
расчеты напряжений и деформаций массива 
породы в упругой постановке. Спектр воз-
можных граничных условий полностью соот-
ветствует мировым практикам.
Интеграция вычислительного ядра в про-
граммный интерфейс ПК «РН-СИГМА» по-
зволяет выполнять практически значимые 
расчеты. В работе приведен пример расчета 
геомеханической модели участка пласта ПК-1 
Верхнепокурской подсвиты Северо-Ком-
сомольского месторождения, обладающе-
го сложным строением как с точки зрения 
геометрии, так и с точки зрения вариации 
механических свойств. Результат модели-
рования позволил построить предбуровые 
модели устойчивости для 44 скважин. По 
данным фактического бурения наблюдается 
удовлетворительная сходимость с факти-
ческими данными. Кроме того, в дальней-
шем планируется использовать полученную 

Рис. 5. Результаты численного 
моделирования напряженно-
деформированного состояния пласта 
на примере одного из секторов (куб 
минимального горизонтального 
напряжения)
Fig. 5. The results of numerical simulation 
of the stress-strain state of the reservoir on the 
example of one of the sectors (cube of minimum 
horizontal stress)

3D-модель в качестве входных данных для 
построения 4D ГМ.
Ближайшие перспективы развития про-
граммного комплекса включают сопряжение 
геомеханики и гидродинамики — 4D геоме-
ханическое моделирование. Данный способ 
позволит решать более широкий диапазон 
задач, включая задачи прогнозирования 
кинжальных прорывов в слабосцементиро-
ванных коллекторах, мониторинга разломов 
и ряд других. Также планируется расширение 
функционала 3D-моделирования, включаю-
щее задачи оценки возникновения зон пла-
стического деформирования, а также эволю-
ции зон выноса песка.
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Results
As a result of this work, a computational core has been developed for 
calculating the stress-strain state of a rock mass. Testing was carried 
out to verify new computing core of the RN-SIGMA software. The main 
tests are an analytical test, a comparison with the calculation results in 
the ANSYS software and the calculation results of Petrel Geomechanics 
software. All the tests performed showed a good correspondence of 
calculations with sufficient accuracy for practical application.

Conclusions
The developed core allows performing calculations of stresses and 
strains of the rock mass in an elastic formulation. The range of possible 
boundary conditions fully corresponds to world practices.
The integration of the computing core into the software interface of the RN-
SIGMA software allows you to perform practically significant calculations. 
The paper provides an example of calculating a geomechanical model of 

a section of the PK-1 formation of the Verkhnepokurskaya substructure 
of the Severo-Komsomolskoye field, which has a complex structure, 
both meaning geometry and variation of mechanical properties. The 
simulation result allowed us to build pre-drilling stability models for 
44 wells. According to the actual drilling data, there is a satisfactory 
convergence with the actual data. In the nearest future we plan to use the 
resulting 3D model as input data for building a 4D geomechanical model.
The nearest prospects for the development of the software package 
include the interface of coupled geomechanics and hydrodynamics – 
coupled 4D modeling. This method will allow solving a wider range of 
tasks, including predicting dagger breakthroughs in weakly cemented 
reservoirs, monitoring faults, and a number of other problems. We also 
plan to expand the functionality of 3D modeling, including the problem 
of formation of plastic deformation zones, as well as the evolution of 
sanding zones.
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Аннотация
Эффективность поискового бурения во многом определяет экономические перспективы развития территории. При 
проведении поисково-разведочных работ на нефть и газ компании стремятся снизить получение отрицательных 
результатов (30–40 %) — и для этого выполняют оценку геологической неопределенности и применяют различные методы 
учета геологических рисков. Согласно современным представлениям под геологическим риском понимается вероятность 
отрицательного результата при поисках месторождения на участке исследования. Обратная величина геологического 
риска — это коэффициент успешности разведки.

Abstract
The efficiency of exploratory drilling largely determines the economic prospects for the development of the territory. When conducting prospecting 
and exploration for oil and gas, companies strive to reduce the negative results (30–40 %), and for this purpose they perform an assessment 
of geological uncertainty and various methods of accounting for geological risks. According to modern concepts, geological risk is understood 
as the probability of a negative result when searching for a deposit at the research site. The inverse value of geological risk is the success rate 
of exploration.

Материалы и методы
В основу работы положены результаты геофизических, 
литологических, петрофизических исследований, а также результаты 
бассейнового моделирования. Оценка геологических рисков 
проводилась по 2 400 перспективным объектам.

Ключевые слова
Западная Сибирь, юго-восток ЯНАО, геологический риск, 
флюидоупор, фации, залежь, миграция, нефтегазоматеринские 
породы, ресурсный потенциал УВ

Materials and methods
The work is based on the results of geophysical, lithological, 
petrophysical studies, as well as the results of basin modeling.  
The assessment of geological risks was carried out for 2 400 promising 
objects.
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Введение
Достоверная оценка ресурсного потен-

циала новых объектов углеводорода (УВ) 
является важнейшим фактором, влияющим 
на успех поисково-оценочного бурения. Для 
повышения достоверности одной из основ-
ных задач, стоящих перед геологами на раз-
ных этапах геолого-разведочных работ, яв-
ляется определение геологических рисков. 
Геологический риск влияет на величину ре-
сурсного потенциала нефтегазоперспектив-
ной зоны и принятие решения по выделению 
перспективных объектов (ловушек) и выпол-
нению производственных поисковых работ.

Согласно современным представлени-
ям под геологическим риском понимается 
вероятность отрицательного результата при 
поисках месторождения на участке исследо-
вания [1]. Обратная величина геологического 
риска — это вероятность открытия залежи.

Анализ геологических рисков представ-
ляет собой количественную оценку вероятно-
сти существования факторов, критичных для 
формирования и сохранности залежи угле-
водородов. Данная оценка должна учитывать 
всю накопленную информацию об объекте 
и может уточняться по мере доизучения или 
поступления новой геолого-геофизической 
информации.

В ПАО «НК «Роснефть» разработаны ме-
тодические рекомендации по анализу рисков 
геолого-разведочных проектов, которые при-
меняют при оценке ресурсного потенциала 
поисковых объектов и расчете ожидаемой 
экономической эффективности. Методика 
применима для системы «пласт», то есть ори-
ентирована на более детальные геологиче-
ские модели. В связи с объемными данными 
по региональной работе, в которой рассмо-
трены продуктивные комплексы (комплекс 
включает в себя несколько продуктивных 
пластов), возникла необходимость адаптиро-
вать методику геологических рисков, которая 
была реализована в рамках региональных 
работ по территории юго-восточной части 
Ямало-Ненецкого автономного округа.

На основе региональных исследований, 
реализованных в 2019–2021 гг., была осу-
ществлена оценка геологических рисков для 
поисковых объектов. Риск — вероятность не-
возникновения (позитивного) события.

Для повышения эффективности работы 
по оценке ресурсной базы авторами адапти-
рован и автоматизирован методический 
подход по анализу рисков региональных 
геолого-разведочных проектов. Предложен-
ный вариант рекомендован для выделенных 
объектов как для севера Западной Сибири, 
так и нефтегазоносных территорий в целом. 
Особенностью данного подхода является воз-
можность оценивать ресурсный потенциал 
больших территорий при большом количе-
стве выделенных объектов с целью опреде-
ления наиболее перспективных зон для про-
ведения работ по детализации геологической 
модели.

Обзор и объем исследований
Исследуемая территория находится 

в юго-восточной части Ямало-Ненецкого ав-
тономного округа Тюменской области, охва-
тывает восточную часть Пуровского, южную 
часть Тазовского и Красноселькупский райо-
ны (рис. 1). Согласно схеме нефтегазогеоло-
гического районирования (Шпильман В.И.,  
2010 г.), исследуемая территория распола-
гается в Тазовском, Мангазейском, Харам-
пурском, Толькинском нефтегазоносных 
районах Пур-Тазовской нефтегазоносной 

области. С запада охватывает частично  
Надым-Пурскую НГО, с востока — Елогуй- 
Туруханскую НГО. На территории откры-
то 52 месторождения УВС: 15 — нефтяных, 
2 — газонефтяных, 9 — газоконденсатных, 
26 — нефтегазоконденсатных. Продуктив-
ность установлена в отложениях: тюменской, 
сиговской, яновстанской свит юрского воз-
раста, мегионской, заполярной, ереямской 
свит нижнемелового возраста, покурской, 
кузнецовской, березовской верхнемелового 
возраста. Пробурено более 900 поисково- 
оценочных и разведочных скважин.

Участок работ расположен в пределах 
Ямало-Тазовской мегасинеклизы (структура 
субрегионального порядка), Надым-Тазов-
ской синеклизы (надпорядковые структуры), 
Русско-Часельского пояса мегавалов, с восто-
ка — Маковско-Артютинского пояса монокли-
налей, на юге — Верхнеаганско-Толькинского 
пояса мегапрогибов и Каралькинско-Ажар-
минского пояса мегавалов.

Для оценки ресурсной базы использо-
вались данные результатов региональных 
работ (карты тектонического районирова-
ния, структурные построения, литолого-фа-
циальный анализ, палеогеографические 
карты, карты эффективных толщин, карты 
пористости, данные государственного ба-
ланса УВС) [2–7].

Для оценки вероятности существования 
события на исследуемой территории отстро-
ено более 140 карт по каждому выделенному 
продуктивному комплексу (32 комплекса), 
это карты рисков: по фациям, вторичным 
изменениям коллектора, существования 
замкнутого контура, флюидоупоров, нали-
чия зрелости нефтегазоматеринских пород 
(НГМП), генерации и миграции, сохранно-
сти залежи с учетом разломной тектоники. 
По продуктивным комплексам получены 
итоговые карты вероятности геологической 
успешности. Выполнен вероятностный расчет 
ресурсной базы с последующим ранжирова-
нием объектов.

Методика
Методические указания по анализу ри-

сков геолого-разведочных проектов уста-
навливают единый подход по выполнению 
вероятностной оценки ресурсного потенци-
ала, оценке геологических рисков, с целью 
ранжирования геолого-разведочных проек-
тов и выделения наиболее перспективных на-
правлений поиска и разведки [2, 8–12].

Оценка вероятности геологической 
успешности выполнена по семикомпонентной 
системе, согласно методическим рекоменда-
циям по анализу рисков геолого-разведочных 
работ. Это вероятности: распространения фа-
ций, сохранности фильтрационно-емкостных 
свойств, существования замкнутого контура, 
существования флюидоупора, существова-
ния и достаточной зрелости нефтегазомате-
ринской толщи, оптимального времени реа-
лизации нефтегазоматеринского потенциала 
и пути миграции.

Вероятность геологического успеха (Pg) 
оценивается путем перемножения этих семи 
компонентов. Для определения степени 
возможности используется шкала от 0 до 1  
(или в процентах от 0 до 100 %). То есть при 
риске 0 вероятность открытия залежи (место-
рождения) равна 100 %, при риске 1 — откры-
тие залежи (месторождения) невозможно. 

Данный способ в методических рекомен-
дациях подразумевает детальное рассмотре-
ние каждого объекта по каждому элементу се-
микомпонентной системы. Для региональных 

работ с большим количеством выделенных 
объектов (сотни, тысячи) это требует боль-
ших временных и ресурсных трудозатрат. 
В связи с этим оценка ресурсного потенциа-
ла большого количества объектов выполнена 
с помощью построения карт геологических 
рисков по каждому элементу углеводород-
ной системы. На основании полученных карт 
по комплексам создана интегрированная 
карта риска (сумма всех карт вероятности  
геологического успеха), что позволило ран-
жировать территорию в целом. 

На территории исследований выделено 
более 2 400 перспективных ловушек струк-
турного и структурно-литологического типа. 
В связи с наличием большого массива дан-
ных, полученных в процессе выполнения ре-
гиональной работы, а также большого коли-
чества выделенных объектов целесообразна 
адаптация методики, что позволит оценить 
ресурсный потенциал территории иссле-
дования, не рассматривая каждый объект 
в отдельности.

Объекты выделены автоматически 
в программном продукте по максималь-
ной оконтуривающей изогипсе. На основе 
анализа коэффициента заполнения откры-
тых залежей были собраны статистические 
данные по тектоническим элементам (учет 
крупных структур надпорядковых и поряд-
ковых), нефтегазоносности (приурочен-
ность к нефтегазоносному району, учет 
плотности геологических ресурсов), пла-
стовым объектам. По результатам анализа 
был применен дифференцированный под-
ход к принимаемым условным подсчетным 
уровням (УПУ) с разделением на группы 
пластов. Автоматически в ПО рассчитыва-
лась площадь объектов, соответствующая 
коэффициенту заполнения резервуара. 
На основе анализа статистики этот объем 
соответствует наиболее вероятному зна-
чению ожидаемого заполнения структуры 
углеводородами (табл. 1).

Рис. 1. Выкопировка из схемы 
нефтегеологического районирования 
Западно-Сибирской НГП (ГП «НАЦ РН  
им. В.И. Шпильмана», 2010 г.)
Fig. 1. A copy from the scheme of oil and 
geological zoning of the West Siberian NGP 
(SE “National Research Institute named after 
V.I. Shpilman”, 2010)
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Подсчет ресурсов УВ производился веро-
ятностным методом с учетом геологических 
рисков.

Согласно методическим рекомендациям, 
вероятность геологической успешности оце-
нивается согласно выражению (1):

Pg = Р1a×P1b×P2a×P2b×P3a×P3b×P4, (1)(1)

где Pg — вероятность геологического успеха, 
Р — вероятность события.

По каждой составляющей семикомпо-
нентной системы были построены карты 
рисков. В случае если карта не строилась, 
принимался единый коэффициент риска 
для всей площади (например риски по вто-
ричным изменениям зависят от глубины — 
и на небольших глубинах риск был принят 
единым коэффициентом). Карта вероятности 
существования структуры являлась единой 

для всех комплексов (зависит от плотности 
изученности). Часть карт вероятности соот-
ветствовала нескольким комплексам (со-
хранность залежи, НГМП, миграция). В зонах 
с низкой изученностью риски были увеличе-
ны. Карты по каждому комплексу могут быть 
использованы для получения значения риска 
в любой точке территории.

Рассмотрим вероятности существования 
факторов, влияющих на геологический успех.

Вероятность существования пород-кол-
лекторов выполняется через оценку обста-
новок осадконакопления и качества коллек-
тора. Вероятность распространения фаций 
(Р1a), обладающих емкостным потенциа-
лом, определена по результатам построения  
палеогеографических обстановок, учиты-
валась зона ограниченных данных. Каждой 
палеогеографической зоне осадконакопле-
ния было присвоено значение вероятности 
встречи коллектора в данной области. С этой 
целью была проанализирована статистика 
по данным эффективных толщин и коэффи-
циентов песчанистости по каждой обстановке 
осадконакопления. Вероятность благопри-
ятных условий накопления пород-коллекто-
ров, в таких как проксимальная часть фронта 
дельт, предполагаемые барьерные острова, 
аккумулятивные тела в шельфе, составляет 
90 %, то есть риск невозникновения состав-
ляет 10 %.

Вероятность сохранности первичных 
фильтрационно-емкостных свойств (Р1b) 
устанавливалась в зависимости от глубины 
кровли перспективного комплекса. 

В процессе своего погружения увели-
чиваются температуры и давления, поэтому 
породы-коллекторы претерпевают суще-
ственные изменения [13]. В целом породы 
подвергаются уплотнению и цементации, что 
уменьшает их поровое пространство и ухуд-
шаются коллекторские свойства. Для каждо-
го диапазона значений (глубины залегания) 
устанавливалась своя шкала вероятности.

Вероятность существования замкнуто-
го контура (P2a) определялась на основе  
сейсморазведочных данных. Для построения 
карты рисков применялся следующий подход: 

строилась карта плотности сейсмических 
профилей 2D по шагу сетки 5 000×5 000 м  
(при этом использовались сейсмические про-
фили 2D и зона съемки 3D); площади съемки 
3D приняты со значением вероятности 0,9; 
зоны отсутствия сейсмического материала 
(восточная и юго-западная территории) при-
няты с риском 0,5 (50 %), что соответствует 
вероятности либо наличия, либо отсутствия 
замкнутого контура). Зоны с плотностью ме-
нее 1 пог. км/км2 приняты со значением ве-
роятности 0,6. Данный подход применялся 
только для построения карты риска существо-
вания замкнутого контура (необходима для 
итоговой карты), в расчете ресурсов исполь-
зовалась методика, учитывающая амплитуду 
и погрешность структурных построений.

Вероятность существования флюидоупо-
ра (P2b) оценена на основе схем качества 
флюидоупоров, которые были построены 
на основании данных толщины покрышки, 
значения Альфа ПС покрышки (характеризует 
литологию (глинистость) коллектора: в чистых 
глинистых пластах, параметр Альфа ПС ра-
вен нулю, а в чистом песчанике — единице). 
По качеству региональных покрышек ранжи-
ровались риски.

Для оценки вероятности миграции (P3a), 
наличия и зрелости НГМТ (P3b) создана кон-
цептуальная модель, реализация которой 
оценена с помощью бассейнового моделиро-
вания. Полученная модель позволяет оценить 
риски по зрелости нефтегазоматеринских 
пород и миграции углеводородов. Оценку 
вероятности миграции проводили на основа-
нии расстояния от очага генерации УВ иссле-
дуемых объектов и времени формирования 
ловушки. В модели учтены: сейсмогеологи-
ческий каркас, тектоника, геохимические 
исследования (пиролиз, изотопный анализ, 
хроматомасспектрометрия), температурные 
данные (отражательная способность витри-
нита, термометрия по скважинам, эрозион-
ные процессы), палеографические обстанов-
ки [14, 15].

При оценке вероятности сохранности 
залежи (P4) ориентировались на данные 
по разломной тектонике. Предполагается, что 

Табл. 1. Коэффициенты заполнения, 
принятые для расчета площадей 
перспективных объектов 
Tab. 1. Fill coefficients used to calculate the 
areas of prospective objects

Пласты Кзап Кзап, принятый 
для расчета 
ресурсов

ПК1-12+Т+Бер 0,9 0,9

ПК17-22 0,7 0,7

АС 0,9 0,9

БС 0,6 0,6

БВ 0,8 0,8

ЯН 0,3

0,7

Ю1-0 0,8

Ю1 0,7

Ю2-3 0,8

Ян+Ю1+Ю2-3 0,7

Ю4 – Ю12 н/д 0,7

Рис. 2. Схема получения итоговой карты вероятности геологической успешности по пласту Ю1
Fig. 2. Scheme for obtaining the final map of the probability of geological success in the formation of Y1
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в районах нахождения разломов вероятность 
разрушения объекта больше, чем в зонах, 
где разломы отсутствуют. Карты вероятности 
сохранности залежи строились по принятым 
критериям: нет тектонической активности 
и есть тектоническая активность.

Для итоговой карты вероятности геологи-
ческой успешности по каждому перспектив-
ному комплексу были перемножены гриды 
(карты вероятности событий) всех семи ком-
понентов (рис. 2).

Полученные общие карты вероятности 
геологической успешности рассматриваемых 
комплексов представлены на рисунке 3. Ниж-
няя, средняя юра имеет низкую изученность 
(на картах преобладает красный цвет), в свя-
зи с этим перспективы имеют очень высокие 
геологические риски. На картах риска мы ви-
дим: все выделенные перспективные объек-
ты в восточной части участка (кроме севера) 
имеют низкую вероятность геологической 
успешности. 

После построения карт геологической 
успешности каждого комплекса получен-
ные гриды были суммированы друг с другом 
(как условный параметр) с целью получения 
общей карты ранжирования территории 
по перспективности. Полученная карта яви-
лась условным показателем перспективности 
участка. На рисунке 4 красный/оранжевый 
цвет указывает на область низкой перспек-
тивности, где вероятность открытия зале-
жей минимальна; желтый/светло-зеленый 
цвет — область средней перспективности; 
зеленый — область высокой перспективности 
участка, где вероятно открытие максималь-
ного числа залежей. Наибольшие перспекти-
вы связаны с центральной и западной частью 
территории.

Для оценки вероятности открытия 
хотя бы одной залежи использовалась  
формула 2 [9] расчета вероятности наступле-
ния хотя бы одного из событий:

Pg (объекта) = 1 - (1 - Pg1) ×… 
        ...× (1 - Pg i)  ×…× (1 - Pg n),           (2)

где Pg (объекта) — вероятность геологи-
ческого успеха перспективного объекта; 
Pg n — карта (грид) вероятности геологиче-
ского успеха по перспективному комплексу.

Полученная карта позволяет оценить 
ожидаемую успешность ГРР (рис. 5). Крас-
ный/оранжевый цвет (0,3–0,5) указывает 
на область низкой перспективности обнару-
жения объекта; желтый/светло-зеленый цвет 
(0,6–0,8) — область средней перспективно-
сти; зеленый (от 0,9 до 1) — область высокой 
перспективности обнаружения объекта.

Полученные карты геологической успеш-
ности по каждому комплексу использовались 
для вероятностной оценки ресурсов. На осно-
ве результатов вероятностной оценки выпол-
нено ранжирование перспективных объек-
тов, выделены наиболее приоритетные.

  
Итоги
В настоящей работе представлены мето-
дические приемы проведения оценки гео-
логических рисков для поисковых объек-
тов в региональном масштабе на примере 
юго-восточной части ЯНАО Западно-Сибир-
ской низменности. Предложенное дополне-
ние к разработанным ранее методическим 
рекомендациям по анализу рисков геолого- 
разведочных проектов позволит оценить 
ресурсный потенциал крупной территории в 
целом. Предложенная карта ранжирования 
территории по перспективности комплекс-
но отражает вероятность открытия новых 
объектов.
В результате работы установлено, что для 
района исследований основные перспективы 
могут быть связаны с центральной и западной 
частью территории исследования. 
Полученная модель на всю территорию 
юго-восточной части ЯНАО позволяет опе-
ративно (экспресс-оценка) оценить ресурс-
ный потенциал на любом заинтересованном 
участке.

Выводы
С начала масштабного применения методов 
оценки геологических рисков в нефтегазо-
вой геологии подготовлено большое коли-
чество работ, однако предложенное допол-
нение к методическому подходу, с нашей 
точки зрения, является наиболее рацио-
нальным, что позволит повысить эффектив-
ность оценки рисков большого количества 
объектов.
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Рис. 4. Карта ранжирования территории 
по перспективности. Масштаб: 1:2 500 
000 Fig. 4. Map of the territory ranking 
by perspective. Scale: 1:2 500 00

Рис. 5. Карта вероятности открытия хотя 
бы одной залежи. Масштаб: 1:2 000 000
Fig. 5. Map of the probability of discovery 
of at least one deposit. Scale: 1:2 000 00
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Results 
This paper presents methodological techniques for assessing geo-logical 
risks for search objects on a regional scale on the example of the south-
eastern part of the Yamalo-Nenets Autonomous District of the West 
Siberian Lowland. The proposed addition to the previously developed 
methodological recommendations for the risk analysis of exploration 
projects will allow assessing the resource potential of a large territory 
as a whole. The proposed map of the territory ranking by prospects 
comprehensively reflects the probability of opening new facilities. As 
a result of the work, it was found that for the research area, the main 
prospects can be associated with the central and western part of the 
research territory. The resulting model covers the entire territory of the 

south-eastern part of the Yamal-Nenets Autonomous District, allows you 
to quickly (express assessment) assess the resource potential at any 
interested site.

Conclusions
Since the beginning of the large-scale application of methods for 
assessing geological risks in oil and gas geology, a large number of 
works have been prepared, however, the proposed addition to the 
methodological approach, from our point of view, is the most rational, 
which will increase the effectiveness of risk assessment of a large 
number of objects.
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Снижение негативного влияния растворов 
глушения высокой плотности на продуктивность 
газовых скважин, эксплуатирующих ачимовские 
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Аннотация
В статье рассмотрены особенности и осложнения при глушении газовых скважин в условиях ачимовских коллекторов 
(пласты Ач3-4 и Ач5

2-3 Ново-Уренгойского и Восточно-Уренгойского лицензионных участков). В частности, при глушении 
происходит интенсивное поглощение жидкостей, снижение продуктивности скважин, коррозионное воздействие 
на внутрискважинное оборудование и потеря стабильности в условиях высоких температур. Определена зависимость 
изменения скин-фактора от плотности базового полимер-глинистого бурового раствора, используемого при глушении 
скважин. На основании проведенного комплекса лабораторных исследований установлено, что модифицированные 
высокоплотные растворы на основе смеси хлорида и нитрата кальция (плотностью 1 600 кг/м3) и смеси хлорида цинка 
и бромида кальция (плотностью 1 910 кг/м3) обеспечивают высокое восстановление проницаемости модели пласта после 
глушения.

Abstract
The article deals with peculiarities and complications when killing gas wells in conditions of Achimovsky reservoirs (Ach3-4 and Ach5

2-3 formations 
of Novo-Urengoyskiy and Vostochno-Urengoyskiy license areas). In particular, there is intensive absorption of liquids, reduction of well 
productivity, corrosive effect on downhole equipment, and loss of stability in high temperature conditions. The dependence of the change in the 
skin factor on the density of the basic polymer-clay drilling mud used for killing the well has been determined. On the basis of the conducted 
complex of laboratory tests it was established that the modified high-density solutions on the basis of calcium chloride and calcium nitrate 
mixture (density 1 600 kg/m3) and zinc chloride and calcium bromide mixture (density 1 910 kg/m3) provide high recovery of formation model 
permeability after killing.

Материалы и методы
Анализ результатов применения технологий глушения на Ново-
Уренгойском и Восточно-Уренгойском лицензионных участках. 
Обоснование выбора новой технологии на основе мирового 
опыта и результатов исследований базовых применяемых 
жидкостей. Физико-химические и фильтрационные исследования 
высокоплотных модифицированных солевых растворов в условиях 
рассматриваемого объекта.

Ключевые слова
Уренгойское месторождение, глушение скважин, газовые скважины, 
аномально высокое пластовое давление, высокая температура, 
поглощения, блокирующие составы, суспензии, модификация

Materials and methods
Analysis of the results of application of killing technologies at the  
Novo-Urengoyskiy and Vostochno-Urengoyskiy license areas. 
Substantiation of a choice of new technology on the basis of world 
experience and results of researches of basic applied fluids. Physical-
chemical and filtration studies of high-density modified salt solutions in 
the conditions of the object in question.

Keywords
Urengoyskoe field, well killing, gas wells, abnormally high reservoir 
pressure, high temperature, fluid loss, blocking compounds, 
suspensions, modification
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Введение
В настоящее время наблюдается увеличе-

ние доли месторождений, эксплуатирующих 
высокотемпературные пласты с аномально 
высокими пластовыми давлениями (АВПД). 
В большинстве случаев данные коллекто-
ры являются водочувствительными, и при 
наличии риска поглощения жидкости глу-
шения происходит значительное снижение 
продуктивности скважин [1–3]. Ввиду этого 
все более актуальной становится задача 
поиска эффективных технологий глушения 
скважин в условиях АВПД, позволяющих ми-
нимизировать негативное влияние техноло-
гических жидкостей на фильтрационно-ем-
костные свойства (ФЕС) призабойной зоны  
пласта (ПЗП) при проведении ремонта.

Терригенные ачимовские коллекторы 
Уренгойского месторождения, эксплуати-
руемые АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ» (Ново- 
Уренгойский и Восточно-Уренгойский ли-
цензионные участки), характеризуются вы-
сокой пластовой температурой (до 113 °С) 
и сверхнизкой проницаемостью матрицы 
(менее 1,2×10-3 мкм2), что обусловливает 

широкое применение гидравлического раз-
рыва пласта (ГРП) (более 95 % фонда сква-
жин). Пластовое давление изменяется в ши-
роком диапазоне (21,6–58,7 МПа при глубине 
по вертикали 3 240–3 770 м) — имеются как 
зоны аномально низкого давления (АНПД), 
так и АВПД (рис. 1 — расчетная плотность 
жидкости глушения скважин (ЖГС) изменяет-
ся в диапазоне от 0,61 до 1,81). В совокупно-
сти наличие данных факторов, осложняющих 
глушение скважин, приводит к интенсивным 
поглощениям технологических жидкостей, 
потере продуктивности скважин и рискам 
возникновения газонефтеводопроявлений.

Особые сложности при подборе ЖГС воз-
никают именно для условий АВПД, так как 
возникает необходимость глушения скважин 
растворами высокой плотности. Большинство 
тяжелых жидкостей глушения (ТЖГ) имеют 
повышенную коррозионную активность, что 
также усугубляется высокими пластовыми 
температурами. Зачастую возникает необхо-
димость поиска дополнительных модифика-
торов с целью снижения скорости коррозии 
стали в ТЖГ в данных конкретных условиях 

и обеспечения совместимости растворов 
с пластовыми водами. Особое внимание 
следует уделять стабильности выбранных 
составов в условиях высоких пластовых 
температур.

При подборе ТЖГ и блокирующих соста-
вов глушения (БСГ) применительно к лицензи-
онным участкам АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ»  
основными осложняющими факторами 
являются:
•	 обеспечение термостабильности 

составов;
•	 необходимость модификации соста-

вов с целью достижения соответствия 
их технологических свойств требованиям, 
предъявляемым к ЖГС.
Еще одним немаловажным фактором, 

влияющим на доступность и целесообраз-
ность применения ТЖГ, является высокая 
стоимость используемых солей [4, 5].

Базовые технологии глушения, 
применяемые на месторождении

Поскольку освоение ачимовских отло-
жений существенно сложнее, чем освоение 
традиционных пород-коллекторов, стандарт-
ные технологии, применяемые при ремон-
те скважин, зачастую не позволяют достичь 
положительных результатов [6]. В условиях 
низкопроницаемых коллекторов применение 
типовых ЖГС, как правило, не обеспечивает 
сохранения коллекторских свойств продук-
тивных пластов, представленных терригенны-
ми отложениями, и приводит к значительно-
му увеличению продолжительности процесса 
вызова притока углеводородов после ремон-
та и снижению продуктивности скважин после 
глушения. Часто возникает необходимость 
восстановления продуктивности скважин, что 
приводит к дополнительным затратам [7, 8].

Можно выделить следующие ЖГС и БСГ, 
опыт применения которых имеется на объек-
тах АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ» (табл. 1):
•	 полимер-глинистый буровой рас-

твор (ПГБР) с баритом плотностью  
до 1,80 г/см3 — базовая технология 
(~80 % операций глушения скважин);

•	 классические солевые растворы хлори-
дов (калия, натрия и кальция) плотностью 

Табл. 1. Опыт глушения скважин на объектах АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ»
Tab. 1. Experience of killing wells at the facilities of “ROSPAN INTERNATIONAL” JSC

№ ЖГС Результат применения Варианты снижения рисков

1 ПГБР Значительное снижение продуктивности 
скважин. Коэффициент восстановления 
проницаемости (kвосст) 38–69 %

1. Отказ от применения (подбор высокоплотных 
солевых растворов) 
2. Обеспечение отсутствия контакта с трещиной 
ГРП и породой (применение БСГ)

2 Раствор хлорида кальция Снижение продуктивности скважин  
(kвосст 84–92 %), высокая коррозионная 
агрессивность

1. Модификация раствора 
2. Обеспечение отсутствия контакта с трещиной 
ГРП и породой (применение БСГ)

3 Высокоплотные солевые растворы 
ZnCl2 + CaCl2 + Ca(NO3)2
ZnCl2 + CaCl2 + CaBr2

Высокая коррозионная агрессивность Модификация растворов

4 БСГ 
• ВУС на водной основе; 
• суспензия на водной основе

Применение тандемной установки ВУС + 
суспензия в скважинах с АНПД. Поглощения 
ЖГС — не ликвидированы, прорывы 
газа — предотвращены

Подбор БСГ для условий АВПД и высоких 
температур

Рис. 1. Распределение эксплуатационного фонда скважин АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ» 
по расчетной плотности ЖГС
Fig. 1. Distribution of “ROSPAN INTERNATIONAL” JSC producing well stock by estimated density 
of killing flui
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1,02–1,28 г/см3 — базовая технология 
(~20 % операций глушения скважин, пре-
обладает применение раствора хлорида 
кальция);

•	 ТЖГ на основе смеси минеральных солей 
(хлорида кальция, хлорида цинка, нитра-
та или бромида кальция) — неуспешный 
опыт при единичных скважино-операци-
ях, связанный с высокой коррозионной 
агрессивностью;

•	 БСГ с применением вязкоупругих соста-
вов (ВУС) на основе сшитых биополиме-
ров (высокомолекулярная ксантановая 
смола) и суспензий на основе биополи-
меров с добавлением карбоната кальция 
и волокнистого материала — единичные 
операции в условиях АНПД при возникно-
вении рисков поглощений.
Для первичной оценки степени влияния 

загрязнения ПЗП при использовании ПГБР 
проведен анализ изменения скин-фактора 
после глушения скважин без дополнитель-
ных геолого-технических мероприятий (плот-
ность ПГБР более 1,15 г/см3). В данном случае 
в процессе интерпретации результатов ис-
следований интегральный скин-фактор был 
разделен на две составляющие: характери-
зующие состояние притрещинной зоны при 
создании дополнительного фильтрационного 
сопротивления между скважиной и пластом 
и характеризующие влияние ПГБР на трещи-
ну ГРП (рис. 2).

В большинстве случаев наблюдается 
изменение интегрального скин-фактора, 
на которое преобладающее влияние оказы-
вает скин-фактор, характеризующий загряз-
нение трещин ГРП. Отмечается, что с увели-
чением плотности ПГБР, т.е. с увеличением 
содержания твердых частиц в ПГБР, интен-
сивнее происходит ухудшение фильтрацион-
но-емкостных свойств ПЗП из-за проникно-
вения раствора и оседания барита. Влияние 
ПГБР на изменение скин-фактора рассмо-
тренных добывающих скважин Ново-Урен-
гойского и Восточно-Уренгойского лицензи-
онных участков можно оценить следующими 
зависимостями:

	 ΔS = 10,22 × ρ – 11,86, 	 (1)

	 ΔSгеом = 8,28 × ρ – 9,61,	 (2)

	 ΔSмех = 2,16 × ρ – 2,53,	 (3)

где ∆S — изменение интегрального скин-фак-
тора после глушения с применением ПГБР, 
д. ед.; ∆Sгеом — изменение скин-фактора, 

характеризующего влияние на трещину ГРП, 
после глушения с применением ПГБР, д. ед.;  
∆Sмех — изменение скин-фактора, характе-
ризующего влияние на притрещинную зону 
пласта, после глушения с применением ПГБР, 
д. ед.; ρ — плотность ПГБР, г/см3.

Учитывая значительное снижение про-
дуктивности добывающих скважин после 
применения базовых технологий глушения 
в условиях рассматриваемых объектов, не-
обходимо провести комплекс исследований 
для подбора новых составов и технологий 
глушения, обеспечивающих сохранение кол-
лекторских свойств при проведении текущего 
и капитального ремонта скважин.

Для более детальной оценки влияния ба-
зовых ЖГС на продуктивность скважин про-
ведены лабораторные исследования (ЛИ).  
Также в рамках проводимых ЛИ необхо-
димо выявить особенности проведения 
исследований, которые следует учесть при 
дальнейшем тестировании новых ТЖГ. Ком-
плекс исследований состоял из следующих 
этапов:
1.	 Определение физико-химических свойств 

составов. Установлено, что скорость кор-
розии стали Ст3 в базовой ЖГС на основе 
хлорида кальция значительно превышает 
нормативный показатель и составляет 
0,5 мм/год.

2.	 Определение влияния ЖГС на филь-
трационные свойства пласта по оценке 
коэффициента восстановления про-
ницаемости (kвосст) водонасыщенного 
керна по модели пластовой воды (МПВ). 
По результатам анализа выборки керно-
вого материала принято решение про-
вести исследования на образцах керна 
двух проницаемостей — 0,2×10-3 мкм2 и  
0,8×10-3 мкм2. По результатам данных ис-
следований коэффициенты восстановле-
ния проницаемости не превышают 92 % 
(рис. 3). Можно также отметить, что ПГБР 
оказывает более негативное влияние 
на керн, чем раствор хлорида кальция.

3.	 Дополнительно для сравнения проведены 
опыты по фильтрации более подвижной 
газовой фазы после воздействия ЖГС 
на керне с большей проницаемостью 
(0,8×10-3 мкм2), коэффициент восста-
новления проницаемости для которой 
должен оказаться выше, чем для МПВ. 
Данное предположение было подтверж-
дено, получены значения 99–100 %, что 
коррелирует с результатами гидродина-
мических исследований — влияние ба-
зовых ЖГС на породу за трещиной ГРП 

значительно ниже общего снижения про-
дуктивности скважины. Тем не менее в ус-
ловиях малых проницаемостей, где при 
измерении газопроницаемости наиболее 
заметно отклонение от закона Дарси из-
за эффекта скольжения газа, проведение 
подобных исследований для оценки вли-
яния жидкостей на ФЕС образцов породы 
требует дополнительной проработки ме-
тодики интерпретации результатов.
Таким образом, в дальнейших иссле-

дованиях при подборе новых ЖГС степень 
влияния высокоплотных солевых растворов 
на коллектор следует оценивать по параме-
тру «Коэффициент восстановления прони-
цаемости керна по МПВ» — не менее 92 %. 
Значения восстановления проницаемости 
по газу использовать для формирования рей-
тинга ТЖГ.

Для оценки механизма снижения продук-
тивности скважин проведены опыты по вли-
янию ПГБР на модель трещины ГРП (проп-
пантная набивка) при фильтрации различных 
флюидов, по результатам которых также 
отмечаются высокие коэффициенты восста-
новления проницаемости (МПВ — 98 %, керо-
син — 96 %, газ — 97 %). Полученные данные 
свидетельствуют о высокой степени выноса 
ПГБР из модели трещины ГРП при фильтра-
ции газа.

В данном случае при интерпретации по-
лученных результатов следует учитывать, что 
исследования проведены на модели проп-
пантной пачки. Следовательно, при прове-
дении фильтрационного тестирования ча-
стицы ПГБР проникают в проппант и затем 
быстро вымываются (скорость фильтрации 
газа, которую можно создать на фильтраци-
онной установке, составляет 0,17–1,70 м/ч). 
Но в условиях скважины ПГБР проникает сна-
чала в трещину ГРП, а его фильтрат — также 
и в породу за трещиной. В областях на гра-
нице «проппант — порода», где скаплива-
ется наибольшее количество частиц ПГБР, 
будет минимальная скорость фильтрации 
газа в трещине ГРП при освоении (расчет-
ные значения по данным дебитов скважин 
и геометрических параметров трещин ГРП — 
0,06 м/ч и более), что приведет к низкому 
качеству извлечения ПГБР и увеличению не-
однородности трещины ГРП (рис. 4). Для 
сравнения: на границе «трещина ГРП — сква-
жина» скорость фильтрации газа составляет 
1,75–9,26 м/с. Это и наблюдается по резуль-
татам гидродинамических исследований — 
наиболее негативное воздействие раствор 
оказывает именно на трещину.

Рис. 2. Изменение скин-фактора при применении ПГБР
Fig. 2. Change of skin factor when using polymer-clay drilling

Рис. 3. Коэффициент восстановления проницаемости моделей 
пористых сред по воде и газу после воздействия на них базовых 
ЖГС
Fig. 3. Permeability recovery coefficient of porous media models for 
water and gas after exposure to base killing flui
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Лабораторные исследования ТЖГ
При подборе ЖГС высокой плотности для 

условий АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ» могут 
быть реализованы следующие подходы.
1.	 Разработка рецептуры ТЖГ на основе 

доступных на рынке индивидуальных 
тяжелых солей [9] с добавлением моди-
фикаторов: ингибиторов коррозии (ИК), 
ингибиторов солеотложения (ИСО), ги-
дрофобизаторов. По результатам ана-
логичных исследований, проведенных 
в ООО «Газпромнефть НТЦ», в условиях 
больших объемов потребления раство-
ров высокой плотности и широкого круга 
объектов исследователями принято реше-
ние по разработке собственных рецептур 
ТЖГ, адаптированных к конкретным усло-
виям [10].

2.	 Подбор и модификация товарных ма-
рок ТЖГ, представленных на рынке. По-
скольку нашей задачей является подбор 
комплексной технологии глушения для 
максимального диапазона пластовых 
давлений в условиях одного объекта при 
минимальных затратах времени и ресур-
сов, в рамках проводимых исследований 
данное направление подбора составов 
является ключевым.
ТЖГ для проведения ЛИ были выбраны 

с учетом имеющегося в АО «РОСПАН ИНТЕР-
НЕШНЛ» опыта применения солевых рас-
творов. В первую очередь было определено 
соответствие технологических свойств аль-
тернативных ЖГС техническим условиям.

Исследования существенно ослож-
нила проблема низкого качества ре-
агентов, предоставляемых поставщи-
ками технологий для приготовления 
высокоплотных ЖГС. Так, две ТЖГ с плот-
ностью 1,80 и 1,85 г/см3 не были допущены 
к ЛИ по причине невозможности приготов-
ления растворов с заявленной произво-
дителем плотностью. В обоих случаях при 
приготовлении рассолов наблюдалось вы-
падение осадка из нерастворимых солей 

в количестве до 30 % от общего объема  
ТЖГ (рис. 5).

Рецептуры двух других исследуемых ТЖГ 
потребовали дополнительной модификации 
с учетом их применимости к условиям место-
рождений АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ».

Исследования проводились в три этапа:
1.	 анализ технической документации;
2.	 определение технологических свойств 

(коррозионная агрессивность, объемное 
расширение керна, температура засты-
вания, совместимость с пластовыми и тех-
нологическими жидкостями, плотность, 
коэффициент восстановления проницае-
мости) (табл. 2, рис. 6);

3.	 обработка и анализ результатов.

ТЖГ № 1 (плотность 1,60 г/см3)
Первым тяжелым раствором, допущен-

ным к дальнейшим исследованиям, ста-
ла жидкость на основе хлорида и нитрата 
кальция плотностью 1,60 г/см3. Исходная 
рецептура, предложенная поставщиком тех-
нологии, не соответствовала нормативному 
показателю «скорость коррозии». После под-
бора ИК выявлено осложнение в виде несо-
вместимости с МПВ, что также было решено 
подбором ИСО после проведения ряда иссле-
дований. После модификации и проведения 

фильтрационных исследований (рис. 6,  
коэффициент восстановления проницаемо-
сти 92–96 %) состав допущен к промысло-
вым испытаниям в качестве альтернатив-
ной ЖГС. При совместном использовании  
ТЖГ № 1 и соляной кислоты или глинокисло-
ты имеется риск разрушения ЖГС (выделе-
ние газа, образование взвеси белого цвета, 
изменение цвета ТЖГ) — необходимо преду-
смотреть применение буферной жидкости. 
Следует отметить, что вопрос совместимости 
ТЖГ с пластовыми водами также может быть 
решен не подбором ИСО, а варьированием 
массового соотношения компонентов раство-
ра и изменением pH [11], но в условиях тести-
рования товарных марок проблема решена 
подбором ингибиторов.

ТЖГ № 2 (плотность 1,91 г/см3)
Следующая жидкость, прошедшая вход-

ной контроль, — на основе смеси хлорида цин-
ка и бромида кальция плотностью 1,91 г/см3.  
Исходная рецептура не соответствовала 
нормативным показателям «скорость кор-
розии» и «объемное расширение керна при 
контакте с раствором глушения». И если 
проблема высокой скорости коррозии была 
решена подбором ИК, то для снижения объ-
емного расширения керна принято решение 

Рис. 4. Загрязнение ПЗП при глушении скважины ПГБР
Fig. 4. Contamination of bottomhole zone when killing the well with polymer-clay drilling mud

Рис. 5. Внешний вид ТЖГ, не допущенных до комплекса ЛИ: 
происходит выпадение осадка, снижение целевой плотности ТЖГ
Fig. 5. Appearance of heavy killing liquids not admitted to the set 
of laboratory tests: there is precipitation, decrease in the target density 
of the heavy killing liqui

Рис. 6. Коэффициент восстановления проницаемости моделей 
пористых сред по МПВ и газу после воздействия на них ТЖГ
Fig. 6. Permeability recovery coefficient of porous media models 
by formation water and gas model after exposure to heavy killing fluids

Табл. 2. Результаты исследований растворов глушения
Tab. 2. Results of research on killing fluids

Параметр Раствор CaCl2 ПГБР ТЖГ № 1 ТЖГ № 2

Плотность, г/см3 1,27 1,81 1,60 1,91

Скорость коррозии стали Ст3 при 90 °С (базовый/модифицированный), мм/год 0,180/– 0,017/– 0,150/0,078 0,200/0,100

Температура застывания, °С -51,0 -0,3 -35,0 < -60,0

Количество взвешенных частиц, мг/л – – 11,43 16,34

Объемное расширение керна, д. ед. (% относительно МПВ) 1,14 (2,7 %) 1,05 (5,4 %) 1,2 (8,1 %) 1,44 (30 %)
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Results
Influence of basic killing solutions (polymer-clay drilling mud, calcium 
chloride solution) on rock permeability decrease in terrigenous reservoirs 
Ach3-4 and Ach5

2-3 of Novo-Urengoi and Vostochno-Urengoi license areas 
according to hydrodynamic and laboratory studies has been estimated. 
Dependence of change in skin factor after using polymer-clay drilling mud 
during well killing on the density of the mud used has been determined. It 
was defined that permeability decreases proportionally with the increase 
of the solution density.
Combined high-density salt solutions on the basis of calcium 
chloride and calcium nitrate mixture (density 1 600 kg/m3) and zinc 
chloride and calcium bromide mixture (density 1910 kg/m3) have 

been chosen for experimental studies. Physicochemical properties 
of the well killing solutions selected for the research have been 
determined. Effect of these solutions on swelling and change of 
permeability of terrigenous reservoir rock of Аch3-4 and Аch5

2-3 of 
Novo-Urengoiskiy and Vostochno-Urengoiskiy license areas has been 
evaluated. After a modification of formulations of heavy killing fluids 
№ 1-2 have been recommended for field tests for killing wells with the 
preservation of productivity during workover. For heavy killing fluid  
№ 2 an effect of increase of initial core permeability was registered, 
which may be explained by dissolution of carbonate component of 
rocks.

ENGLISH

закачки оторочки хлорида калия (KCl) в ка-
честве ингибитора набухания глин. При про-
ведении фильтрационных исследований 
было установлено, что коэффициент вос-
становления проницаемости керна, пред-
варительно обработанного раствором KCl, 
по МПВ после воздействия на него раствора  
ТЖГ № 2 составляет 103–114 % (рис. 6). В опы-
тах, проведенных без предварительной за-
качки в керн раствора KCl, коэффициент 
восстановления проницаемости достигал 
значений 116–153 %.

Данный эффект увеличения исходной 
проницаемости керна требует проведения 
специальных исследований для дальней-
шего изучения, но, возможно, объясняется 
растворением карбонатной составляющей 
керна — pH раствора ~2–3, и, в отличие от  
ТЖГ № 1, данная жидкость совместима с со-
ляной кислотой. Косвенно данный механизм 
подтверждается опытами с предварительной 
закачкой оторочки раствора хлорида калия, 
который частично нейтрализует воздействие 
жидкости глушения на породу. Также в исход-
ной рецептуре ТЖГ № 2 могут присутствовать 
различные компоненты, такие как ПАВ, ИК, 
которые могут способствовать промывке пор 
керна и, как следствие, увеличению его ис-
ходной проницаемости.

Итоги
Оценено влияние базовых растворов глу-
шения (ПГБР, раствор хлорида кальция) 
на снижение проницаемости горной поро-
ды терригенного коллектора Ач3-4 и Ач5

2-3  
Ново-Уренгойского и Восточно-Уренгойского 
лицензионных участков по данным гидро-
динамических и лабораторных исследова-
ний. Определена зависимость изменения 
скин-фактора после применения ПГБР при 
глушении скважин от плотности используе-
мого раствора. Выявлено, что с увеличением 
плотности раствора пропорционально снижа-
ется проницаемость.
Для проведения экспериментальных иссле-
дований выбраны комбинированные высо-
коплотные солевые растворы на основе сме-
си хлорида и нитрата кальция (плотностью  
1 600 кг/м3) и смеси хлорида цинка и броми-
да кальция (плотностью 1 910 кг/м3). Опре-
делены физико-химические свойства ото-
бранных для исследований растворов для 
глушения скважин. Оценено влияние данных 
растворов на изменение проницаемости гор-
ной породы терригенного коллектора Ач3-4 и 
Ач5

2-3 Ново-Уренгойского и Восточно-Уренго-
йского лицензионных участков. После моди-
фикации рецептур ТЖГ № 1–2 рекомендова-
ны к промысловым испытаниям для глушения 
скважин с сохранением продуктивности при 

ремонте. Для ТЖГ № 2 отмечен эффект увели-
чения исходной проницаемости керна, кото-
рый, возможно, объясняется растворением 
карбонатной составляющей породы.

Выводы
Полученные результаты позволяют описать 
механизм загрязнения трещины ГРП при глу-
шении газовых скважин полимер-глинистым 
буровым раствором в условиях ачимовских 
коллекторов Ново-Уренгойского и Восточно- 
Уренгойского лицензионных участков и реко-
мендовать для применения модифицирован-
ные высокоплотные растворы на основе сме-
си хлорида и нитрата кальция (плотностью  
1 600 кг/м3) и смеси хлорида цинка и броми-
да кальция (плотностью 1 910 кг/м3).

Рекомендации
1.	 ЖГС высокой плотности не рекоменду-

ется применять в условиях ачимовских 
коллекторов без модификации или обе-
спечения отсутствия контакта с пластовой 
водой, породой пласта и проппантом.

2.	 После модификации рецептуры  
ТЖГ № 1–2 рекомендованы к промыс-
ловым испытаниям для глушения сква-
жин в условиях ачимовских коллекто-
ров с сохранением продуктивности при 
ремонте. Эффект увеличения исходной 
проницаемости керна при контакте с  
ТЖГ № 2 требует дальнейшего более де-
тального изучения.
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Conclusions
Thus, the obtained results allow describing the mechanism of fracture 
contamination during killing gas wells with polymer-clay drilling mud in 
conditions of Achimovsky reservoirs of Novo-Urengoyskiy and Vostochno-
Urengoyskiy license areas and to recommend modified high-density 
muds based on a mixture of calcium chloride and calcium nitrate (density 
1 600 kg/m3) and a mixture of zinc chloride and calcium bromide (density 
1 910 kg/m3) for application

Recommendations
1. It is not recommended to use killing fluids in large quantities in the 
conditions of expected objects without changes or presence of probability 
of contact with formation water, stratum rock and proppant.
2. After a modification the formulations of heavy killing fluids № 1–2 are 
recommended for field tests for killing wells with the preservation of their 
productivity during workover.
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Аннотация
В статье представлены результаты опытно-промышленных испытаний двухпакерной компоновки с телескопическим 
удлинителем для проведения поинтервальной обработки призабойной зоны нескольких пластов с целью увеличения 
их проницаемости, производства ООО «НПФ «Модуль».
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Кратко о проблеме
Как пример рассмотрим процесс про-

ведения кислотных обработок призабойной 
зоны пласта в качестве одного из основных 
способов увеличения продуктивности добы-
вающих скважин и приемистости нагнета-
тельных скважин.

Существуют различные виды кислотных 
обработок призабойной зоны плата: 
•	 кислотные ванны, 
•	 простая кислотная обработка,
•	 кислотная обработка под давлением, 
•	 ступенчатая, или поинтервальная, кислот-

ная обработка. 
Если кислотную ванну можно прове-

сти на обычном «пере», то для проведения 
других видов обработки призабойной зоны 
пласта необходимо различное пакерное 
оборудование. 

Для проведения кислотных обработок 
призабойной зоны пласта на скважинах с од-
ним пластом обычно используется стандарт-
ная компоновка с одним пакером, который 
устанавливается выше обрабатываемого ин-
тервала для отсечения эксплуатационной ко-
лонны. В данном случае особых проблем при 
проведении работ не наблюдается. Сложнее 
обстоит ситуация, когда в скважине эксплуа-
тируется два и более пластов.

В скважинах, где эксплуатируется два 
и более пласта, при проведении поинтер-
вальной кислотной обработки каждого 
интервала в отдельности в основном при-
меняется двухпакерная компоновка с пер-
форированным патрубком, расположенным 
между пакерами. После спуска двухпакер-
ной компоновки до заданной глубины кис-
лотный состав через насосно-компрессор-
ную трубу доводится до перфорированного 
патрубка, далее производится посадка ниж-
него, а затем верхнего пакера, и кислота за-
качивается в пласт. 

Табл. 1. Основные технические характеристики двухпакерной компоновки 
с телескопическим удлинителем

Условный 
диаметр ЭК, 
мм

Наибольший 
наружный 
диаметр 
компоновки, мм

Наименьший 
внутренний 
диаметр 
компоновки, мм

Максимальный 
перепад 
давления, Мпа

Максимальная 
температура 
рабочей среды, 
°С

146 118–122 60 35,0 100

168 138–142

178 152

В скважинах, где пласты имеют суще-
ственно отличающиеся свойства (различ-
ная проницаемость и пластовое давление), 
приемистость может колебаться от 10 м3/сут  
при давлении 100 атм в одном интервале 
и до 720 м3/сут при давлении 0 атм в другом. 
Осевыми перемещениями подвески насосно- 
компрессорных труб необходимо произвести 
посадку нижнего пакера, и разгрузкой веса 
колонны насосно-компрессорных труб —  
посадку верхнего пакера. Для этого требу-
ется точный расчет доведения химического 
состава в нужный интервал и определенное 
время для активации пакера. В результате 
зачастую химический состав опускается ниже 
двухпакерной компоновки и поглощается 
нижележащими интервалами перфорации 
с низкими пластовыми давлениями и высо-
кой приемистостью. В последующем, после 
посадки двухпакерной компоновки, в плани-
руемый интервал закачивается не весь рас-
четный объем химического состава или вме-
сто запланированного химического состава 
закачивается технологическая жидкость — 
и операция по обработке призабойной зоны 
пласта становится неэффективной. Поэтому 
для эффективного проведения данной техно-
логической операции по целевому объекту 
при вышеописанных условиях необходимо 

проведение дополнительных работ по вре-
менной изоляции нижележащего поглоща-
ющего интервала. Для этого производится 
установка извлекаемой/разбуриваемой па-
кер-пробки с последующей отсыпкой песком. 
После проведения обработки призабойной 
зоны пласта целевого объекта производятся 
работы по вымыву песка с дальнейшим из-
влечением или разбуриванием пакер-проб-
ки. Проведение описанных работ существен-
но увеличивает длительность и стоимость 
капитального ремонта скважин.

Принцип действия 
При проведении поинтервальной обра-

ботки призабойной зоны нескольких пластов 
работы необходимо производить от нижнего 
интервала к верхнему. Двухпакерная ком-
поновка спускается в скважину на колонне 
насосно-компрессорных труб, так чтобы об-
рабатываемый интервал находился между 
верхним и нижним пакером. При достиже-
нии проектной глубины производится подъ-
ем компоновки на 20–50 см (в зависимости 
от глубины спуска и кривизны скважины) 
с последующим опусканием и разгрузкой 
инструмента. При этом происходит переход 
якоря механического из транспортного по-
ложения в рабочее, а также посадка нижнего 



59

Егоров Сергей Николаевич, начальник отдела ТКРС,  
АО «Оренбургнефть», Бузулук, Россия
Для контактов: snegorov2@orn.rosneft.ru 

Шмуратко Константин Викторович, руководитель сектора по 
технологиям отдела ТКРС, АО «Оренбургнефть»,  
Бузулук, Россия
Для контактов: kvshmuratko@orn.rosneft.ru 

Калошин Дмитрий Анатольевич, менеджер сектора  
по технологиям, АО «Оренбургнефть», Бузулук, Россия
Для контактов: dakaloshin@orn.rosneft.ru 

ИНФОРМАЦИЯ ОБ АВТОРАХ

и верхнего пакеров. После этого производит-
ся подъем инструмента на 1–2 м для снятия 
нагрузки с уплотнительных манжет верхнего 
упорного пакера. При этом нижний пакер 
находится в рабочем положении и его рези-
новые манжеты сжаты, подъем колонны насо-
сно-компрессорных труб до 3 м компенсирует 
удлинитель телескопический (рис. 1). Затем 
производится доведение кислотного состава 
до перфорированного патрубка с циркуляци-
ей технологической жидкости по затрубному 
пространству и дальнейшая разгрузка ин-
струмента для установки верхнего упорного 
пакера — компоновка готова к проведению 
обработки призабойной зоны пласта (рис. 2). 
По завершении работ компоновку извлекают 
путем натяжения колонны НКТ, якорный ме-
ханизм входит в транспортное положение. 

Преимущества двухпакерной компонов-
ки с телескопическим удлинителем:
•	 отличительная особенность данной ком-

поновки в том, что нижний пакер осна-
щен специальным фиксатором, который 
после посадки в эксплуатационной колон-
не и снятия нагрузки с верхнего пакера 
сохраняет осевое сжатие и герметичность 
уплотнительных манжет;

•	 фиксатор нижнего пакера многоразового 
действия, что позволяет проводить поин-
тервальную обработку призабойной зоны 
пласта;

•	 в сравнении с проведением обработки 
призабойной зоны пласта на обычных 
пакерах (без фиксатора), применение 
данной компоновки позволяет исключить 
поглощение кислотного состава другими 
пластами с высокой приемистостью.

Применение двухпакерной компоновки 
с телескопическим удлинителем 
в промысловых условиях

В 2021–2022 гг. на месторождениях 
АО «Оренбургнефть» специалисты отдела 
по ТКРС под руководством Сергея Никола-
евича Егорова, Константина Викторовича 
Шмуратко, Дмитрия Анатольевича Калоши-
на, совместно с представителями завода  
ООО «НПФ «Модуль» Леонидом Алексан-
дровичем Сизовым, Русланом Виноризо-
вичем Салаховым, а также представителем  
ООО «СамараНИПИнефть» Алексеем Анато-
льевичем Ардалиным, разработали и прове-
ли опытно-промышленные испытания двухпа-
керной компоновки с телескопическим 
удлинителем для проведения поинтерваль-
ной обработки призабойной зоны пласта. 
Применение данной компоновки позволяет 
избежать поглощения химического состава 

нижележащими пластами. Работы были прове-
дены на трех скважинах АО «Оренбургнефть»  
с успешностью 100 %. В результате были 
подтверждены технические характеристики 
и преимущества компоновки.

Итоги
С 2022 г. по настоящее время на месторожде-
ниях АО «Оренбургнефть» с применением 
данной компоновки выполнено 19 операций 
с успешностью 100 %. Двухпакерная ком-
поновка с телескопическим удлинителем 
зарекомендовала себя как надежное обо-
рудование, которое позволяет повысить эф-
фективность проведения поинтервальной 

обработки призабойной зоны пласта, снизить 
продолжительность и стоимость капитально-
го ремонта скважин в целом.

Выводы
Применение двухпакерной компонов-
ки с телескопическим удлинителем для 
проведения поинтервальной обработки 
призабойной зоны пласта производства  
ООО «НПФ «Модуль» имеет большую значи-
мость для производственной деятельности 
нефтедобывающих компаний и может рас-
сматриваться как потенциальный проект для 
успешного внедрения. На текущий момент 
данное оборудование аналогов в РФ не имеет.

Сизов Леонид Александрович, заместитель директора по  
новым технологиям, ООО «НПФ «Модуль», Лениногорск, Россия
Для контактов: leonid_28@list.ru 

Салахов Руслан Виноризович, заместитель директора  
по развитию, ООО «НПФ «Модуль», Лениногорск, Россия
Для контактов: modullen-pr@mail.ru 

Ардалин Алексей Анатольевич, главный специалист отдела  
внедрения новых технологий, ООО «СамараНИПИнефть», 
Самара, Россия
Для контактов: ardalinaa@samnipi.rosneft.ru 

Рис. 1. Двухпакерная компоновка 
с телескопическим удлинителем готова 
для доведения кислотного состава 
в призабойную зону пласта при посаженном 
нижнем пакере

Рис. 2. Двухпакерная компоновка 
с телескопическим удлинителем готова для 
закачки кислотного состава в пласт при 
посаженном нижнем и верхнем пакерах
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Аннотация
В статье описан комплексный подход к предотвращению солеобразования в горизонтальных скважинах Соровского 
месторождения, включающий анализ добывающего и осложненного фонда скважин, компьютерное моделирование 
и оценку риска выпадения солей в скважинных условиях, лабораторные исследования ингибиторов солеотложения, 
включающие в том числе оценку адсорбции и десорбции ингибитора на керновом материале. Полученные результаты 
лабораторных исследований позволили разработать качественные дизайны задавок ингибитора солеотложения (ИСО) 
в пласт, спрогнозировать характер и продолжительность выноса закачанного ингибитора. Результаты промысловых 
испытаний подтвердили эффективность предложенного подхода: осложнений, связанных с образованием солей 
на объектах испытаний, не выявлено, продолжительность эффекта составила более 1 года.

Abstract
The article describes an integrated approach to preventing scale formation in horizontal wells of the Sorovskoye field, including analysis 
of producing and complicated well stock, computer modeling and assessment of the risk of scale precipitation in well conditions, laboratory 
studies of scale inhibitors, including, among other things, an assessment of the adsorption and desorption of the inhibitor on core material. 
The obtained results of laboratory studies made it possible to develop high-quality designs of scaling inhibitor (SI) injections into the reservoir, 
to predict the nature and duration of the injection of the injected inhibitor. The results of field tests confirmed the effectiveness of the proposed 
approach: no complications associated with the formation of salts on the test objects were identified, the duration of the effect was more than 
1 year.

Материалы и методы
Для определения адсорбционно-десорбционных свойств ингибитора 
солеотложения (изотерма адсорбции) с целью получения 
количественных данных, необходимых для расчета объемов задавки 
реагента в пласт, и определения объемов защищаемой воды были 
проведены лабораторные фильтрационные эксперименты на 
естественных образцах керна Соровского месторождения.
Все исследования проведены на современном экспериментальном 
оборудовании, в том числе установке для определения 

фильтрационно-емкостных свойств образцов UltraPoroPerm-500 
(Core-Lab, США), фильтрационной установке УИК-5(2) (Гло-Бел 
Нефтесервис, г. Москва), позволяющем с высокой точностью 
определять исследуемые фильтрационные параметры.

Ключевые слова
солеотложение, ингибитор солеотложения, задавка в пласт, 
осложнения при добыче, наработка на отказ, кальцит

Materials and methods
To determine the adsorption-desorption properties of the scaling 
inhibitor (adsorption isotherm) in order to obtain quantitative data 
necessary for calculating the volumes of reagent injection into the 
reservoir and determining the volumes of protected water, laboratory 
filtration experiments were carried out on natural core samples from the 
Sorovskoye field.
All studies were carried out on modern experimental equipment, 
including an UltraPoroPerm-500 (Core-Lab, USA) unit for determining 

the porosity and porosity properties of samples, a UIK-5(2) filtration unit 
(Glo-Bel Oil Service, Moscow), which allows to determine the studied 
filtration parameters with high accuracy.

Keywords
scaling, scale inhibitor, squeeze, oil production complications, failure 
interval, calcite
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Цель исследования
Повышение эффективности эксплуата-

ции осложненного фонда скважин Соровско-
го месторождения — снижение количества 
преждевременных отказов по причине соле-
отложения, увеличение наработки на отказ 
внутрискважинного оборудования. 

Введение
Процесс извлечения нефти на поверх-

ность неизбежно сопровождается добычей 
значительных объемов попутных вод — как 
пластовых, так и закачиваемых в залежь для 
поддержания пластового давления. В резуль-
тате по мере обводнения добываемой про-
дукции зачастую происходит образование 
солевых осадков, что приводит к большим 
материальным затратам и значительным 
потерям в добыче нефти. Особенностью  
Соровского месторождения является пробле-
ма солеотложения в горизонтальных скважи-
нах, имеющих, как правило, протяженные 
интервалы перфорации и зачастую трещины 
гидроразрыва пласта (ГРП) в призабойной 
зоне (ПЗП). Авторами статьи был предложен 
и опробован в промысловых условиях Соров-
ского месторождения комплексный подход 
к проведению работ по предупреждению со-
леотложения на скважинах данного типа.

Действующий нефтяной фонд Соров-
ского месторождения составляет порядка 
130 скважин. Основными объектами раз-
работки являются пласты группы БС, сред-
няя обводненность скважинной продукции 
составляет 62 %. Более 80 % скважин ме-
сторождения эксплуатируется установками 
электроцентробежных насосов (УЭЦН). Ос-
ложненный солеотложением фонд составляет 
55 скважин. Химические технологии являют-
ся преобладающим методом борьбы с соле-
образованием на месторождении, наиболее 
распространенные технологии — постоянное 
и периодическое дозирование ингибитора 
солеотложения (ИСО) в затрубное простран-
ство скважины. Однако данные технологии 
не предотвращают образование солей в ПЗП, 

что может приводить, в частности, к сниже-
нию продуктивности добывающих скважин. 
Для комплексной защиты скважин от отложе-
ний солей, начиная с ПЗП, может успешно ис-
пользоваться технология задавки ингибитора 
солеотложения в пласт (Squeeze) [1–3], кото-
рая может являться элементом комплексной 
защиты погружного оборудования от отложе-
ний солей [4]. Данная технология достаточно 
широко реализуется в мировой нефтяной 
промышленности [5–7] и зарекомендовала 
себя как эффективный способ борьбы с отло-
жением минеральных солей на добывающих 
нефтяных скважинах. 

Технология Squeeze, как правило, вклю-
чает следующие основные стадии: 
•	 предоторочка (preflush) — отделение 

основного объема закачиваемого ИСО 
от пластовой жидкости для снижения ри-
сков проявления несовместимости;

•	 основная обработка (main slug) — вве-
дение основного объема ингибитора 
в пласт, как правило, в виде водного рас-
твора 3–10 % концентрации;

•	 продавка (overflush) — доведение рас-
твора ингибитора на требуемую глуби-
ну в пласте для расширения зоны его 
адсорбции;

•	 выдержка (shut-in) — закрепление инги-
битора в пласте для прохождения адсор-
бции реагента на породу пласта (обычно 
от 6 до 48 часов).
Однако к ингибиторам солеотложения, 

которые планируются к применению по тех-
нологии задавки в пласт, предъявляются бо-
лее широкие требования. Помимо основных 
физико-химических свойств и ингибирующей 
эффективности необходимо проведение ком-
плекса исследований, связанных с определе-
нием адсорбционно-десорбционных свойств 
реагента для конкретной породы пласта-кол-
лектора. В проведенной работе были выпол-
нены все необходимые исследования.

Необходимо отметить, что до настоящей 
работы технология задавки ингибитора со-
леотложения в пласт в условиях Соровского 
месторождения не применялась. 

Расчет риска солеобразования
Основным солевым риском на скважинах 

Соровского месторождения является образо-
вание карбоната кальция (CaCO3, кальцит). 
Для оценки риска образования кальцита 
на добывающих скважинах был проанализи-
рован состав попутно-добываемых вод раз-
личных пластов и рассчитан прогноз солеотло-
жения по методике, предложенной Дж.Е. Оддо  
и М.Б. Томсоном [8, 9]. В качестве исходных 
данных для проведения расчетов использо-
вана следующая информация:
•	 данные многокомпонентного химическо-

го анализа воды (концентрации ионов 

Na++K+, Ca2+, Mg2+, Ba2+, Sr2+, Cl–, SO4
2– 

и HCO3
– в мг/л);

•	 данные мольного состава газа (мольные 
доли CO2, CH4, N2);

•	 давление (Р, атм), температура (Т, °C) 
на забое скважины;

•	 дебит жидкости Qжидкости (м
3/сут), об-

водненность (%), газовый фактор (м3/т) 
и плотность нефти (кг/м3).
Результаты расчета индекса насыщения 

представлены в таблице 1.
По результатам моделирования установ-

лено, что 113 проанализированных скважин 
характеризуются индексом насыщения бо-
лее 1,5, то есть риск образования кальцита 
в условиях забоя этих скважин оценивается 
как сверхвысокий. На 8 скважинах риск об-
разования кальцита высокий, на 2 скважи-
нах — средний.

Лабораторные исследования
С целью повышения эффективности за-

щиты осложненного солеотложением фонда 
скважин Соровского месторождения была 
инициирована работа по подбору, обосно-
ванию и испытанию технологии задавки ИСО 
в призабойную зону пласта (Squeeze). 

В рамках лабораторных исследований 
была проведена оценка адсорбционно-де-
сорбционной способности двух ИСО на водо-
насыщенной керновой модели пластов БС8 и  
БС9(1-2) Соровского месторождения (табл. 2).

Проницаемость моделей пластов подби-
ралась в соответствии с расчетом по актуаль-
ным текущим эксплуатационным данным сква-
жин осложненного фонда с учетом притоков 
воды и обобщенных относительных фазовых 
проницаемостей соответствующих пластов. 
В ходе эксперимента через модель пласта 
был профильтрован стационарный поток мо-
дели пластовой воды (МПВ, табл. 3) с линей-
ной скоростью фильтрации 200–600 м/год,  
тем самым сформировав начальные условия. 
Затем через модель пласта был профильтро-
ван 10 %-ный раствор ИСО в МПВ при неиз-
менном режиме прокачки. На выходном кон-
це модели пласта непрерывно отбирались 
пробы исходящего флюида, которые ана-
лизировались на содержание ИСО фотоме-
трическим методом. Отбор проб и их анализ 
проводился до момента достижения концен-
трации ИСО в выходящем флюиде, равной 
концентрации во входящем потоке. Затем 
прокачка останавливалась — и керн, на-
сыщенный раствором ИСО, выдерживался 
в течение 17 часов для адсорбции ингибито-
ра на поверхности порового пространства 
породы.

Для оценки десорбционной способности 
после выдержки было произведено пере-
ключение входного потока на стационар-
ную фильтрацию МПВ. На выходном конце 

Табл. 1. Результаты оценки риска 
солеотложения в скважинах Соровского 
месторождения
Tab. 1. Results of scaling risk assessment in the 
wells of the Sorovskoye field

Уровень  
риска

Значение  
SI

Кол-во  
скважин

Низкий (I) < 0,5 0

Средний (II) 0,5–1,0 2

Высокий (III) 1,0–1,5 8

Сверхвысокий (IV) > 1,5 113

Табл. 2. Перечень образцов для определения адсорбционно-десорбционной способности ИСО
Tab. 2. List of samples for determining the adsorption-desorption capacity of scale inhibitor

№ мод. № образца Диаметр образца, см Длина образца, см Пористость  
по газу, %

Проницаемость 
по газу, мД

Пласт БС8

ИСО-1
2324/20 2,94 3,63 19,9 196,96

2323/20 2,94 3,48 20,9 191,70

Пласт БС9(1-2)

ИСО-1
20335/19 2,93 3,35 18,3 20,04

20353/19 2,92 3,37 17,4 19,25
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непрерывно отбирались пробы исходящего 
флюида, которые анализировались на со-
держание ИСО фотометрическим методом. 
Отбор и анализ проб проводились до дости-
жения в выходном потоке концентрации ИСО 
равной порогу определения (менее 1 мг/л).

Для проведения фильтрационных экспе-
риментов использовалась модель пластовой 
воды с параметрами, соответствующими па-
раметрам вод пластов группы БС Соровского 
месторождения (табл. 3).

Графическое представление результатов 
фильтрационных экспериментов по оценке 
адсорбционно-десорбционной способности 
ИСО в условиях водонасыщенной модели 
пласта приведено на рисунке 1.

В результате фильтрационных экспери-
ментов были получены численные значения 
и динамика зависимости концентрации те-
стируемого ИСО в выходящем из порового 
пространства флюиде от объема прокачан-
ной жидкости, выраженной как в абсолют-
ных единицах, так и в количестве поровых 
объемов. 

Кроме того, с целью оценки рисков сни-
жения проницаемости продуктивных пластов 
после закачивания ИСО в ПЗП был определен 
коэффициент восстановления проницаемо-
сти. Фильтрационные эксперименты прово-
дились на керновых моделях терригенных 
пластов с остаточной водонасыщенностью 
при пластовой температуре (86 °С). Коэф-
фициент восстановления проницаемости 
определялся как соотношение фазовой про-
ницаемости по нефти после обработки об-
разца ИСО/МПВ и фазовой проницаемости 
по нефти до обработки. В соответствии с при-
нятыми в компании ПАО «НК «Роснефть» тре-
бованиями коэффициент восстановления 
проницаемости породы после обработки 
ИСО не должен снижаться более чем на 8 % 
по сравнению с проницаемостью породы при 
обработке моделью пластовой воды. 

Результаты фильтрационных экспери-
ментов по определению коэффициента вос-
становления проницаемости по нефти после 

Рис. 1. Кривая адсорбции и десорбции ИСО для пласта БС8 
Соровского месторождения (концентрация ингибитора 10 %, 
температура эксперимента 86 °С, десорбция осуществлялась 
прокачиванием модели пластовой воды)
Fig. 1. Inhibitor adsorption and desorption curve for the BS8 reservoir 
of the Sorovskoye field (inhibitor concentration 10%, experiment 
temperature 86 °C, desorption was carried out by pumping the reservoir 
water model)

Рис. 2. Динамическое тестирование ИСО на модельной воде 
Соровского месторождения (пласты группы БС) методом 
блокирования капилляра
Fig. 2. Dynamic testing of inhibitor on the model water of the Sorovskoye 
field (reservoirs of the BS group) by the capillary blocking method

Табл. 4. Результаты исследований по восстановлению проницаемости по нефти после 
обработок
Tab. 4. The results of studies on the restoration of oil permeability after treatments

№ 
образца

Фазовая проницаемость по нефти, мД

Обработка моделью пластовой воды Обработка ИСО

До, 
мД

После, 
мД

Коэффициент 
восстановления 
проницаемости 
«базовый», д. ед.

До, 
мД

После, 
мД

Коэффициент 
восстановления 
проницаемости, д. ед.

Пласт БС8

1 26,90 24,35 0,91 24,14 22,09 0,92

Пласт БС9(1-2)

2 4,52 4,25 0,94 4,39 4,35 0,99

Табл. 3. Состав модельной пластовой воды
Tab. 3. Composition of reservoir water model

Месторождение Соровское, пласты группы БС

Физико-химические 
свойства и растворимые 
компоненты модельной 
среды

Минерализация, мг/дм3 15 814

pH 7,7

НСО3-, мг/дм3 1 243

Ca2+, мг/дм3 127

Mg2+, мг/дм3 53

Ba2+, мг/дм3 28

Sr2+, мг/дм3 30

Na+ + K+, мг/дм3 5 760

SO4
2-, мг/дм3 8

Cl-, мг/дм3 8 565

Fe3+, мг/дм3 0

H2S, мг/дм3 0

CO2, мг/дм
3 68

Тпл, °С 86
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воздействия МПВ и растворов ИСО приведе-
ны в сводной таблице 4.

Результаты экспериментов позволяют 
констатировать, что коэффициент восста-
новления проницаемости керновой модели 
по нефти после прокачки раствора ИСО нахо-
дится в рамках нормативных значений. 

Следующим этапом была определена ми-
нимально-рабочая концентрация (МРК), не-
обходимая для дальнейшего моделирования 
процесса задавки ИСО в пласт. МРК ингиби-
торов определялась методом динамического 
тестирования по блокированию капилляра 
при прокачивании МПВ через капилляр без 
ингибитора (холостой опыт) и с ингибитором. 

По результатам динамического тестиро-
вания (рисунок 2) в качестве МРК была при-
нята дозировка 10 мг/л, обеспечивающая 
достаточный уровень ингибиторной защиты 
по данной технологии.

Разработка дизайна закачки ИСО в ПЗП 
скважины

На основании проведенных экспери-
ментов была произведена оценка адсорб-
ционно-десорбционной способности ИСО 
на образцах керна двух пластов Соровского 
месторождения. Полученные данные про-
веденных фильтрационных экспериментов 
выноса реагентов обработаны с использо-
ванием программного комплекса SQUEEZE V  
(Heriot-Watt University) [10], подпрограммой 
«ADSORPTION ISOTHERM DERIVATION MODEL».

На рисунке 3 приведена в качестве при-
мера изотерма адсорбции ИСО на породу 
пласта БС8 в виде зависимости равновесной 
адсорбции на породе от текущей концентра-
ции реагента в растворе, описываемой урав-
нением Фрейндлиха [11]:

Г = k · Cn,

где Г — равновесная адсорбция реагента 
на породе; К, n — постоянные, полученные 
на основе экспериментальных данных; С — 
равновесная концентрация вещества, мг/л.

Для опытно-промышленных испытаний 
технологии были рассчитаны дизайны за-
давки реагентов в ПЗП выбранных скважин 
на программном комплексе SQUEEZE V в под-
программе «SINGLE-LAYER RADIAL NEAR-WELL 
MODEL», включая расчетные объемы ИСО, 
буферной пачки и продавки в зависимости 
от планового времени защиты (180 или 365 
суток). Моделирование выноса реагента 
в течение заданного промежутка времени 

Рис. 3. Изотерма адсорбции ИСО на породу пласта БС8 Соровского месторождения
Fig. 3. Inhibitor adsorption isotherm on the rock of the BS8 formation of the Sorovskoye field

Табл. 5. Планируемые параметры задавки
Tab. 5. Planned squeeze parameters

Скв. Qж,  
м3/сут

Q воды, 
м3/сут

Объем 
буферной 
пачки, м3

Объем 
раствора 
реагента, 
м3

Объем 
продавки 
в пласт, м3

Объем продавки 
внутри скв. 
оборудования, м3

1 91,5 49 9,2 30,4 23,2 12,3

2 24,6 11 2,5 29,3 22,6 14,2

Табл. 6. Фактические параметры задавки
Tab. 6. Actual squeeze parameters

Скв. Q воды, 
м3/сут

Объем 
буферной 
пачки, м3

Объем 
раствора 
реагента, м3

Объем 
продавки 
в пласт, м3

Объем продавки 
внутри скв. 
оборудования, м3

1 76 9,2 31,9 23,9 12,3

2 17 2,5 29,6 22,8 14,2

Рис. 4. Характер выноса ингибитора солеотложений  
на скважине № 1*
*ОСИС — остаточное содержание ингибитора солеотложений
Fig. 4. The nature of the scale inhibitor desorption in well №. 1*
*SIRC – scale inhibitor residual content

Рис. 5. Характер выноса ингибитора солеотложений  
на скважине № 2*
*ОСИС — остаточное содержание ингибитора солеотложений
Fig. 5. The nature of the scale inhibitor desorption in well №. 2*
*SIRC – scale inhibitor residual content
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также проводилось с помощью программы 
SQUEEZE V. 

Опытно-промысловые работы
В соответствии с разработанными дизай-

нами было проведено две операции задавки 
ИСО в пласты добывающих скважин Соров-
ского месторождения. Обе скважины явля-
ются горизонтальными, во всех ранее прово-
дились многостадийные ГРП. Плановый срок 
защиты от солеотложения согласно дизай-
нам — 365 суток. Планируемые параметры 
работы скважин и расчетные объемы техно-
логических жидкостей для операций задавок 
приведены в таблице 5. Фактические данные 
после обработок приведены в таблице 6. 

По приведенным данным можно конста-
тировать, что фактическая задавка проведе-
на в точном соответствии с разработанными 
дизайнами в части объемов применяемых 
технологических жидкостей. 

Дополнительной особенностью описы-
ваемых случаев реализации технологии 
Squeeze является тот факт, что в течение 
запланированного срока защиты данные 
скважины были остановлены по причине 
ограничений добычи. Остановки на обеих 
скважинах произошли через 200–220 суток 
после задавки ИСО и продолжались в тече-
ние 80–100 суток, за которые на скважинах 
не проводились какие-либо геолого-техни-
ческие мероприятия. После снятия ограни-
чений скважины были успешно запущены 
в работу. 

В итоге наработка по скважинам № 1  
и 2 составила запланированные 365 суток 
(без учета времени простоя). Проблем, свя-
занных с образованием и отложением солей, 
за данный период не выявлено. 

Для контроля испытания технологии в те-
чение всего срока защиты в попутно-добыва-
емой воде скважин определялось наличие 
ингибитора солеотложений спектрофотоме-
трическим методом [12]. Результаты замера 
остаточного содержания ингибитора солеот-
ложений приведены на рисунках 4–5. 

Также был проведен анализ сходимости 
фактического выноса ингибитора солеот-
ложения с разработанным ранее дизайном 
задавок. В качестве примера на рисунке 6  
приведено сравнение дизайна задавки 
и фактического выноса ИСО на скважине № 1.

По представленным на рисунках 4–6 дан-
ным видно, что на протяжении запланирован-
ного периода ОПИ в 365 суток остаточное со-
держание ИСО в воде варьировалось от ~100 
до ~8 мг/дм3, что подтверждает высокую схо-
димость с разработанным дизайном задавки. 
Характерный изгиб графика выноса в период 
230 и 270 суток после проведения работ мо-
жет быть обусловлен ростом концентрации 
ИСО вследствие его перераспределения 
в ПЗП в процессе простоя скважины по огра-
ничению добычи. 

Таким образом, за время проведения 
испытаний технологии задавки ингибитора 
солеотложений в пласт установлено:
•	–	 нарушений работы ГНО, снижения рас-

ходно-напорных характеристик, роста то-
ковых нагрузок погружного электродви-
гателя более чем на 10 % не наблюдалось;

•		 соляно-кислотные обработки 
не проводились;

•		 снижения средних значений содержа-
ния солеобразующих ионов от фоновых 
значений в попутно-добываемой воде 
не наблюдалось;

•		 твердые отложения солей карбоната 
кальция не обнаружены;

•		 отказы по причине отложения солей 
не зафиксированы;

•		 сходимость фактического выноса инги-
битора солеотложений с расчетным ди-
зайном задавок хорошая, обе скважины 
успешно проработали запланированный 
период в 365 суток без каких-либо ослож-
нений, связанных с отложением мине-
ральных солей. 

Итоги
По результатам проведенного комплекса 
работ, включающего фильтрационные ис-
следования, компьютерное моделирование 
и опытно-промышленную реализацию, пока-
зано, что технология задавки раствора инги-
битора в пласт (технология Squeeze) доказа-
ла свою эффективность для ингибирования 
отложений минеральных солей на горизон-
тальных скважинах в условиях Соровского 
месторождения и может быть использована 
в качестве эффективного метода управления 
солеотложением. 

Выводы
•	 Проведен анализ добывающего и ослож-

ненного солями фонда Соровского ме-
сторождения. Рассмотрены основные 
применяемые технологии и химические 
реагенты для борьбы с образованием 
солей.

•	 Проведена оценка риска солеобразо-
вания для всех скважин Соровского 
месторождения. Установлено, что 96 % 
скважин находятся в зоне сверхвысокого 
риска образования кальцита.

•	 На основании проведенных лаборатор-
ных исследований, в том числе и с ис-
пользованием кернового материала ме-
сторождения, были разработаны дизайны 
задавок ИСО в пласт.

•	 С использованием разработанных дизай-
нов впервые для условий Соровского ме-
сторождения проведены испытания тех-
нологии задавки ИСО в горизонтальные 
скважины с проведенными многостадий-
ными ГРП. 

•	 Результаты проведенных испытаний при-
знаны положительными, фактическая 

Рис. 6. Сравнение дизайна задавки и фактического выноса ИСО на скважине № 1
Fig. 6. Comparison of the squeeze design and the actual desorption of the inhibitor in well №. 1

продолжительность эффекта от ингибиро-
вания составила более 1 года, что хорошо 
согласуется с расчетным дизайном.

•	 Технология задавки ИСО в ПЗП может 
быть рекомендована к применению для 
защиты добывающих скважин Соровско-
го месторождения от отложений мине-
ральных солей (в частности карбоната 
кальция).
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Results
Based on the results of the completed work package, including filtration 
studies, computer modeling and pilot implementation, it has been shown 
that the technology of squeezing an inhibitor solution into the reservoir 
(Squeeze technology) has proven its effectiveness for inhibiting mineral 
salt deposits in horizontal wells under the conditions of the Sorovskoye 
field and can be used in as an effective scale management method.

Conclusions
•	 An analysis of the producing and scale-complicated fund of the 

Sorovskoye field was carried out. The main applied technologies and 
chemical reagents to combat the formation of salts are considered.

•	 An assessment of the risk of salt formation was carried out for all 
wells of the Sorovsky field. It was found that 96 % of the wells are 
in the zone of ultra-high risk of calcite formation.

•	 On the basis of the conducted laboratory studies, including the use 
of the core material of the field, the designs of the inhibitor injections 
into the reservoir were developed.

•	 Using the developed designs, for the first time for the conditions 
of the Sorovskoye field, tests were carried out on the technology 
of pumping inhibitor into horizontal wells with multi-stage hydraulic 
fracturing.

•	 The results of the tests were recognized as positive, the actual 
duration of the effect of inhibition was more than 1 year, which 
is in good agreement with the calculated design.

•	 The technology of inhibitor injection into the bottomhole formation 
zone can be recommended for use to protect the production wells 
of the Sorovskoye field from deposits of mineral salts (in particular, 
calcium carbonate).
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При проходе нефтяных, газовых и других 
трубопроводов через технологические ко-
лодцы необходима гидроизоляция как стенок 
колодца, так и зазора в месте непосредствен-
ного прохода трубы через стенку. 

В варианте прохода трубы через за-
кладную гильзу в стенке колодца гермети-
зация зазора между гильзой и трубой осу-
ществляется уплотнителями кольцевого  
пространства АктивРинг.

При непосредственном проходе трубы, 
т.е. без гильзы, даже при плотной закладке 
трубы в стенке, из-за плохой адгезии мате-
риалов трубы и стенки, а также вибраций 
и микросмещений трубы относительно стен-
ки в процессе эксплуатации, коррозии метал-
ла неизбежно возникновение зазора между 
внешней поверхностью трубы и материалом 
стенки, через который грунтовые воды про-
никают в колодец и наносят ущерб оборудо-
ванию внутри колодца (рис. 1).

Рис. 1. Протечка через микрозазор  
между трубой и стенкой

Аналогичная ситуация проявляется, ког-
да по нормативным требованиям или требо-
ваниям заказчика применяются закладные 
гильзы для прокладки в них рабочих труб. 
Зазор обнаруживается между гильзой и мате-
риалом стен, фундаментов или перекрытий.

Стенка гильзы из стали подвергается 
коррозии — и через слой рыхлой ржавчи-
ны влага начинает проникать в колодец или 
помещение.

На практике, как правило, именно этот 
зазор является долговременной причиной 
подтопления грунтовыми водами колодцев, 
подвальных помещений и не поддается за-
делке без капитальных работ.

Решением для гидроизоляции та-
ких зазоров является применение  
гидроизолирующего воротника — гидрово-
ротника марки АР.

Гидроворотник марки АР — это наиболее 
простое, дешевое и в то же время эффек-
тивное решение по гидростатической изоля-
ции в местах проходов труб через колодцы, 
прокладки труб при заливке фундаментов, 
устройстве стен и перекрытий.

Способ применения — монтаж (бетониро-
вание) рабочей трубы или гильзы с установ-
ленным на них гидроворотником.

Условно, так как конструкция является 
монолитной, гидроворотник марки АР состо-
ит из цилиндрической части (втулки) и ворот-
никовой части (рис. 2).

Рис. 2. Устройство гидроворотника  
марки АР

Прижатая к трубе с помощью хомутов ци-
линдрическая часть гидроворотника уплотня-
ет зазор между трубой или гильзой и втулкой, 
а воротниковая часть после затяжки хомутов 
препятствует проникновению влаги через  
микропоры и микротрещины в материале 
стены, фундамента, перекрытия.

Гидроворотник крепится к рабочей трубе 
или гильзе хомутами из нержавеющей стали 
(из комплекта поставки).

Гидроворотник изготавливается из тер-
мопластичного материала для диапазона диа- 
метров от 32 до 1 770 мм.

Номенклатура гидроизолирующих ворот-
ников (гидроворотник марки АР) производи-
мая ООО АПС.
1. Фиксированная, с постоянным товар-

ным запасом на складе (наружный 
диаметр рабочей трубы или гильзы):  
Ø 32 мм; Ø 63 мм; Ø 90 мм; Ø 110 мм; 
Ø 160 мм; Ø 180 мм; Ø 200 мм; Ø 225 мм.

2.	 Произвольная, по заказу клиента;  
от Ø 250 до Ø 1 770 мм.
Эластичность материала позволяет ис-

пользовать гидроворотник марки АР на диа- 
пазоне диаметров +/-5 % от номинального.

Материал стоек к слабоагрессивным ще-
лочам и кислотам, а также к смесям с водой: 
нефти, технических масел, топлива на основе 
нефти, растворителей на основе нефти.

Выдерживает давление до 5 бар.
Термостойкость — рабочая: -40…+80 °С, 

кратковременно: +110 °С.
Для комплексной герметизации прохо-

да труб через строительные конструкции  
гидроворотник марки АР применяется в со-
ставе узла герметизации АктивРинг (рис. 3).

Рис. 3. Гидроворотник марки АР в составе 
узла герметизации АктивРинг

ООО «АПС» на собственной оснастке 
производит в Санкт-Петербурге: опорно- 
направляющие кольца, герметизирующие 
манжеты, уплотнители кольцевых пространств  
АктивРинг, гидроизолирующие воротники, 
многокабельные проходки.

Продукция продвигается и продается под 
собственной торговой маркой «АктивРинг». 

Не подлежит обязательной сертификации 
(отказное письмо).

На продукцию выдается Паспорт 
качества.

Гарантия на продукцию — 5 лет при усло-
вии соблюдения требований по монтажу и со-
блюдения температурных и других условий 
эксплуатации.

Срок службы не менее 20 лет.

+7 (812) 602-06-17 

info@activpiter.ru 
www.aktivring.ru

Герметизация проходов трубопроводов  
с помощью гидроизолирующих воротников 
(гидроворотник) марки АР
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Прогнозирование распределения температуры  
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Prediction of temperature distribution along the oil wells during steam cycling
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Аннотация
Основным источником получения информации о степени прогрева нефтяного пласта и эффективности пароциклической 
обработки скважин являются геофизические исследования, заключающиеся в измерении температуры в стволе 
скважины с помощью опускаемого в скважину геофизического прибора. Это довольно трудоемкий и не всегда успешный 
процесс. В качестве альтернативы в настоящей статье делается попытка разработки инженерного программного продукта, 
способного прогнозировать распределение температуры в скважине и, таким образом, частично либо полностью заменять 
исследования скважины с помощью опускаемого прибора. Нейронная сеть, лежащая в основе инженерного продукта, 
обучалась на данных о скважинах Усинского месторождения. В статье отмечается, что возможность прогнозирования 
распределения температуры в скважинах может позволить инженерам находить и реализовывать наиболее рациональные 
режимы пароциклической обработки. 

Abstract
One of the main sources of obtaining information about the degree of heating of the oil reservoir and the effectiveness of steam cyclic treatment 
of wells is geophysical research, which consists in measuring the temperature in the wellbore using a descent geophysical instrument.  
This is a rather laborious and not always successful process. As an alternative, this article attempts to develop an engineering software product 
capable of predicting the temperature distribution in a well and thus partially or completely replace the downhole survey. The neural network 
underlying the engineering product was trained on data from the wells of the Usinskoye field. The article notes that forecasting the temperature 
distribution in wells can allow engineers to find and implement the most rational modes of steam cycling treatment.

Материалы и методы
При проектировании, генерации, тестировании нейронных сетей 
и нейросетевом моделировании использовались программные 
инструменты, наработки и опыт научной школы Пермского 
государственного национального исследовательского университета. 
Для обучения нейронных сетей использовался датасет, созданный 

на основании данных пароциклической обработки 50 скважин 
Усинского месторождения.

Ключевые слова
пароциклическая обработка, ГИС 55, Усинское месторождение, 
нефть, нефтяной пласт, скважина, прогнозирование, нейронная 
сеть, температура

Materials and methods
When designing, generating, testing neural networks and neural 
network modeling, software tools, developments and experience of the 
scientific school of the Perm State National Research University were 
used. To train neural networks, a dataset was used, created on the basis 
of steam cycling data from 50 wells in the Usinskoye field.

Keywords
steam cycling, GIS 55, Usinskoye field, oil, oil reservoir, well, 
forecasting, neural network, temperature
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Введение
Одним из основных источников получения 

информации о степени прогрева нефтяного 
пласта и эффективности закачки пара при 
пароциклической обработке (ПЦО) являются 
геофизические исследования скважин (ГИС),  
заключающиеся в измерении температуры, 
давления и определении других характери-
стик пара посредством исследования сква-
жины с помощью опускаемого в скважину 
геофизического прибора.

Однако следует отметить, что проведе-
ние ГИС имеет свои проблемы. Это довольно 
трудоемкий и не всегда успешный процесс. 
Так, например, на Усинском месторожде-
нии за 2020 г. из 105 проведенных ГИС 38 % 
оказались неинформативны. Причиной низ-
кого охвата исследованиями является, 
как правило, отсутствие возможности спу-
ска прибора ГИС на глубину более 500 м.  
Интервалы же перфорации обычно находят-
ся значительно глубже. Поэтому такие иссле-
дования не характеризуют степень прогрева  
нефтяного пласта. Программных же инстру-
ментов, которые бы позволяли прогнози-
ровать распределение теплофизических 
характеристик закачиваемого пара вглубь 
ствола скважины без применения прибора 
ГИС, пока не существует. 

В связи с этим цель нашего исследования 
состоит в создании программного инструмен-
та, способного выполнять прогнозирование 
распределения температуры по стволу сква-
жины и, таким образом, частично либо пол-
ностью заменить трудоемкие и малоэффек-
тивные ГИС.

Научная новизна и актуальность наших 
исследований заключается в применении со-
временного математического аппарата ней-
ронных сетей, который, по-видимому, ранее 
для этих целей не применялся. 

Следует, тем не менее, отметить, что 
методы машинного обучения уже давно 
и успешно используются в задачах про-
гнозирования объемов добычи нефти 
и газа, однако не затрагивая моделирования  
процессов ПЦО. Так, в работе [1] предло-
жен метод прогнозирования дебита нефти 
с использованием искусственной нейрон-
ной сети. Авторы работы [2] решают задачу 
прогнозирования суточных объемов добычи 
газа на горизонтальных скважинах. В рабо-
те [3] сообщается об успешном применении 
аппарата нейросетевого моделирования 
для прогнозирования дебита нефти на ме-
сторождении Волве в Норвегии. Авторы ра-
боты [4] применили метод нейросетевого 
моделирования для прогнозирования дина-
мического забойного давления в нефтяных 
скважинах с целью оптимизации добычи 
нефти. Пользуясь методами машинного об-
учения, включая регрессию, метод опор-
ных векторов и нейронные сети, авторы [5]  
создали модель, прогнозирующую дебит 
нефти в зависимости от времени и других 
параметров. 

Таким образом, мы видим, что методы 
машинного обучения, в частности нейронные 
сети, довольно широко и успешно применя-
ются в задачах прогнозирования и оптимиза-
ции объемов добычи нефти. Однако случаев 
применения этих прогрессивных методов 
в задачах моделирования ПЦО нам обнару-
жить не удалось. Тем более нам не удалось 
найти работы, в которых метод нейросете-
вого моделирования использовался бы для 
выявления закономерностей процесса ПЦО, 
знание которых необходимо инженерам для 

его оптимального проектирования и приме-
нения на скважинах.

Целью настоящего исследования явля-
ется разработка математической модели 
процесса ПЦО на основе нейронных сетей 
с последующим применением разработан-
ной модели для выявления закономерно-
стей этого процесса. Целью исследования 
является также создание на основе разрабо-
танных нейронных сетей инженерного про-
граммного продукта, предназначенного для 
поддержки принятия решений инженеров- 
нефтяников, занимающихся проектировани-
ем и проведением ПЦО.

Создание нейронной сети
Для достижения этой цели нам были 

предоставлены данные результатов ГИС 
по 51-й скважине Усинского месторождения. 
В этом множестве данных 20 параметров 
было принято в качестве входных параме-
тров создаваемой нейросетевой модели. 
Среди этих двадцати входных параметров 
были общие характеристики скважины, вре-
мя года, в котором проводились ПЦО и ГИС, 
а также характеристики пара на выходе па-
рогенераторной установки (ПГУ) и на уровне 
устья скважин.

В качестве выходного параметра ней-
ронной сети была принята температура, 
снимаемая с прибора, ГИС по мере его спу-
ска в скважину. С каждой скважины было 
снято в среднем по 1500 таких замеров, 
таким образом все множество (Датасет)  
составило 51 × 1500 = 76 500 примеров.

Из собранного набора данных было 
выделено тестовое множество, состо-
ящее из 1 500 примеров, относящихся 
к 51-й скважине. Из оставшегося множества  
(76 500 – 1 500 = 75 000 примеров) было уда-
лено приблизительно 50 примеров, являю-
щихся выбросами статистической информа-
ции, которые возникли из-за погрешностей 
измерений приборов ГИС. Выбросы были об-
наружены с помощью авторской методики [6].  
В основе этой методики лежит свойство ней-
ронных сетей, имеющих небольшое коли-
чество степеней свободы, плохо обучаться 
на примерах, являющихся статистическими 
выбросами. После применения процедуры 
обучения такой нейронной сети более высо-
кая погрешность обучения концентрируется 
на тех примерах, которые выпадают из общих 
закономерностей моделируемой предмет-
ной области, т.е. являются статистическими 
выбросами. Эта повышенная погрешность 
и является индикатором того, что данное на-
блюдение является ошибочным.

Остальные 75 000 – 50 = 74 950 примеров 
были случайным образом разделены на обу-
чающее множество 71 950 примеров и вали-
дирующее множество 3 000 примеров.

Для генерации, обучения, валидации и те-
стирования нейронных сетей мы использова-
ли собственный программный инструмент 
«Нейросимулятор 5.1» [8], который хорошо 
зарекомендовал себя при выполнении мно-
гих наших проектов [7]. С помощью этого про-
граммного инструмента были сгенерирова-
ны нейронные сети различной архитектуры. 
В процессе валидации с помощью программ-
ного инструмента «Нейросимулятор 5.0»  
была подобрана оптимальная для данной за-
дачи архитектура нейронной сети, состоящей 
из 20 входных нейронов, одного выходного 
нейрона с линейной активационной функци-
ей и двух скрытых слоев с восемью и тремя 
нейронами с активационными функциями 
в форме гиперболического тангенса.

В результате нейросетевых вычислений 
было получено распределение температуры 
по стволу тестовой скважины № 51 (рис. 1) 
в сравнении с данными измерений с помо-
щью прибора ГИС. Коэффициент детермина-
ции данных R2 между данными ГИС-исследо-
ваний и прогнозными значениями нейросети 
составил 0,988, максимальная абсолютная 
ошибка составила 37 °С, а средняя абсолют-
ная ошибка — 12,4 °С. Дополнительные про-
верки нейронных сетей, в которых вместо 
скважины № 51 в качестве тестовой поочеред-
но выбирались другие скважины, не показа-
ли сколько-нибудь заметного увеличения по-
грешностей, превышающих указанные выше 
числовые значения. Всего таких кросс-вали-
дационных проверок было проведено более 
двадцати.

Анализируя прогнозные результаты вы-
числений нейросети (рис. 1), можно обратить 
внимание на незначительные скачки тем-
пературы в районах перфорации, обнару-
женные нейросетевой моделью. Небольшое 
локальное повышение температуры в этих 
районах можно объяснить тем, что здесь 
часть пара уходит через перфорационные 

Рис. 1. Распределения температуры 
по стволу тестовой скважины № 51, 
полученные в результате прогнозных 
вычислений нейросети и измерений 
с помощью прибора ГИС
Fig. 1. Temperature distributions along the 
borehole of test well № 51, obtained as a result 
of predictive calculations of the neural network 
and measurements using a well logging tool



71

отверстия в пласт, вызывая его локальный 
разогрев.

Приведенные здесь результаты тести-
рования нейронной сети можно признать 
удовлетворительными, если учесть, что 
мы решили задачу, возможность найти реше-
ние которой с самого начала представлялась 
сомнительной. Действительно, мы научились 
с точностью до 37 °С предсказывать темпера-
туру в скважине на глубинах более 1 250 м, 
имея в своем распоряжении минимум ин-
формации: общие характеристики скважины, 
информацию о времени года и параметры 
закачиваемого пара, измеренные на поверх-
ности земли на уровне устья скважины. Таким 
образом, мы подтвердили саму принципиаль-
ную возможность такого прогнозирования. 

Отсюда следует полезный в практиче-
ском отношении вывод. Теперь инженеры- 
нефтяники могут частично или даже полно-
стью отказаться от применения трудоемкой 
и не всегда эффективной технологии спуска 
прибора ГИС в скважину, заменив эту проце-
дуру вычислениями нейронной сети.

Компьютерные эксперименты
А теперь еще раз обратим внимание 

на то, что нам удалось создать математиче-
скую модель, которая показала приемлемую 
погрешность прогнозирования температуры 
в любой точке тестовой скважины. Это зна-
чит, что нейронная сеть, в пределах своей 
погрешности (37 °С), адекватна моделируе-
мому процессу и ведет себя так же, как вело 
бы себя моделируемое явление в различных 
ситуациях. Значит, над нейронной сетью, как 
над моделью процесса ПЦО, можно ставить 
компьютерные эксперименты. Можно, вирту-
ально изменяя входные параметры, получать 
ответ на вопрос: «что будет, если изменить тот 
или иной параметр ПЦО?». 

В качестве примера проведения вирту-
альных компьютерных экспериментов была 
выбрана скважина № 51, характеристики 
и условия проведения ПЦО которой приведе-
ны в таблице 1.

С помощью нейросетевых вычислений 
получен результат (рис. 2а), отвечающий 
на вопрос, что было бы с распределени-
ем температуры по стволу скважины, если 
бы «Показания счетчика расхода пара 
на устье», а вместе с ним и «Расход пара 
по счетчику на парогенераторной уста-
новке (ПГУ)», а также «Расход пара на ПГУ 
на одну скважину», «Давление пара на устье» и  
«Давление пара на ПГУ» одновременно уве-
личились бы в 1,25 раза или уменьшились 
бы во столько же раз. Исходное распределе-
ние температуры, соответствующее таблич-
ным данным (табл. 1), показано красным 
цветом (рис. 2а). Зеленым цветом отмечено 
распределение температуры при увеличе-
нии всего указанного комплекса параметров 
в 1,25 раза, а синим цветом показано распре-
деление температуры, если бы все значения 
этого комплекса параметров уменьшились 
бы в 1,25 раза. Как видно из приведенных 
результатов (рис. 2а), увеличение давления 
и расхода пара в 1,25 раза значительно улуч-
шает прогрев скважины, тогда как соответ-
ствующее уменьшение этих параметров при-
водит к значительному понижению степени 
прогрева скважины.

Аналогично с помощью нейросети полу-
чен результат (рис. 2б), отвечающий на во-
прос, что было бы с распределением темпе-
ратуры по стволу скважины, если бы «День 
проведения ГИС с начала закачки пара» 
и «Объем закачанного пара на момент ГИС» 
одновременно увеличились бы в 1,95 раза 
или уменьшились во столько раз. Исход-
ное распределение температуры показано 

красным цветом. Зеленым цветом отмечено 
распределение температуры при увеличении 
этих параметров в 1,95 раза, а синим цветом 
показано распределение температуры, если 
бы значения этих параметров уменьшились 
бы в 1,95 раза. Как видно из полученных ре-
зультатов (рис. 2б), увеличение количества 
дней с начала закачки пара при одновремен-
ном увеличении объема закачанного пара 
в 1,95 раза значительно улучшает прогрев 
скважины, тогда как соответствующее умень-
шение этих параметров приводит к такому 
же сильному понижению степени прогрева 
скважины.

Аналогично получен результат (рис. 2в), 
отвечающий на вопрос, что было бы с распре-
делением температуры по стволу скважины, 
если бы «Сухость пара на ПГУ» увеличилась 
бы в 1,2 раза или уменьшилась бы во столько 
же раз. Исходное распределение температуры 
показано красным цветом. Зеленым цветом 
показано распределение температуры при 
увеличении сухости пара на ПГУ в 1,23 раза, 
а синим цветом показано распределение 
температуры, если бы значения сухости пара 
на ПГУ уменьшились бы в 1,12 раза. Как вид-
но (рис. 2в), увеличение сухости пара на ПГУ 
в 1,23 раза незначительно улучшает прогрев 
скважины, тогда как уменьшение этого пара-
метра в 1,12 раза приводит к незначительно-
му понижению степени прогрева скважины.

Итоги
Из приведенных в предыдущем разделе ре-
зультатов виртуальных компьютерных экспе-
риментов следуют интересные практические 
выводы:
•	 путем увеличения давления и расхода 

нагнетаемого пара, например в 1,25 раза, 
на скважине № 51 можно добиться значи-
тельного увеличения прогрева скважины 
(рис. 2а);

•	 путем увеличения длительности процесса 
ПЦО, например в 1,95 раза, можно до-
биться значительного увеличения прогре-
ва скважины № 51 (рис. 2б);

•	 увеличение сухости пара, например 
в 1,2 раза, на скважине № 51 не приводит 
к существенному увеличению прогрева 
скважины (рис. 2в).

Эти выводы не противоречат здравому смыс-
лу. Они не противоречат мнению опытных 
инженеров-нефтяников. Они лишь уточняют 
их знания на количественном уровне для 
конкретной скважины и конкретных условий 
проведения ПЦО.
Следует отметить, что полученные здесь 
практические выводы относятся только к 
конкретной скважине № 51 Усинского место-
рождения. Для других скважин этого место-
рождения требуется проведение аналогич-
ных виртуальных экспериментов с помощью 
разработанной нейронной сети.
Для другого месторождения нейронная сеть 
непригодна. Она должна быть обучена зано-
во на новых данных, собранных со скважин 
другого месторождения. 
Для создания универсальной нейронной 
сети, пригодной для моделирования ПЦО на 
любой скважине любого месторождения, по-
требуется добавление входных нейронов для 
ввода дополнительных данных, характеризу-
ющих особенности месторождения. Потре-
буется обучение нейронной сети на данных, 
собранных со многих месторождений.
Для удобства работы инженеров, зани-
мающихся добычей нефти на скважинах  
Усинского месторождения, созданная ней-
ронная сеть была снабжена пользовательским 

Табл. 1. Условия проведения ПЦО и характеристики скважины № 51
Tab. 1. Conditions for carrying out the CSS and characteristics of well № 51

Входные параметры нейронной сети Значения

Глубина до отметки по стволу, м от 1 250 до 1 367

Перфорация 0 либо 1

Глубина скважины, м 1 457,7

Глубина до пакера, м 1 130

Длина паропровода, м 900

Зона залежи 1

Дата проведения ГИС, месяц 11

Расход пара на ПГУ по счетчику, т/ч 320

Давление пара на ПГУ, атм. 89

Температура пара на ПГУ, °С 302

Сухость пара на ПГУ, % 62

Объем закачанного пара на момент ГИС, т 5 488

Показания счетчика расхода пара на устье, т/ч 5,7

Давление пара на устье, атм. 77

Температура на устье, °С 268

Дата начала закачки пара, месяц 10

Количество скважин, запитанных на ПГУ, шт. 2

День проведения ГИС с начала закачки пара 25

Глубина от уровня моря до отметки, м от 1 122 до 1 227,2

Расход пара на ПГУ на одну скважину, т/сут 160
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интерфейсом. Получившийся в результате 
этого инженерный программный продукт по-
лучил название «Калькулятор ПЦО» и был за-
патентован [9]. «Калькулятор ПЦО» запуска-
ется по ссылке: http://77.91.69.125/pcoCalc.
html.

Выводы
Подтверждена довольно неочевидная гипоте-
за о том, что сведений о параметрах пара, из-
меренных на уровне устья, а также информа-
ции о времени года и общих характеристиках 
скважины достаточно для прогнозирования 
температуры на любой глубине скважины. 
Создан инженерный программный продукт, 
позволяющий частично или полностью от-
казаться от применения трудоемкой и нена-
дежной технологии геофизических иссле-
дований скважин путем спуска в скважину 
прибора ГИС. С помощью разработанного 
программного продукта можно прогнозиро-
вать распределение температуры по стволу 

Рис. 2. Результаты виртуальных компьютерных экспериментов:
а – влияние давления пара (p) и расхода пара (q);
б – влияние продолжительности цикла ПЦО и объема закачанного пара;
в – влияние сухости пара на парогенераторной установке
Fig. 2. Results of virtual computer experiments:
a – effect of steam pressure (p) and steam flow rate (q);
б – the effect of the duration of the CSS cycle and the volume of injected steam;
в – effect of steam dryness in a steam generator plan

скважины, проводить виртуальные компью-
терные эксперименты, меняя входные па-
раметры, получать ответ на вопрос «каким 
будет распределение температуры в сква-
жине, если поменять тот или иной параметр 
ПЦО?». Это позволяет инженерам детально 
исследовать различные сценарии проведе-
ния процесса ПЦО. Инженеры, пользуясь раз-
работанным программным продуктом, могут 
находить и реализовывать рациональные ре-
жимы ПЦО, минимизировать риски, достигать 
экономической рентабельности комплексных 
проектов по добыче нефти.
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Results
Interesting practical conclusions follow from the results of virtual 
computer experiments presented in the previous section:
•	 by increasing the pressure and flow rate of injected steam, for 

example, by 1,25 times, a significant increase in well heating can 
be achieved in well № 51;

•	 by increasing the duration of the CSS process, for example, 
by 1,95 times, it is possible to achieve a significant increase in the 
heating of well № 51;

•	 an increase in steam dryness, for example, by 1,2 times, in well  
№ 51 does not lead to a significant increase in well heating.

These conclusions do not contradict common sense. They do not 
contradict the opinion of experienced petroleum engineers. They only 
clarify their knowledge on a quantitative level for a particular well and 
specific conditions for conducting CSS.
It should be noted that the practical conclusions obtained here apply 
only to a specific well № 51 of the Usinskoye field. For other wells of this 
field, similar virtual experiments are required using the developed neural 
network.
For another field, the neural network is unsuitable. It must be retrained 
on new data collected from wells in another field.
To create a universal neural network suitable for modeling CSS at any well 
of any field, it will be necessary to add input neurons to enter additional 
data characterizing the features of the field. It will be necessary to train a 

neural network on data collected from many fields.
For the convenience of engineers involved in oil production at the wells 
of the Usinskoye field, the created neural network was equipped with a 
user interface. The resulting engineering software product was named  
“CSS Calculator” and was patented. “CSS Calculator” is launched at the 
link: http://77.91.69.125/pcoCalc.html.

Conclusions
A rather non-obvious hypothesis was confirmed that information about 
the steam parameters measured at the wellhead level, as well as 
information about the time of year and the general characteristics of the 
well, is sufficient to predict the temperature at any depth of the well. An 
engineering software product has been created that makes it possible to 
partially or completely abandon the use of time-consuming and unreliable 
technology for geophysical well surveys by lowering a well logging tool 
into the well. Using the developed software product, it is possible to 
predict the temperature distribution along the wellbore, conduct virtual 
computer experiments by changing the input parameters, and get an 
answer to the question «what will be the temperature distribution in 
the well if one or another CSS parameter is changed?». This allows 
engineers to explore in detail various scenarios for conducting the CSS 
process. Engineers, using the developed software product, can find and 
implement rational modes of CSS, minimize risks, and achieve economic 
profitability of complex oil production projects.
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Аннотация
В статье представлено описание алгоритма определения подвижности и радиуса скин-зоны вокруг вертикальной скважины, 
основанного на полулогарифмическом и логарифмическом анализах диагностических графиков динамики давления 
и температуры. Отличием представленного в работе совместного графического анализа диагностических графиков 
температуры и давления от других методик является использование в анализе как графика изменения температуры, так 
и ее логарифмической производной. Для верификации методики использованы синтетические данные по изменению 
температуры в пласте, сгенерированные в программном комплексе «РН-ВЕГА». 

Abstract
The article describes an algorithm for determining the mobility and radius of the skin zone based on semi-log and log-log analyses of diagnostic 
plots of pressure and temperature transient data. The use in the analysis both of the plots of temperature change and its derivative distinguishes 
the work joint graphical analysis of diagnostic plots presented from other methods. To verify the method, we used temperature synthetic data 
in the reservoir generated by the RN-VEGA. 

Материалы и методы
Приведено сравнение результатов различных графических 
методик для определения свойств коллектора и флюида в скин-
зоне и в удаленной зоне пласта по данным о динамике изменения 
температуры, давления и дебита. Показано, что использование 
двух диагностических графиков температуры уточняет результаты 
интерпретации.

Модели, описывающие поведение давления, построенные с 
учетом результатов диагностики, показали хорошую сходимость с 
промысловыми данными.

Ключевые слова
радиально-композитный пласт, TермоГДИС, вертикальная скважина, 
скин-фактор, графический анализ, диагностический график

Materials and methods
We have presented a comparison of applying various graphic methods. 
It showed that producing reservoir and fluid properties in the skin zone 
and in the remote reservoir zone can be estimated using both transient 
temperature and pressure data dynamics. Analysis of two diagnostic 
temperature plots improves the result.

The models describing the pressure behavior in a radial composite 
reservoir, built taking into consideration the diagnostics results, 
showed good convergence with field data.

Keywords
radial composite reservoir, Thermal dynamic well test, skin-factor, 
graphical analysis, diagnostic plot
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Современные телеметрические системы 
содержат датчики как давления, так и тем-
пературы, однако определение основных ха-
рактеристик течения флюида в коллекторе [1] 
не включает анализ температуры. Наличие 
дополнительной информации о динамике 
температуры на забое скважины позволяет 
расширить количество параметров, опреде-
ляемых при графическом анализе фактиче-
ских кривых.

Скважинные термометры, входящие 
в состав глубинных манометров, имеют раз-
решение более 0,01 °С [2, 3], что позволяет 
фиксировать малые изменения температу-
ры. Рациональность использования анализа 
температуры, совместно с анализом дебита 
и давления, связана с тем, что температур-
ные возмущения распространяются по пласту 
медленнее, чем возмущения давления. Этот 
факт позволяет сделать анализ динамики тем-
пературы эффективным инструментом оцен-
ки параметров поврежденной или стимули-
рованной прискважинной области [2, 4–11]. 
Графические методы диагностики, принятые 
в классическом анализе гидродинамических 
исследований скважин (ГДИС), позволяют 
определить скин-фактор и проницаемость 
пласта, а анализ динамики температуры — 
дополнительно оценить характеристики зоны 
вблизи скважины (радиус и проницаемость). 

В значительном количестве теоретиче-
ских работ отечественных и зарубежных ав-
торов исследуются вопросы влияния свойств 
продуктивного пласта на динамику забойной 
температуры [12–14]. В работах исследо-
вателей предложен ряд графических мето-
дик диагностики призабойной зоны сква-
жины. Первым такую методику предложил  
Э.Б. Чекалюк в работе [6], назвав ее «тер-
мозондированием пласта». Идея основана 
на том, что при изменении условий филь-
трации флюида меняется и величина баро-
термического эффекта, и, как следствие, 
величина отклонения температуры от своего 
невозмущенного значения. Теоретической 
основой его метода явилось автомодельное 
аналитическое решение неизотермической 
задачи фильтрации для однофазного сла-
босжимаемого флюида в предположении 
постоянного дебита и пренебрежении изме-
нением температуры за счет кондуктивной те-

плопроводности. В своей работе Э.Б. Чекалюк  
предположил, что наиболее вероятной причи-
ной изменения условий фильтрации является 
скачкообразное изменение проницаемости 
в призабойной зоне вследствие ее загрязне-
ния. Согласно этой методике строится график 
изменения температуры от логарифма без-
размерного радиуса термозондирования:

               ,          (1)

где rT — радиус термозондирования; rw — 
радиус скважины; (cρ)f — объемная тепло-
емкость флюида; (cρ)t — объемная теплоем-
кость пластовой системы; h — эффективная 
толщина пласта; Q — дебит скважины; t — 
время, прошедшее с момента начала добычи 
жидкости в скважине. Здесь и далее едини-
цы измерения физических величин указаны 
в международной системе единиц физиче-
ских величин (СИ).

При наличии зон с разной проницаемо-
стью на полулогарифмическом графике из-
менения температуры можно отметить два 
радиальных режима течения, представлен-
ных отрезками прямых с различными угло-
выми коэффициентами. Точка изменения на-
клона будет соответствовать началу влияния 
зоны изменения проницаемости, а отноше-
ние наклонов этих отрезков — коэффициенту 
подвижности скин-зоны Ms. Этот коэффици-
ент определяется формулой (2):

	       ,	                       (2)

где ks, k — проницаемость призабойной зоны 
(скин-зоны) и пласта; μs, μ — вязкость флюи-
да в призабойной зоне и пласте соответствен-
но. При использовании методики [6] прони-
цаемость пласта определяется классическим 
анализом ГДИС, а вязкости полагаются рав-
ными μs = μ. 

Аналогичная методика представлена 
в статье [7]. На основе анализа измене-
ния дроссельной температурной аномалии 
от логарифма времени добычи авторы опре-
делили радиус и подвижность скин-зоны, 

скин-фактор, обусловленный качеством 
перфорации и состоянием фильтра, а также 
скин-фактор, учитывающий неоднородность 
пласта. 

Полулогарифмический график измене-
ния температуры от времени для определения 
радиуса и подвижности скин-зоны использо-
ван также Y. Mao и M. Zeidouni в работе [8].  
Описанные выше методики дают хорошие 
начальные приближения к искомым харак-
теристикам прискважинной зоны, однако 
при значениях коэффициента подвижности 
скин-зоны близких к единице и для зашум-
ленных данных усложняется определение 
точки изменения наклона на полулогариф-
мическом графике динамики температуры. 
Кроме того, даже в идеальных случаях при 
тестировании указанных диагностик на мо-
дельных данных можно получить неверные 
результаты, выбрав неудачный диапазон для 
линейной аппроксимации участка постоян-
ного наклона. Этот факт, установленный при 
тестировании модели, является следствием 
того, что между участками равного накло-
на наблюдается переходная зона, размеры 
которой зависят от влияния на динамику 
температуры теплопроводности и других фи-
зических характеристик процесса неизотер-
мической фильтрации. На ранних временах 
наблюдается изменение наклона вследствие 
адиабатического эффекта [7].

Наряду с полулогарифмическими гра-
фиками изменения температуры на забое 
используется и динамика ее производной. 
В работах [9, 10] авторы используют логариф-
мическую производную |ΔT'lnt|=|dΔT/dlnΔt|  
для определения коэффициента подвижно-
сти скин-зоны, а радиус скин-зоны рассчи-
тывают по формуле Хоукинса [15], используя 
проницаемость пласта и скин-фактор, най-
денные при классическом анализе ГДИС. 
Производная является более чувствительным 
инструментом и позволяет точно определить 
диапазон времени, соответствующий равно-
му наклону на полулогарифмическом гра-
фике изменения температуры, отсекая пере-
ходную зону и зону влияния адиабатического 
эффекта [9, 10]. Вследствие этого опреде-
ление коэффициента подвижности скин-зо-
ны по графику производной от логарифма 
времени дает более точные результаты. На-
ряду с логарифмической производной вида 
tdT/dt в работе [11] O.O. Duru и R.N. Horne  
используют для локализации радиуса 
скин-зоны характерное расстояние темпера-
туропроводности нефтенасыщенного пласта 
β = √αt,  где α — температуропроводность 
пласта, t — время.

Анализ литературных источников пока-
зал, что использование только графика из-
менения температуры не дает однозначных 
результатов при значениях подвижности 
близких к единице и зашумленных исходных 
данных. Диагностический график производ-
ной не позволяет однозначно определить 
радиус скин-зоны, однако его исследование 
дает возможность точно выделить диапазо-
ны равного наклона и определить размеры 
переходной зоны между ними. Этот факт 
исключает возможность неверного распо-
ложения диагностических линий на графике 
изменения температуры, где по пересечению 
диагностических линий определяется радиус 
скин-зоны.

ТермоГДИС — методика графического 
анализа, реализованная в ПК «РН-ВЕГА», ос-
нована на совместном использовании диагно-
стических полулогарифмических графиков 
изменения температуры и ее производной.

Рис. 1. Диагностические графики давления и температуры в ПК «РН-ВЕГА»
Fig. 1. Diagnostic plots of pressure and temperature in the RN-VEGA
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           ,            (3)

где Qнак= Qt — накопленная добыча с начала 
работы скважины.
1.	 Построение специального полулогариф-

мического графика ΔT от ln(rT/rw) (рис. 1).
2.	 Построение диагностического полуло-

гарифмического графика 
от ln(rT/rw) (рис. 1).

3.	 Добавление специальных линий:
•		 на графике ΔT' от ln(rT/rw) выделяют-

ся линии нулевого наклона, ординаты 
которых соответствуют угловым коэф-
фициентам: ms — для ближней зоны  
и m — для дальней; 

•		 на графике ΔT от ln(rT/rw) две прямые 
с угловыми коэффициентами: ms — для 
ближней зоны и m — для дальней, соот-
ветствующими ординатам на графике  
ΔT' от ln(rT/rw), совмещаются с факти-
ческой кривой изменения температуры. 
Абсцисса X точки пересечения этих двух 
прямых определяет границу скин-зоны 
Х = ln(rs/rw).

4.	 Определение коэффициента подвижно-
сти Ms как отношения ординат специаль-
ных линий на графике производной или 
угловых коэффициентов специальных ли-
ний на графике изменения температуры 
Ms = m/ms.

5.	 Определение радиуса скин-зоны по фор-
муле rs = rwexp (X).

6.	 Вычисление скин-фактора (при условии 
равенства вязкостей жидкости в ближ-
ней и дальней зонах μs = μ) по формуле,  
S = (ms/m-1)X, следующей из известной 
формулы Хоукинса [15].
На рисунке 1 представлены диагностиче-

ские линии, соответствующие синтетическому 
тесту № 2 (табл. 1). Соответствие характерных 

признаков на специальном и диагностическом 
полулогарифмических графиках исключает 
возможность ошибки выбора диапазонов для 
линейной аппроксимации. Использование 
графика производной делает возможной ди-
агностику даже при подвижности скин-зоны 
близкой к единице, когда определение точки 
изменения наклона затруднено или невозмож-
но. Предлагаемый подход позволяет улучшить 
результаты применения графической мето-
дики определения характеристик скин-зоны. 
Представленная методика протестирована 
в широких пределах изменения теплофизи-
ческих и гидродинамических параметров (ра-
диуса скин-зоны, проницаемостей скин-зоны 
и пласта, вязкости, пористости, сжимаемости, 
теплопроводности, объемных теплоемкостей 
флюида и пластовой системы, коэффициента 
Джоуля — Томсона, адиабатического коэффи-
циента и др.) на синтетических данных, полу-
ченных для радиально-композитного пласта 
с использованием термогидродинамического 
расчетного модуля в ПК «РН-ВЕГА» [16].

В ходе расчетов использована математи-
ческая модель нестационарной неизотерми-
ческой фильтрации несжимаемой жидкости 
в радиально неоднородном по проницаемо-
сти пласте. Входящее в модель уравнение 
сохранения энергии учитывает теплопрово-
дность, дроссельный и адиабатический эф-
фекты. В начальный момент времени дав-
ление и температура в пласте полагаются 
равными их начальным пластовым значени-
ям. На границе скин-зоны задано равенство 
давлений, температур, потоков массы и теп-
ла. На внешней границе задано пластовое 
давление (или отсутствие потока) и темпера-
тура. Условие на стенке скважины учитывает 
влияние ствола скважины. Тепловой поток 
на границе со скважиной отсутствует.

С целью апробации описанных выше 
графических методик в расчетном модуле 
в ПК «РН-ВЕГА» сгенерирована динамика 

Табл. 1. Варианты распределения 
параметров скин-зоны
Tab. 1. Cases of skin-zone properties

№ 
теста

S ks, 
мкм2

rs, м Ms

1 5,0 3,6E-2 2,8 0,40

2 3,0 4,7E-2 2,5 0,52

3 1,0 6,5E-2 1,3 0,72

4 0,8 7,3E-2 3,0 0,81

5 -0,6 10,7E-2 3,6 1,20

6 -1,4 17,8E-2 1,7 1,98

Табл. 2. Расчетные параметры
Tab. 2. Calculation properties

Название параметра Значение

Радиус скважины, м 0,1

Пористость пласта, д. ед. 0,2

Общая сжимаемость системы, 
МПа-1

4,8E-5

Начальное пластовое 
давление, МПа

13

Начальная пластовая 
температура, °С

50

Адиабатический коэффициент, 
°С/Па

3E-8

Проницаемость пласта, мкм2 0,09

Вязкость пластовой жидкости, 
Па·с

2E-3

Плотность флюида, кг/м3 860

Удельная теплоемкость 
флюида, Дж/(кг·°С)

2 280

Плотность скелета породы, 
кг/м3

2 640

Удельная теплоемкость скелета 
породы, Дж/(кг·°С)

960

Коэффициент Джоуля — 
Томсона, °С/Па

4,7E-7

Эффективная толщина пласта, 
м

30,5

Коэффициент 
теплопроводности, Вт/(м·°С)

0,5, 2, 6

Дебит, м3/сут 200

Алгоритм анализа данных давления и тем-
пературы для определения характеристик 
скин-зоны, реализованный в ПК «РН-ВЕГА»,  
заключается в следующем:
•		 определение проницаемости пласта k ме-

тодом анализа добычи и давления или 
интерпретации классического ГДИС мето-
дом кривой стабилизации давления (КСД) 
в добывающей скважине;

•		 вычисление радиуса термозондирования: 

Рис. 2. Кросс-плоты соотношения модельных и прогнозных значений  
подвижности — а и радиуса — б скин-зоны
Fig. 2. Cross-rafts of the ratio of model and forecast values of mobility — a and radius — b of the 
skin-zon

Табл. 3. Результаты тестирования методики на синтетических данных
Tab. 3. Results of testing the methodology on synthetic data

Параметр Модель Оцененные 
значения

Уточненные 
значения ОГП

Уточненные 
значения РКП

Абсолютная 
разница

Относительная 
разница, %

k, мкм2 0,09 0,0902 0,09 – 2E-4 0,22

Ms 0,5176 0,5184 – 0,5180 8E-8 0,15

rs, м 2,5000 2,5030 – 2,5024 3E-3 0,12

S 3,0000 2,9900 2,9945 – 1E-2 0,33

а 	 б
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температуры при следующих значениях рас-
четных параметров (табл. 2).

Динамика давления и температуры смо-
делирована в ПК «РН-ВЕГА» для различных 
случаев распределения характеристик при-
забойной зоны (табл. 1). С целью всесторон-
него анализа результатов применения гра-
фических методик рассмотрены варианты 
расчета, соответствующие положительным 
и отрицательным значениям скин-фактора, 
при различных подвижностях и радиусах 
скин-зоны. В расчетах 4 и 5 коэффициенты 
подвижности скин-зоны близки к единице. 

Использование различных коэффициен-
тов теплопроводности при моделировании 
температуры обусловлено тем, что при выво-
де теоретических основ обсуждаемых графи-
ческих методик влиянием теплопроводности 
на динамику температуры при добыче пре-
небрегается. Сопоставление расчетов, отли-
чающихся только значением теплопроводно-
сти, позволяет определить влияние величины 
теплопроводности на результаты термоГДИС.

Динамика температуры смоделирована 
в ПК «РН-ВЕГА» с интервалом записи значе-
ний ti = 500 с. Производная температуры ΔT'  
рассчитана с применением конечно-раз-
ностных методов по центральной разности.  
Построены диагностические графики ΔT от  
lnt (методика [7]), ΔT от ln(rT/rw) (методи-
ка [6]), |ΔT'lnt| от lnt (методика [10]). Графи-
ки ΔT' и ΔT и от ln(rT/rw) использованы для 
определения коэффициента подвижности 
по методике, реализованной в ПК «РН-ВЕГА». 

На рисунке 2 приведены соотношения 
модельных и прогнозных значений подвиж-
ности (рис. 2а) и радиуса (рис. 2б) скин-зоны. 

Показано, что коэффициент подвижно-
сти скин-зоны диагностируется точнее, чем 
ее радиус. Диагностика только по специ-
альному графику изменения температуры  
(методики [6, 7]) приводит к увеличению 
средней погрешности определения радиуса 
скин-зоны на 7 % и коэффициента подвижно-
сти на 2 % с ростом коэффициента теплопро-
водности с 0,5 до 6 Вт/(м·°С).

Анализ результатов тестирования графи-
ческих методик по определению характери-
стик скин-зоны на синтетических значениях 
температуры показывает следующее:
•		 при значениях теплопроводности  

2 Вт/(м·°С) и коэффициентах под-
вижности значительно больше или 
меньше единицы погрешность опре-
деления радиуса скин-зоны с использо-
ванием любой из графических методик  
не превышает 2 %, а подвижности — 3 %;

•		 при коэффициентах подвижности 
скин-зоны Ms близких к 1 определение 
параметров по методикам [6, 7] стано-
вится невозможным. Так, для вариантов 
4 (Ms = 0,87) и 5 (Ms = 1,19) невозможно 
однозначно определить участки рав-
ного наклона на графике изменения 
температуры;

•		 с ростом коэффициента теплопрово-
дности увеличивается переходная зона, 
затрудняется выбор диапазона для ли-
нейной аппроксимации на графике изме-
нения температуры, растет погрешность 
диагностики по отношению угловых коэф-
фициентов m/ms и точке Х пересечения 
прямых, соответствующих участкам рав-
ного наклона;

•		 лучшие результаты в определении коэф-
фициента подвижности скин-зоны дает 
анализ графиков первой производной;

•		 использование lnt вместо ln(rT/rw) при 
расчете производных и построении гра-
фиков ухудшает результат диагностики 
не более чем на 2 %;

•		 при совместном использовании двух диа-
гностических графиков — изменения тем-
пературы и ее производной — достигаются 
достоверные результаты: средняя погреш-
ность определения радиуса скин-зоны 
не более 2 %, подвижности — 1 %.
Предложенный алгоритм реализован 

в ПК «РН-ВЕГА». С использованием класси-
ческого анализа добычи (область 1, рис. 1) 
определена проницаемость пласта k. Сопо-
ставлением ординат диагностических ли-
ний на графике производной температуры 
и их наклонов на графике изменения темпе-
ратуры (область 2, рис. 1) определен коэффи-
циент подвижности скин-зоны Ms. Вертикаль-
ная линия (область 3, рис. 1) характеризует 
радиус скин-зоны rs. Скин-фактор S рассчи-
тывается по формуле Хоукинса [15]. Значения 
параметров, полученные при диагностике, 
приведены в таблице 3 в столбце «Оцененные 
значения». Далее возможны два сценария ис-
пользования начальных приближений. 

Первый сценарий заключается в том, что 
оцененные скин-фактор и проницаемость 
пласта используются в модели однородно-
го гомогенного пласта (ОГП) как начальные 
приближения. По второму сценарию скин-зо-
на представляется отдельной областью. 
В этом случае используется модель ради-
ально-композитного пласта (РКП) с нулевым 

Рис. 3. Графический блок диагностики для фактических замеров
Fig. 3. Graphical diagnostic unit for actual measurement

Табл. 4. Результаты тестирования методики на промысловом примере
Tab. 4. Results of testing the methodology on a field example

Параметр Оцененные  
значения

Уточненные 
значения ОГП

Уточненные 
значения РКП

Абсолютная  
разница

Относительная 
разница, %

k, мкм2 0,01965 0,01966 – 1E-5 0,05

ks, мкм
2 0,00517 0,005122 0,00512 5E-5 0,94

Ms 0,26 – 0,28 0,02 7,14

rs, м 0,31 – 0,30 0,01 3,33

S 4,37 4,18 – 0,19 4,55
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Results
•	 The presence of a skin zone has a significant impact on the 

temperature change dynamics at the bottom hole when extracting 
fluid from the producing reservoir. The temperature behavior 
at the well bottom is determined, along with the Joule-Thomson 
coefficient, by the well bore zone properties, such as the skin zone 
radius and the skin zone permeability (or mobility).

•	 The results of a joint analysis by constructing pressure and 
temperature diagnostic plots show that, following the suggested 
methodology, we can preliminary estimate the well bore 
zone characteristics with a high accuracy level. When testing 

on synthetic data, the average relative error in determining the 
skin zone radius does not exceed 2 %; that of mobility, 1 %.

•	 The RN-VEGA implements a tool for assessing the bottom hole 
zone radius and mobility coefficient at the extraction stage. This 
allows us to supplement the results of the classical analysis 
method for the pressure stabilization curve with information 
about the well bore zone size and permeability to be further used 
for modeling the pressure dynamics according two scenarios. 
On average, the difference between the modeled and the 
measured actual pressure values does not exceed 7 % for both 
scenarios.

ENGLISH

скин-фактором, где в качестве начальных 
приближений используются полученные 
при диагностике значения проницаемости 
пласта, радиуса и коэффициента подвижно-
сти скин-зоны. В столбцах «Уточненные зна-
чения ОГП» и «Уточненные значения РКП» 
таблицы 3 приведены результаты решения 
обратных задач в соответствии с выбранным 
сценарием.

Возможность количественного определе-
ния параметров призабойной зоны с исполь-
зованием описанной выше методики пред-
ставлена на примере интерпретации данных 
скв. № 12, где проводился длительный мони-
торинг параметров скважины (дебит, давле-
ние, температура, обводненность) с дискрет-
ностью записи 5 минут. Датчик расположен 
на расстоянии 30 м от верхних дыр перфо-
рации. Обводненность продукции 97–100 %. 
Через 0,5 часа после начала добычи средний 
дебит установился на уровне 18 м3/сут с от-
клонениями 7 %.

Выполнен анализ КСД, в результате ко-
торого определена проницаемость пласта  
(рис. 3). Проведена интерпретация анали-
за добычи с учетом данных по температу-
ре: определены коэффициент подвижности 
и радиус скин-зоны. Вычислены скин-фактор 
и проницаемость скин-зоны (табл. 4).

Моделирование давления по первому 
и второму сценариям дает хорошее совме-
щение с фактическими данными. Уточнение 
значений параметров прискважинной зоны 
достигается решением обратной задачи. 

Средняя относительная разница между 
модельными и измеренными значениями дав-
ления для обоих сценариев не превышает 7 %.

Итоги
•		 Наличие скин-зоны оказывает замет-

ное влияние на динамику изменения 
температуры на забое при добыче жид-
кости из продуктивного пласта. Пове-
дение температуры на забое скважины 
определяется, наряду с коэффициентом  
Джоуля — Томсона, свойствами присква-
жинной зоны, такими как радиус скин-зо-
ны и проницаемость (или подвижность) 
скин-зоны.

•		 Результаты совместного анализа путем 
построения диагностических графиков 
по давлению и температуре показывают, 
что, следуя предложенной методологии, 
можно с высокой точностью оценить ха-
рактеристики прискважинной зоны. При 
тестировании на синтетических данных 
средняя относительная погрешность 
определения радиуса скин-зоны не пре-
вышает 2 %, подвижности — 1 %.

•		 В ПК «РН-ВЕГА» реализован инстру-
мент оценки радиуса и коэффициента 

подвижности призабойной зоны на этапе 
добычи. Это позволяет дополнить резуль-
таты классического метода анализа КСД  
информацией о размере и проницае-
мости околоскважинной области, ис-
пользуемые далее для моделирования 
динамики давления по двум сценариям. 
В среднем различие между модельными 
и измеренными фактическими значе-
ниями давления для обоих сценариев 
не превышает 7 %.

Выводы
•		 Предложен алгоритм графического ана-

лиза и интерпретации нестационарных 
данных температуры и давления, позво-
ляющий количественно оценить размеры 
и подвижность измененной области вбли-
зи скважины.

•		 Показано, что температурный сигнал 
несет информацию о фильтрацион-
но-емкостных свойствах пласта в период 
добычи, а совместный анализ данных 
по температуре, дебиту и давлению может 
повысить качество интерпретации и сни-
зить уровень неопределенности. 

•		 Установлено, что изменение теплопро-
водности системы влечет за собой изме-
нение размеров переходной зоны между 
участками равного наклона на специаль-
ном графике ΔT от ln(rT/rw) и, соответ-
ственно, равных ординат на диагностиче-
ском графике ΔT' от ln(rT/rw).
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Conclusions
•	 We have proposed a graphic algorithm for interpreting the 

temperature and pressure data, which allows to quantitively assess 
the size and mobility of the changed zone near the well.

•	 We have shown that the temperature signal carries the information 
about the reservoir permeability and porosity during extraction, 
whereas a joint analysis of temperature, flow rate, and pressure can 
improve the interpretation quality and reduce the uncertainty. 

•	 We have found that a change in the system thermal conductivity 
entails changes in the dimensions of the transition zone between 
sections of equal slope on the special plot ΔT from ln(rT/rw) and, 
accordingly, the equal ordinates on the diagnostic plot ΔT' from 
ln(rT/rw).
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Первый день ННФ открылся стратегиче-
ской сессией «Стратегия России в меняющем-
ся мире: поиск баланса между доступностью, 
экономической эффективностью и экологич-
ностью энергоресурсов». Модератором сес-
сии выступила руководитель по аналитике 
Аналитического центра ТЭК Дарья Козлова.

Обращаясь с приветственным словом 
к участникам Форума, первый заместитель 
Министра энергетики Российской Федерации 
Павел Сорокин отметил, что в последние не-
сколько лет мировая энергетика столкнулась 
с большим количеством вызовов, в основном 
рукотворных. Один из них – так называемая 
зеленая повестка. Также гигантским вызо-
вом стал разрыв традиционных логистиче-
ских и технологических цепочек вследствие 
искусственных ограничений, введенных  
в 2022 году. Необходимость четкой госу-
дарственной политики в своем выступлении 
подчеркнул и Юрий Станкевич, депутат Госу-
дарственной Думы РФ, федеральный коорди-
натор проекта «Зеленая экономика». 

В стратегической сессии также приняли 
участие главный экономист ВЭБ.РФ и пред-
седатель попечительского совета АНО «Ин-
ститут Внешэкономбанка» Андрей Клепач, 
руководитель рабочей группы по вопросам 
экологической безопасности Комиссии 
при Президенте Российской Федерации 
по вопросам стратегии развития топливно- 
энергетического комплекса и экологиче-
ской безопасности Анатолий Яновский, 
исполняющий обязанности директора ди-
рекции по стратегии, инновациям и устойчи-
вому развитию ПАО «Газпром нефть» Денис  
Демин, председатель Совета Союза нефтега-
зопромышленников России Юрий Шафраник, 
директор Департамента нефтегазового ком-
плекса Министерства энергетики РФ Антон 
Рубцов, вице-президент АО «СПбМТСБ» Ан-
тон Карпов, управляющий директор «ВЫГОН 
Консалтинг» Григорий Выгон и Марина Бе-
лякова, партнер, руководитель направления 
по оказанию услуг компаниям ТЭК Группы 
компаний «Б1».

Работу форума продолжила сессия «Раз-
ворот на Восток: апгрейд логистических це-
почек», модератором которой также высту-
пила Дарья Козлова.

«У нас не было цели делать разворот 
ради разворота. Цель – обеспечить торговлю 
с нашими партнерами, адекватными и кон-
структивно настроенными странами… Ранее 
мы зависели от Запада – надо было получить 
страховку и различные сервисные услуги 
от западных компаний. Введение незаконных 
санкций против России потребовало пере-
строить эту структуру. Эта работа еще нахо-
дится в процессе, рано говорить о ее завер-
шении», – отметил, открывая сессию, первый 
заместитель Министра энергетики РФ Павел 
Сорокин.

Большой интерес аудитории вызвало 
выступление чрезвычайного и полномоч-
ного Посла Республики Иран в Российской 
Федерации Казема Джалали. В сессии так-
же приняли участие первый заместитель 

Председателя Банка России Владимир Чи-
стюхин, генеральный директор ПАО «Сов-
комфлот» Игорь Тонковидов, заместитель 
генерального директора Государственной 
корпорации по атомной энергии «Росатом», 
директор дирекции Северного морского пути 
Государственной корпорации по атомной 
энергии «Росатом» Вячеслав Рукша, дирек-
тор Института Китая и современной Азии РАН 
Кирилл Бабаев и исполняющий обязанности 
директора дирекции по стратегии, иннова-
циям и устойчивому развитию ПАО «Газпром 
нефть» Денис Демин.

В первый день ННФ прошел еще целый 
ряд мероприятий, в том числе сессия «На-
стоящее и будущее газовой отрасли», кру-
глые столы «Альтернативные виды топлива 
в странах БРИКС+: вызовы и решения», 
«Опыт развития рынка газомоторного топли-
ва в странах АСЕАН +», «Импортозамещение 
трубопроводной арматуры для нефтегазово-
го комплекса», «Снабжение без границ: как 
наладить поставки с новых рынков», «Торго-
во-экономические связи со странами Персид-
ского залива, Южной Азии, Африки: новые 
инструменты для логистики, трейдинга, фи-
нансов и страхования», саммит HR-лидеров 
«Стратегия обеспечения отрасли ключевыми 
компетенциями: как готовить новых лидеров 
в условиях перемен?», открытое заседание 
Программного комитета Российского нацио-
нального комитета Мирового нефтяного со-
вета «Целевые ориентиры нефтяной отрасли 
в условиях санкционных ограничений».

Ключевым мероприятием второго дня 
ННФ стала стратегическая сессия «От импор-
тозамещения к технологическому лидерству: 
уроки прошлого и вызовы настоящего време-
ни – диалог науки, бизнеса и власти». В роли 
модератора дискуссии выступил Михаил Куз-
нецов, директор Департамента машиностро-
ения для ТЭК Министерства промышленности 
и торговли РФ.  

Открывая сессию, директор Департамен-
та нефтегазового комплекса Министерства 
энергетики Российской Федерации Антон 
Рубцов отметил, что сегодня ключевыми фак-
торами служат культура технологических ин-
новаций и отношение к импортозамещению. 
По его мнению, компании отрасли пока еще 
первоочередное внимание уделяют поиску 
альтернативных схем поставок технологий 
и оборудования или же налаживанию взаи-
модействия с новыми азиатскими партнера-
ми, и только в последнюю очередь обращают 
внимание на российские разработки. 

В стратегической сессии также приня-
ли участие руководитель Центра компетен-
ций технологического развития ТЭК при 
Минэнерго России Олег Жданеев, Дирек-
тор Функции Обеспечения Производства 
ООО «СИБУР» Антон Бурдин, Генеральный 
директор ООО «Газпромнефть – Промыш-
ленные инновации» Михаил Никулин, Ви-
це-президент, исполнительный директор 
Кластера энергоэффективных технологий 
Фонда «Сколково» Алексей Паршиков, врио 
генерального директора АО «ЦЗС» Ольга 

Юдина, вице-президент, директор по работе 
с корпоративными клиентами ПАО «Ростеле-
ком» Алексей Подрябинников, генеральный 
директор АНО «Институт нефтегазовых тех-
нологических инициатив» Михаил Кузнецов, 
директор по работе с крупными инфраструк-
турными проектами ПАО «Северсталь» Денис 
Ермилов, первый заместитель генерального 
директора по продажам и внешним связям 
АО «СИСТЭМ ЭЛЕКТРИК» Армен Бадалов, 
главный инженер проектов, руководитель 
направления Incomsteel Георгий Морозов, 
генеральный директор ООО «Промприбор-Р» 
Иван Лебедев.

Также во второй день форума прошли 
другие важные мероприятия: «Российский 
ТЭК: от слов к делу, индустриальные реше-
ния в области ПО для достижения техноло-
гической независимости», «Рациональное 
недропользование и управление запасами: 
экономика отрасли и приоритетные направ-
ления развития в условиях ограничений», 
«Кооперационное сотрудничество предпри-
ятий отрасли нефтегазового машиностро-
ения в государствах-членах», «Трансфер 
технологий и инновации в ТЭК: из науки 
в бизнес – новые идеи для индустриальных 
партнерств», «Комплексные цифровые ре-
шения для снабжения промышленности», 
«Промышленная автоматизация: новые ре-
шения для ТЭК, компетенции и энергия ин-
новаций», «Импортозамещение технологий 
и оборудования для бурения и строительства 
скважин: текущие результаты и перспективы 
развития», круглый стол «Импортоопереже-
ние специализированного ПО по моделиро-
ванию технологических процессов подготов-
ки нефти»,  закрытая сессия АО «ТЭК-ТОРГ» 
«День поставщика ТЭК» и закрытое со-
вещание экспертов-метрологов  «Инно-
вационные технологии, стандартизация, 
импортозамещение».

27 апреля состоялся Евразийский клима-
тический конгресс, в рамках которого прошли 
также следующие мероприятия: сессии «Эко-
логическая политика и климатическая по-
вестка в России: что дальше?», «Водородная 
энергетика в России и в мире: приоритетные 
направления развития», «Углеродный ме-
неджмент: первые выводы и новые ориенти-
ры», «Новый взгляд на ESG-трансформацию 
в условиях перемен», «Добровольный спрос 
на «зеленую» энергию в целях соблюдения 
принципов устойчивого развития», круглый 
стол «Альтернативный транспорт и развитие 
новой энергетической инфраструктуры».

 В работе Национального нефтегазового 
форума приняли участие более 250 спикеров 
и около тысячи делегатов, а также свыше ста 
представителей средств массовой информа-
ции. В общей сложности в ходе деловой про-
граммы состоялось 27 сессий.

В следующем году с 16 по 18 апреля в мо-
сковском ЦВК «ЭКСПОЦЕНТР» состоится Наци-
ональный нефтегазовый форум. Мероприятие 
пройдет совместно с 23-ей Международной 
выставкой «Оборудование и технологии для 
нефтегазового комплекса» «Нефтегаз-2024».

С 25 по 27 апреля в Москве состоялся  
Национальный нефтегазовый форум
С 25 по 27 апреля в московском ЦВК «ЭКСПОЦЕНТР» состоялся Национальный нефтегазовый форум. Мероприятие 
проходило совместно с 22-й Международной выставкой «Оборудование и технологии для нефтегазового комплекса» – 
«Нефтегаз-2023» (24-27 апреля).

МЕРОПРИЯТИЯ
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