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ГЕОЛОГИЯ

УДК	551.7.022	I	Научная	статьяDOI:	10.24412/2076-6785-2024-7-12-19

The	history	and	the	current	state	of	sequence	stratigraphy

Lebedev	M.V.

“Tyumen	petroleum	research	center”	LLC,	Tyumen,	Russia
mvlebedev2@tnnc.rosneft.ru

Abstract
The	history	of	sequence	stratigraphy	includes	two	main	stages:	synthetic	and	analytical.	During	the	synthetic	stage	its	foundations	and	a	general	

model	of	the	basin	as	a	succession	of	systems	tracts	and	sequence	are	established.	During	the	analytical	stage	all	the	components	of	the	sequence	

were	intensively	studied	as	the	new	integrity.	Currently,	the	structural	component	of	the	sequence	stratigraphy	has	been	fully	developed.	But	its	

stratigraphic	component	is	controversial.	Overcoming	the	contradiction	is	seen	by	using	the	Soviet	geologist’s	ideas	about	the	geosystem	nature	

of	stratigraphic	units	and	their	boundaries.

Materials	and	methods

The	main	method	of	research	is	an	analysis	from	the	dialectical	point	of	
view	of	the	fundamental	studies	on	sequence	stratigraphy.	The	analyzed	
materials	are	various	theoretical	objects	(concepts,	patterns,	models,	
etc.)	that	make	up	the	modern	concept	of	sequence	stratigraphy.

Keywords	

sequence	stratigraphy,	geosystem	approach,	facial	unconformity,	facial	
series
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История	становления	и	современное	состояние	
секвенс-стратиграфии

	Лебедев	М.В.

ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия
mvlebedev2@tnnc.rosneft.ru

Аннотация
История	 секвенс-стратиграфии	 включает	 два	 основных	 этапа:	 синтетический	 и	 аналитический.	 В	 синтетический	 этап	

заложены	 ее	 основы,	 построена	 общая	 модель	 бассейна	 как	 последовательность	 системных	 трактов	 и	 секвенсов.	

В	 аналитический	 этап	 входит	 интенсивное	 изучение	 всех	 составляющих	 новой	 целостности	 —	 секвенса.	 В	 настоящее	

время	 структурная	 часть	 секвенс-стратиграфии	 разработана	 в	 полной	 мере.	 По	 мнению	 автора,	 противоречива	

ее	 стратиграфическая	 часть.	 Преодоление	 противоречия	 видится	 в	 идеях	 советских	 геологов	 о	 геосистемной	 природе	

стратонов	и	их	границ.

Материалы	и	методы

Основной	метод	исследования	—	анализ	с	диалектических	позиций	
основополагающих	работ	по	секвенс-стратиграфии.	Анализируемые	
материалы	—	это	различные	теоретические	объекты	(понятия,	
закономерности,	модели	и	т.д.),	составляющие	современную	
концепцию	секвенс-стратиграфии.

Ключевые	слова

секвенс-стратиграфия,	геосистемный	подход,	фациальное	
несогласие,	фациальная	серия
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Введение

Как	 следует	 из	 [1–3],	 в	 настоящее	 время	
секвенс-стратиграфия	 является	 основной	
методологией	 исследования	 фациального	
строения	 осадочных	 бассейнов.	 Ее	 также	
можно	 рассматривать	 как	 составную	 часть	
новой	геосистемной	парадигмы	геологии	 [4].	
Секвенс-стратиграфия	в	последнее	время	ин-
тенсивно	развивается	и	в	России	[5–11].	Имен-
но	поэтому	представляет	интерес	рассмотреть	
с	диалектических	позиций	историю	ее	станов-
ления	как	геосистемной	дисциплины	для	оцен-
ки	 современного	 состояния	 и	 определения	
возможной	тенденции	развития.

В	 основу	 настоящего	 изложения	 легло	
диалектическое	 представление	 о	 процессе	
познания	 как	 единстве	 анализа	 и	 синтеза,	
содержание	 которого	 изложено	 ниже	 в	 со-
ответствии	с	авторским	пониманием	работы	
А.С.	Казеннова	[12].

В	развитии	любой	науки	существует	пред-
варительный	 этап,	 который	 условно	 можно	
назвать	предмодельным.	В	этот	период	пред-
ставители	различных	направлений	познания	
объекта	накапливают,	синтезируют,	анализи-
руют	и	вновь	синтезируют	различные	знания	
о	нем	в	соответствии	с	их	целями.	При	этом	
накопленные	знания,	как	правило,	находятся	

в	 багаже	 различных	 научных	 дисциплин	
и	не	увязаны	между	собой.

И	вот	на	каком-то	этапе	в	результате	твор-
ческого	 озарения	 возникает	 идея,	 позволя-
ющая	 по-новому	 обобщить	 все	 имеющиеся	
об	объекте	знания	в	единую	систему	и	опре-
делить	 новые	 пути	 его	 познания.	 Возникает	
новая	модель	 объекта,	 открывающая	 новое	
направление	 его	 исследования.	 Это	 этап	
синтеза.

Возникновение	 новой	модели	 как	 ново-
го	 целого	 приводит	 к	 бурному	 росту	 иссле-
дований	 в	 данной	 области,	 направленных	
на	различение	частей	этого	вновь	возникшего	
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целого	и	их	углубленное	исследование	имен-
но	 как	 составных	 частей	 этого	 целого.	 Это	
этап	анализа.

По	мере	роста	новых	знаний	неизбежно	
нарастает	 противоречие	между	ними	и	 пер-
воначальной	 синтезирующей	 идеей	 по	 при-
чине	 ее	 объективной	 ограниченности.	 Так	
наступает	кризис	научного	направления.

Кризис	 этот	 разрешается	 посредством	
нового	 синтеза	—	возникновения	новой	мо-
дели	объекта,	что	вновь	позволяет	интерпре-
тировать	все	его	известные	свойства	и	отно-
шения	посредством	вновь	понятой	сущности.

Разделы,	 посвященные	 истории	 станов-
ления	 секвенс-стратиграфии,	 имеются	 в	 ос-
новных	учебных	руководствах,	например	 [7,	
11,	13–16].	Приведенные	в	них	данные	стали	
одной	из	основ	настоящего	исследования.	

По	мнению	 автора,	 в	 истории	 становле-
ния	 секвенс-стратиграфии	 со	 значительной	
долей	 условности	 можно	 выделить	 предмо-
дельный,	 синтетический	 и	 аналитический	
этапы	 развития.	 Условность	 такого	 выделе-
ния	заключается	в	том,	что	синтез	—	это	прак-
тически	 мгновенное	 озарение,	 а	 основное	
время	 исследователей	 всегда	 посвящено	
аналитической	 работе.	 Поэтому	 здесь	 под	
синтетическим	 этапом	 подразумевается	 пе-
риод	создания	новой	целостности,	а	под	ана-
литическим	 этапом	—	период	 ее	 аналитиче-
ского	исследования.

Предмодельный	этап

Согласно	 упомянутым	 выше	 историче-
ским	обзорам,	к	предмодельному	этапу	мож-
но	отнести:
•	 исследования	 циклического	 строения	

осадочных	толщ;
•	 исследования	причин	седиментационной	

цикличности;
•	 исследования	 природы	 стратиграфиче-

ских	границ.
Непосредственным	 предшественни-

ком	 секвенс-стратиграфии	 стали	 работы	
Л.Л.	 Слосса	 с	 соавторами,	 в	 которых	 была	
опубликована	стратиграфическая	концепция	
секвенсов	 —	 масштабных	 осадочных	 ком-
плексов,	ограниченных	региональными	стра-
тиграфическими	несогласиями	и	прослежен-
ных	в	пределах	всего	Северо-Американского	
кратона.	

Синтетический	этап

По	 мнению	 автора,	 синтетический	 этап	
развития	 секвенс-стратиграфии	 начался	
в	 конце	 60-х	 годов	 и	 закончился	 в	 конце	

80-х	годов	XX	века.	Основанием	для	его	вы-
деления	является	 то,	что	в	 тот	период	путем	
синтеза	всех	имеющихся	в	 то	 время	 знаний	
произошло	 обретение	 нового	 целого	 —	
секвенс-стратиграфической	 модели	 осадоч-
ного	 бассейна,	 описывающей	 его	 как	 вер-
тикальную	 последовательность	 секвенсов,	
состоящих	из	системных	трактов.

Знаковыми	вехами	этапа	были:
•	 публикация	 в	 1977	 году	 сборника	 ра-

бот	 «Seismic	 stratigraphy	 –	 applications	
to	hydrocarbon	exploration»	под	редакци-
ей	Ч.Е.	Пейтона;

•	 публикация	 в	 1988	 году	 сборника	 ра-
бот	 «Sea-level	 changes:	 an	 integrated	
approach»	под	редакцией	C.K.	Wilgus,	B.S.	
Hastings,	H.	Posamentier,	J.C.	Van	Wagoner,	
C.A.	Ross,	C.G.St.C.	Kendall.
Соответственно,	 в	 синтетическом	 этапе	

можно	выделить	два	подэтапа:
1.	 Сейсмостратиграфический	 (условно	

с	конца	60-х	годов	по	1977	год);
2.	 Собственно	 секвенс-стратиграфический	

(условно	с	1977	года	по	конец	80-х	годов	
XX	века).

Сейсмостратиграфический	подэтап

Основы	 секвенс-стратиграфии	 как	
геосистемной	 дисциплины	 были	 заложе-
ны	 в	 сейсмостратиграфический	 подэтап	
ее	 развития	 на	 базе	 следующей	 синтетиче-
ской	идеи.	

В	 результате	 взаимодействия	 эвстатики,	
тектоники	и	поступления	осадков	в	бассейнах	
седиментации	 формировались	 циклические	
последовательности	 секвенсов	 —	 страти-
графических	 подразделений,	 ограниченных	
стратиграфическими	 несогласиями,	 корре-
лятивными	согласиями	и	представляющих	со-
бой	закономерные	латеральные	ряды	фаций.

Эта	 идея	 породила	 следующие	 самые	
важные,	по	мнению	автора,	результаты	рас-
сматриваемого	подэтапа.

Новое	 определение	 секвенса	 [17].	
В	 1963	 году	 Слосс	 определил	 стратиграфиче-
ские	секвенсы	как	литолого-стратиграфические	
единицы	 более	 высокого	 ранга,	 чем	 группа,	
мегагруппа	или	супергруппа,	которые	просле-
живаются	 в	 пределах	 обширных	 территорий	
континентов	 и	 ограничиваются	 несогласиями	
межрегионального	 масштаба	 [17].	 В	 соответ-
ствии	 с	 новым	 определением	 секвенс	 стал	
пониматься	как	стратиграфическая	единица,	
сложенная	 согласной	 последовательностью	
генетически	взаимосвязанных	слоев,	и	огра-
ниченная	в	кровле	и	подошве	несогласиями	

либо	 соответствующими	 им	 согласными	
поверхностями	 [17].	 Как	 указано	 в	 [15],	 вве-
дение	 понятия	 «коррелятивное	 согласие»	
отмечает	 момент	 рождения	 современной	
секвенс-стратиграфии.	Можно	добавить,	что	
введение	этого	понятия	знаменует	рождение	
секвенс-стратиграфии	именно	как	геосистем-
ной	 дисциплины,	 поскольку	 для	 стратигра-
фического	подразделения	была	предложена	
составная	граница,	различные	части	которой	
выделились	 по	разным	признакам.	 Соответ-
ственно,	 их	 корреляция	 возможна	 только	
на	 основе	 принципа	 хронологической	 взаи-
мозаменяемости	признаков	—	геосистемного	
принципа	С.В.	Мейена	[18].

Под	 стратонами	 геосистемной	 природы	
понимаются	 сложные	 геологические	 тела,	
сформированные	 в	 эволюционные	 этапы	
развития	древних	геосистем	и	ограниченные	
следами	геосистемных	перестроек	[18].	Судя	
по	рисунку	8	в	[19],	осадочные	секвенсы	тогда	
представлялись	как	закономерные	латераль-
ные	ряды	фаций,	образованные	в	результате	
эволюционной	миграции	системы	седимента-
ционных	обстановок	и	ограниченные	следа-
ми	геосистемных	перестроек	(рис.	1).	Исходя	
из	этого,	их	следует	рассматривать	как	стра-
тоны	геосистемной	природы.

Факторы	контроля	осадконакопления	[19].	
В	основе	секвенс-стратиграфии	лежит	следу-
ющее	 фундаментальное	 положение,	 разра-
ботанное	в	рассматриваемый	подэтап	—	типы	
напластования	осадочных	толщ	(проградаци-
онный,	ретроградационный,	аградационный)	
определяются	 взаимодействием	 эвстатики,	
тектоники	и	поступления	осадков.

Введение	понятия	«системный	тракт».	По-
нятие	«системный	тракт»	было	введено	в	1977	г.	
Л.Ф.	 Брауном-мл.	 и	 У.Л.	 Фишером	 [20].	
Системный	 тракт	—	 это	 связка	 одновремен-
но	 сформированных	 осадочных	 систем.	 Так	
со	ссылкой	на	их	работу	определено	данное	
понятие	 в	 [21].	 Поэтому	 системные	 тракты	
можно	 понимать	 как	 латеральные	 ряды	фа-
ций	 [22],	 то	 есть	 геологические	 тела,	 сфор-
мированные	в	периоды	эволюционного	раз-
вития	 древних	 геосистем	 и	 ограниченные	
следами	 геосистемных	 перестроек	 (рис.	 2).	
Следовательно,	их,	как	и	осадочные	секвен-
сы,	можно	рассматривать	 как	 стратоны	 гео-
системной	природы.

Секвенс-стратиграфический	подэтап

В	этот	подэтап	сейсмостратиграфия	эво-
люционировала	в	секвенс-стратиграфию	бла-
годаря	 синтезу	 сейсмических	 данных	 с	 дан-
ными	скважин	и	обнажений	[15].

Секвенс-стратиграфия	 —	 это	 изучение	
взаимоотношений	 осадочных	 горных	 пород	
в	 рамках	 хроностратиграфического	 карка-
са,	 в	 котором	 последовательность	 отложе-
ний	 циклическая	 и	 образована	 генетически	
взаимосвязанными	 осадочными	 телами	
(секвенсами	 и	 системными	 трактами)	 [21].	
По	мнению	автора,	данный	подэтап	был	обу-
словлен	дальнейшим	развитием	ранее	сфор-
мулированной	 синтетической	 идеи,	 которая	
приобрела	следующий	вид.

В	результате	 взаимодействия	 эвстатики,	
тектоники	и	поступления	осадков	в	бассейнах	
седиментации	 формировались	 циклические	
последовательности	 секвенсов	 —	 страти-
графических	 подразделений,	 ограниченных	
стратиграфическими	 несогласиями,	 корре-
лятивными	 согласиями	 и	 представляющих	
собой	закономерные	вертикальные	последо-
вательности	 нескольких	 латеральных	 рядов	
фаций	—	системных	трактов.	

Рис.	1.	Фациально-стратиграфическая	структура	осадочных	секвенсов	(на	основе	
рис.	8а	из	[19])	—	секвенсы	в	сейсмостратиграфический	подэтап	рассматривались	как	
латеральные	ряды	фаций:	1	—	неморские	прибрежные	осадки,	2	—	морские	прибрежные	
осадки,	3	—	морские	осадки,	4	—	границы	секвенса:	а	—	стратиграфические	несогласия,	
б	—	коррелятивные	согласия
Fig.	1.	Facial-stratigraphic	structure	of	depositional	sequences	(based	on	fig.	8a	from	[19])	–	
sequences	in	the	seismostratigraphic	sub-stage	were	considered	as	lateral	series	of	facies:
1	–	non-marine	coastal	deposits,	2	–	marine	coastal	deposits,	3	–	marine	deposits,	4	–	sequence	
boundaries:	a	–	stratigraphic	unconformity,	b	–	correlative	conformity
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Внутренняя	 структура	 секвенса.	 Сутью	
обновленной	синтетической	идеи	стало	осоз-
нание	 более	 сложного	 строения	 секвенсов,	
чем	 считалось	ранее,	 и	 интеграция	понятий	
осадочного	 секвенса	 и	 системного	 тракта	
в	единую	концепцию	(рис.	3),	по-новому	опи-
сывающую	 фациально-стратиграфическую	
структуру	осадочных	бассейнов	[21–24].	

Классики	секвенс-стратиграфии	сохрани-
ли	определение	системного	тракта	как	лате-
рального	ряда	фаций,	данное	Брауном	и	Фи-
шером	 [23]	 и	 [21].	 Но	 они	 сформулировали	
собственное	его	понимание:	«Мы	используем	
термин	«системный	 тракт»	 для	обозначения	
трех	 подразделений	 в	 пределах	 каждого	
секвенса:	 нижний	 (lowstand),	 трансгрессив-
ный	(transgressive)	и	верхний	(highstand)	си-
стемные	тракты	в	секвенсе	первого	типа	и	си-
стемный	 тракт	 края	 шельфа	 (shelf-margin),	
трансгрессивный	 и	 верхний	 системные	
тракты	в	секвенсе	второго	типа»	[23].	Новое	
понимание	 системных	 трактов	 сопровожда-
лось	новыми	критериями	их	выделения:	«си-
стемные	 тракты	 объективно	 определяются	
на	основе	типов	ограничивающих	поверхно-
стей,	их	положением	внутри	секвенса,	 типа-
ми	напластования	парасеквенсов	и	 пакетов	

парасеквенсов;	 системные	 тракты	 также	
характеризуются	 геометрией	 и	 фациальны-
ми	 ассоциациями»	 [23].	 Таким	образом,	 си-
стемные	тракты	в	рассматриваемый	подэтап	
имели	двойственную	интерпретацию.	Во-пер-
вых,	 определялись	 они	 как	 латеральные	
ряды	фаций.	Во-вторых,	понимались	они	как	
составные	части	секвенсов	с	определенным	
типом	 напластования	 парасеквенсов.	 При	
этом	специальное	обсуждение	вопроса,	будут	
ли	 геологические	 тела	 с	 проградационным,	
ретроградационным	 и	 аградационным	 ти-
пами	 напластования	 одновременно	 и	 лате-
ральными	рядами	фаций,	автору	пока	найти	
не	удалось.

Стратиграфическое	 значение	
секвенс-стратиграфических	 поверхностей.	
Одним	 из	 главных	 результатов	 сейсмо-
стратиграфического	 подэтапа	 было	 обо-
снование	 стратиграфической	 значимости	
границ	 секвенсов	 [17].	 Поскольку	 в	 то	 вре-
мя	 считалось,	 что	 главным	 фактором,	 кон-
тролирующим	 осадконакопление,	 является	
эвстатика,	 секвенсы	 рассматривались	 как	
стратоны	 глобального	 ранга,	 позволяющие	
выполнять	межбассейновую	корреляцию	[25].	
В	собственно	секвенс-стратиграфический	под-

этап	 была	 обоснована	 стратиграфическая	
значимость	 границ	 составляющих	 их	 пара-
секвенсов	 и	 пакетов	 парасеквенсов.	 Грани-
цы	парасеквенсов	(поверхности	затопления)	
понимались	 как	 поверхности,	 отделяющие	
более	молодые	 слои	 от	 более	 древних	 [23],	
то	есть	как	изохронные	в	структурном	смыс-
ле.	При	этом	явных	указаний	на	стратиграфи-
ческую	 значимость	 границ	 системных	 трак-
тов	в	цитированной	литературе	автору	статьи	
найти	пока	не	удалось.	

Основы	 секвенс-стратиграфической	 ме-
тодологии.	Приведем	обширную	цитату,	опре-
деляющую	существующую	в	то	время	методо-
логию	 изучения	 осадочных	 толщ	 на	 основе	
принципов	 секвенс-стратиграфии:	 «Секвен-
сы	 и	 их	 границы	 разбивают	 осадочные	 об-
разования	на	генетически	взаимосвязанные	
тела,	 ограниченные	 поверхностями,	 имею-
щими	 хроностратиграфическое	 значение.	
Эти	 поверхности	 обеспечивают	 каркас	 для	
корреляции	и	картирования.	Интерпретация	
системных	трактов	обеспечивает	каркас	для	
предсказания	 фациальных	 взаимоотноше-
ний	внутри	секвенса.	Пакеты	парасеквенсов,	
парасеквенсы	и	их	ограничивающие	поверх-
ности	далее	подразделяют	секвенс	и	систем-
ные	 тракты	 на	 более	 мелкие	 генетические	
единицы	для	детального	картирования,	кор-
реляции	 и	 интерпретации	 обстановок	 осад-
конакопления»	[23].

Сформулированная	 методология	 откры-
ла	 новые	 возможности	 познания	 фациаль-
но-стратиграфической	 структуры	 осадочных	
бассейнов,	что	привело	к	бурному	росту	ис-
следований	в	данной	области.

Резюме

В	 сейсмостратиграфический	 подэтап	
развития	секвенс-стратиграфии	в	результате	
рождения	 новой	 синтетической	 идеи,	 свя-
зывающей	факторы	контроля	 седиментации	
со	 строением	 осадочных	 толщ,	 были	 зало-
жены	ее	основы	как	геосистемной	дисципли-
ны.	Для	осадочных	бассейнов	была	предло-
жены	 новые	 модели,	 описывающии	 их	 как	

Рис.	2.	Схематическое	изображение	сейсмостратиграфических	единиц	—	системных	
трактов	(на	основе	рис.	4	из	[20]):	Т1–Т5	—	опорные	временные	поверхности,	I–V	—	
сейсмостратиграфические	единицы	—	системные	тракты
Fig.	2.	Schematic	representation	of	seismostratigraphic	units	—	systems	tracts	(based	on	fig.	
4	from	[20]):	T1–T5	–	reference	time	surfaces,	I–V	–	seismostratigraphic	units	–	systems	tracts

Рис.	3.	Внутренняя	структура	осадочного	секвенса	(на	основе	рис.	2	из	[23]):	1	—	флювиальные	или	эстуариевые	песчаники	в	пределах	
врезанных	долин,	2	—	песчаники	и	глинистые	отложения	прибрежной	равнины,	3	—	мелководноморские	песчаники,	4	—	шельфовые	
и	склоновые	глинистые	отложения	и	тонкозернистые	песчаники,	5	—	песчаники	подводных	конусов	выноса	и	распределительных	
каналов,	6	—	конденсированные	отложения,	7	—	граница	секвенса
Fig.	3.	The	internal	structure	of	the	depositional	sequence	(based	on	fig.	2	of	[23]):	1	–	fluvial	or	estuarine	sandstones	within	incised	valleys,	
2	–	coastal-plain	sandstones	and	mudstones,	3	–	shallow-marine	sandstones,	4	–	shelf	and	slope	mudstones	and	thin	sandstones,	5	–	submarine-
fan	and	levee-channel	sandstones,	6	–	condensed-section	deposits,	7	–	sequence	boundary
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циклическую	 последовательность	 секвен-
сов	—	латеральных	рядов	фаций,	ограничен-
ных	несогласиями	и	коррелятивными	согла-
сиями	 (рис.	 1),	 или	 как	 последовательности	
системных	трактов	—	латеральных	рядов	фа-
ций,	 ограниченных	 опорными	 временными	
поверхностями	(рис.	2).

В	 секвенс-стратиграфический	 подэтап	
в	результате	дальнейшего	развития	синтези-
рующей	 идеи	 была	 завершена	 разработка	
геосистемных	 основ	 секвенс-стратиграфии.	
Новая	 модель	 стала	 описывать	 осадочный	
бассейн	 как	 циклическую	 последователь-
ность	 секвенсов	 —	 сложных	 геологических	
тел,	ограниченных	стратиграфическими	несо-
гласиями	и	коррелятивными	согласиями.	При	
этом	 каждый	 секвенс	 уже	 рассматривался	
как	 закономерная	вертикальная	последова-
тельность	 системных	 трактов	–	 латеральных	
рядов	фаций,	сформированных	в	результате	
миграции	 систем	 седиментационных	 обста-
новок	в	определенные	этапы	эвстатического	
цикла,	 и	 выделяемых	 по	 типам	 напластова-
ния	парасеквенсов.

Аналитический	этап

По	 мнению	 автора,	 аналитический	 этап	
секвенс-стратиграфии	 начался	 в	 конце	
80-х	годов	XX	века	и	продолжается	до	насто-
ящего	 времени.	Основание	 для	 его	 выделе-
ния	—	это	углубленное	изучение	всех	элемен-
тов	 секвенс-стратиграфической	 концепции	
как	 составных	 частей	 нового	 целого,	 обре-
тенного	 в	 предшествующий	 синтетический	
этап.	

В	 составе	 аналитического	 эта-
па	 также	 можно	 выделить	 два	 под-
этапа,	 условно	 названные	 модельным	
и	модельно-независимым:
•	 модельный	подэтап	начался	в	конце	80-х	

годов	ХХ	 века	и	 закончился	 в	 2009	 году	
с	 публикацией	 статьи	 O.	 Catuneanu	
с	соавторами	“Towards	the	standardization	
of	sequence	stratigraphy”	 [1].	Данная	ста-
тья,	 по	 мнению	 автора,	 ознаменовала	
начало	 нового	 модельно-независимого	
подэтапа;

•	 модельно-независимый	 подэтап	 соответ-
ственно	начался	в	2009	году	и	продолжа-
ется	в	настоящее	время.

Модельный	подэтап

Основным	 содержанием	 модельно-
го	 подэтапа	 стал	 углубленный	 анализ	

внутреннего	 строения	 секвенса	 как	 новой	
сложной	 геосистемы	 —	 закономерной	 по-
следовательности	 системных	 трактов.	 Клю-
чевой	вопрос	при	этом	—	что	анализировать?	
По-видимому,	 в	 теоретических	 основаниях	
секвенс-стратиграфии	 отсутствовали	 пред-
ставления	советских	геологов	о	стратонах	как	
следах	эволюции	древних	геосистем	и	их	гра-
ницах	как	следах	революционных	перестроек	
[26,	27,	18].	Поэтому	основное	внимание	ис-
следователей	 было	 сосредоточено	 на	 свой-
ствах	 секвенсов,	 вытекающих	 из	 их	 цикли-
ческой	 природы,	 а	 именно	 на	 циклической	
смене	депозиционных	трендов	и	типов	напла-
стования	осадочных	толщ	[28].

Системные	тракты	стали	определяться	как	
геологические	тела	со	специфическим	типом	
напластования,	связанным	с	миграциями	бе-
реговой	линии	(т.е.	с	форсированной	регрес-
сией,	 нормальной	 регрессией,	 трансгресси-
ей)	[15,	p.	165	со	ссылкой	на	(Posamentier	and	
Allen,	1999)].	Границы	системных	трактов	—	это	
секвенс-стратиграфические	поверхности	[15].	
Секвенс-стратиграфия	 стала	 позициони-
роваться	 как	 изучение	 изменений	 в	 депо-
зиционных	 трендах	 в	 ответ	 на	 изменения	
в	 аккомодации	и	 седиментации	 в	масштабе	
от	 индивидуальных	 депозиционных	 систем	
до	осадочных	бассейнов	в	целом	[15].

Углубленное	изучение	типов	напластова-
ния	 осадочных	 толщ	и	 их	 цикличности	 дало	
следующие	основные	результаты:
•	 выделение	нового	системного	тракта	ста-

дии	падения	уровня	моря	FSST	[29–33];
•	 конструирование	 различных	 моделей	

секвенсов:	осадочного	секвенса	II,	III,	IV;	
генетического	секвенса,	 T-R	 секвенса	 [3,	
fig.	1,	2].
Следует	 особо	 отметить,	 что	 эти	 резуль-

таты	 были	 получены	 в	 ходе	 напряженных	
дискуссий	 между	 различными	 «школами»	
секвенс-стратиграфии,	 защищавшими	 свои	
модели	и	критикующими	модели	оппонентов	
(например,	[28]).

Новое	 понимание	 секвенс-стратиграфи-
ческих	 поверхностей	 как	 границ,	 на	 кото-
рых	происходит	 смена	 типов	напластования	
осадочных	 толщ,	 позволило	 переосмыслить	
их	 стратиграфическую	 значимость	 [15].	
Различные	 типы	 напластования	 порожда-
ются	 различными	 типами	 миграции	 бере-
говой	 линии,	 которые	 в	 свою	 очередь,	 кон-
тролируются	 взаимодействием	 эвстатики,	

тектоники	 и	 интенсивности	 поступления	
осадков.	Из	перечисленных	факторов	только	
эвстатика	имеет	глобальный	характер,	текто-
ника	и	поступление	осадков	могут	существен-
но	изменяться	от	места	к	месту.	Соответствен-
но	 смена	 типов	 миграции	 береговой	 линии	
может	происходить	от	места	к	месту	в	разное	
время.	 Указанное	 обстоятельство	 обеспечи-
вает	 диахронность	 всех	 секвенс-стратигра-
фических	 поверхностей	 внутри	 осадочного	
секвенса,	 выделенных	 на	 основе	 типов	 на-
пластования	(табл.	1).

Модельно-независимый	подэтап

В	 2009–2011	 гг.	 благодаря	 творческой	
активности	 O.	 Catuneanu,	 объединившего	
усилия	больших	авторских	коллективов,	выш-
ли	три	статьи,	положившие,	по	мнению	авто-
ра,	 начало	 новому	 модельно-независимому	
подэтапу	 развития	 секвенс-стратиграфии	
[1–3,	 34].	 Было	 отмечено,	 что	 она	 не	 имеет	
своего	 стандартизированного	 кодекса	 или	
свода	правил	вследствие	отсутствия	консен-
суса	между	различными	«школами».	Поэтому	
в	этот	подэтап	углубленному	анализу	подвер-
глись	уже	сами	основания	секвенс-стратигра-
фической	концепции.	Было	установлено,	что	
общими	для	всех	подходов	являются	[1]:
•	 основополагающие	концепции	типов	вер-

тикального	 напластования,	 ограничения	
слоев,	 аккомодации,	 изменения	 относи-
тельного	уровня	моря,	 траекторий	бере-
говой	линии;	

•	 понимание	 системных	 трактов	 как	 ге-
нетических	 единиц,	 связанных	 с	 раз-
личными	 типами	 миграций	 береговой	
линии	 —	 форсированно-регрессивным,	
нормально	 регрессивным	 (при	 высоком	
и	 низком	 относительном	 уровне	 моря),	
трансгрессивным;

•	 понимание	 секвенс-стратиграфических	
поверхностей	 как	 границ	 различных	 ге-
нетических	 типов	 осадков	 (генетических	
единиц);

•	 модельно-независимый	 алгоритм	 интер-
претации:	 разбиение	 осадочных	 разре-
зов	на	генетические	единицы	(системные	
тракты),	 ограниченные	 секвенс-страти-
графическими	поверхностями.
Данные	 положения	 составили	 но-

вую	 модельно-независимую	 платформу	
секвенс-стратиграфии,	позволяющую	ее	рас-
сматривать	 как	 целостную	 научную	 систему	

Табл.	1.	Степень	и	причины	диахронности	основных	секвенс-стратиграфических	поверхностей	(на	основе	рис.	7.31	из	[15])
Tab.	1.	The	degree	and	causes	of	diachrony	of	the	main	sequence	stratigraphic	surfaces	(based	on	fig.	7.31	of	[15])

Секвенс-стратиграфические	поверхности Степень	диахронности	в	крест	береговой	линии Степень	диахронности	
вдоль	береговой	линии

Со
бы

ти
йн
ы
е

Коррелятивное	согласие (1)	Скорость	переноса	осадков (2)	Скорость	прогибания

Базальная	поверхность	форсированной	регрессии (1)	Скорость	переноса	осадков (2)	Скорость	прогибания

Поверхность	максимальной	регрессии (1)	Скорость	переноса	осадков (3)	Скорость	прогибания	
и	скорость	седиментации

Поверхность	максимального	затопления (1)	Скорость	переноса	осадков (3)	Скорость	прогибания	
и	скорость	седиментации

Ст
ад
иа
ль
ны

е Субаэральное	несогласие (3)	Скорость	форсированной	регрессии (2)	Скорость	прогибания

Эрозионная	поверхность	морской	трансгрессии (3)	Скорость	трансгрессии	береговой	линии (3)	Скорость	прогибания	
и	скорость	седиментации

Эрозионная	поверхность	морской	регрессии (3)	Скорость	форсированной	регрессии (2)	Скорость	прогибания

Степень	диахронности:	(1)	—	низкая	(ниже	разрешающей	способности	биостратиграфического	и	радиохронологического	методов);	
(2)	—	от	низкой	до	высокой;	(3)	—	высокая	(потенциально	в	пределах	разрешающей	способности	биостратиграфического	
и	радиохронологического	методов)
Degree	of	diachroneity:	(1)	–	low	(i.e.,	below	the	resolution	of	biostratigraphy	or	radiochronology);	(2)	–	low	to	high;	(3)	–	high	(i.e.,	potentially	
within	the	biostratigraphic	or	radiometric	resolution)
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(рис.	4).	Они	же	положены	в	основу	модель-
но-независимой	 методологии	 секвенс-стра-
тиграфии	[3,	fig.	19]:
1.	 Наблюдение:	фации,	контакты,	ограниче-

ния	слоев,	типы	напластования;
2.	 Построение	 секвенс-стратиграфического	

каркаса	 —	 секвенс-стратиграфические	
поверхности	и	системные	тракты.
При	этом	к	модельно-зависимому	выбору	

отнесены:
1.	 Выбор	 поверхностей,	 которые	 будут	 ис-

пользованы	как	границы	секвенсов.
2.	 Прослеживание	 специфических	 типов	

секвенсов.
Иными	 словами,	 сутью	 новой	методоло-

гии	 стало	 выявление	 в	 осадочном	 разрезе	

всех	 секвенс-стратиграфических	 поверхно-
стей	 и	 всех	 системных	 трактов	 независимо	
от	 предпочитаемой	 исследователем	 модели	
секвенса.

Резюме

В	 модельный	 подэтап	 формирования	
секвенс-стратиграфии	происходило	углублен-
ное	изучение	типов	напластования	осадочных	
толщ	 и	 их	 цикличности.	 Были	 установлены	
новый	форсированно-регрессивный	 тип	 на-
пластования	и	новый	системный	тракт,	новые	
типы	секвенсов.	Системные	тракты	стали	по-
ниматься	как	геологические	тела	с	различны-
ми	типами	напластования,	а	секвенс-страти-
графические	поверхности	—	как	их	границы.	

Последнее	привело	к	закономерному	выводу	
о	диахронности	всех	секвенс-стратиграфиче-
ских	поверхностей.	В	конце	модельного	подэ-
тапа	 секвенс-стратиграфия	 представляла	
собой	 множество	 конкурирующих	 подходов	
(или	моделей)	с	запутанной	или	даже	проти-
воречивой	терминологией	[1].

В	 модельно-независимый	 подэтап	 в	 ре-
зультате	 анализа	 основ	 секвенс-стратигра-
фии	были	разработаны	ее	модельно-незави-
симая	 платформа	 и	 модельно-независимая	
методология,	превратившие	ее	в	единую	на-
учную	систему.

Современное	состояние	

секвенс-стратиграфии

В	 настоящее	 время	 секвенс-стратигра-
фия	является	ведущим	направлением	иссле-
дований	 в	 рамках	 геосистемного	 подхода	
к	изучению	внутреннего	строения	осадочных	
бассейнов.	Ее	геосистемная	суть	заключается	
в	логической	увязке	представлений	об	основ-
ных	факторах	контроля	седиментации	(эвста-
тике,	 тектонике,	 поступлении	 осадков)	
с	 представлениями	 о	 фациально-стратигра-
фической	 структуре	 осадочных	 толщ.	 Ядро	
секвенс-стратиграфической	 методологии	
на	 современном	 этапе	 —	 это	 понятие	 о	 ти-
пах	напластования	(stratal	stacking	patterns).	
На	 его	 основе	 определяются	 основные	 эле-
менты	 секвенс-стратиграфической	 модели:	
секвенс-стратиграфические	 поверхности	
и	системные	тракты.	В	рамках	секвенс-стра-
тиграфии	 накоплен	 огромный	 опыт	 прогно-
зов	фациального	строения	осадочных	обра-
зований.	Таким	образом,	в	настоящее	время	
структурная	часть	секвенс-стратиграфии	(т.е.	
представление	о	распространении	в	геологи-
ческом	пространстве	осадочных	тел	с	различ-
ными	типами	напластования)	уже	разработа-
на	в	полной	мере.

Вопросы	 вызывает	 ее	 стратиграфиче-
ская	 часть.	 В	 синтетический	 этап	 методо-
логия	 секвенс-стратиграфии	 заключалась	
в	 изучении	 фациальной	 структуры	 осадоч-
ных	бассейнов	в	рамках	стратиграфического	
каркаса,	 образованного	 изохронными	 (т.е.,	
отделяющими	 более	 молодые	 слои	 от	 бо-
лее	 древних)	 границами	 секвенсов	 (рис.	 1)	
и	парасеквенсов	 (рис.	 3).	Впоследствии	под	
секвенс-стратиграфическими	поверхностями	
стали	 пониматься	 границы	 смены	 типов	 на-
пластования.	 Это	 привело	 к	 закономерному	
выводу	 о	 диахронности	 всех	 секвенс-стра-
тиграфических	 поверхностей	 внутри	 оса-
дочного	секвенса	 (табл.	 1).	Иными	словами,	
в	 аналитический	 этап	 вновь	 полученные	
представления	о	границах	системных	трактов	
(основных	объектов	фациального	моделиро-
вания)	 пришли	 в	 противоречие	 с	 изначаль-
ной	синтетической	идеей.

Возможное	направление	развития

Причина	упомянутого	противоречия,	ве-
роятно,	заключена	в	конфликте	между	перво-
начальным	 пониманием	 системных	 трактов	
как	 латеральных	 рядов	 фаций	 и	 способом	
их	выделения	в	разрезах	по	типам	напласто-
вания.	Попробуем	обосновать	данную	мысль.	

Осадочные	 бассейны	 —	 это	 результаты	
развития	геосистем	прошлого.	В	соответствии	
с	законами	диалектики	[35,	36]	такое	разви-
тие	 можно	 представить	 как	 последователь-
ность	эволюционных	этапов,	в	течение	кото-
рых	 плавно	меняются	 параметры	 геосистем	
и	моментов	их	 скачкообразных	перестроек.	
Согласно	С.В.	Мейену	[18],	в	течение	эволюци-
онных	 этапов	 формируются	 стратиграфиче-
ские	подразделения	(стратоны),	а	в	моменты	

Рис.	4.	Алгоритм	секвенс-стратиграфической	интерпретации	как	сочетание	модельно-
независимой	методологии	и	модельно-зависимого	выбора	(на	основе	рис.	19	из	[3])
Fig.	4.	Algorithm	of	sequence	stratigraphic	interpretation	as	a	combination	of	model-independent	
methodology	and	model-dependent	choice	(based	on	fig.	19	of	[3])

Рис.	5.	Фациальные	несогласия	и	фациальные	серии	в	осадочных	бассейнах	(на	основе	
рис.	2.4,	2.5	из	[37]).	Фации	эвапоритового	бассейна:	1	—	карбонатная,	2	—	сульфатная,	
3	—	галитовая.	Фации	эпиконтинентального	морского	бассейна:	4	—	аллювиальных	
песчаников;	5	—	песчано-глинистых	отложений	лагун	—	прибрежной	равнины;	
6	—	прибрежно-морских	песчаников;	7,	8	—	соответственно	глинистых	и	карбонатных	
отложений	морского	бассейна.	Границы:	9	—	фациально-согласные	границы	слоев;	
10	—	изохронные	(в	структурном	смысле)	границы	—	фациальные	несогласия;	
11	—	диахронные	(в	структурном	смысле)	границы	фаций.	Фациальные	несогласия:	
12	—	генетическое,	13	—	трансгрессивное,	14	—	регрессивное;	15	—	фациальные	серии
Fig.	5.	Facial	unconformities	and	facial	series	in	sedimentary	basins	(based	on	fig.	2.4,	2.5	from	[37]).	
The	facies	of	the	evaporate	basin	are:	1	–	carbonate,	2	–	sulfate,	3	–	halite.	Facies	of	the	
epicontinental	marine	basin:	4	–	alluvial	sandstones;	5	–	sandy-mud	deposits	of	the	lagoon	–	
coastal	plain;	6	–	coastal-marine	sandstones;	7,	8	–	mud	and	carbonate	deposits	of	the	
marine	basin,	respectively.	Boundaries:	9	–	facially	conformable	boundaries;	10	–	isochronous	
(in	a	structural	sense)	boundaries	–	facial	unconformities;	11	–	diachronous	(in	a	structural	sense)	
boundaries	of	facies.	Facies	unconformities:	12	–	genetic,	13	–	transgressive,	14	–	regressive;	
15	–	facial	series
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перестроек	геосистем	—	их	изохронные	гра-
ницы.	Если	в	качестве	древних	геосистем	рас-
сматривать	 системы	 седиментационных	 об-
становок,	то	результатами	их	эволюционного	
развития	 будут	 латеральные	 ряды	 фаций.	
Границы	таких	рядов,	обусловленные	скачко-
образными	 перестройками	 седиментацион-
ных	систем,	были	открыты	Н.Б.	Вассоевичем	
[26,	27]	и	названы	им	мутационными.

Развивая	 указанные	 представления,	 ав-
тор	 предложил	 новую	 модель	 осадочного	
бассейна,	описывающую	его	как	вертикаль-
ную	 последовательность	 фациальных	 се-
рий	—	геологических	тел,	ограниченных	фа-
циальными	 несогласиями	 [37].	 Фациальные	
несогласия	—	это	изохронные	геологические	
границы,	 возникшие	 в	 результате	 скачко-
образных	перестроек	седиментационных	си-
стем.	Они	могут	быть	I	и	II	рода	(рис.	5):
•	 фациальные	 несогласия	 I	 рода	 обуслов-

лены	 качественным	 изменением	 седи-
ментационных	систем	(например,	сменой	
терригенной	системы	на	эвапоритовую);	

•	 фациальные	 несогласия	 II	 рода	 связаны	
в	основном	с	событийными	(по	А.Л.	Бей-
зелю)	трансгрессиями	и	регрессиями;

•	 основным	 признаком	 фациальных	 несо-
гласий	является	контакт	в	разрезе	фаций,	
не	соседствующих	по	латерали.
Фациальные	 серии	 как	 геологические	

тела,	 ограниченные	 соседними	 фациальны-
ми	 несогласиями,	 являются	 латеральными	
рядами	фаций	 (рис.	 5).	Иными	 словами,	фа-
циальная	 серия	 —	 это	 формальным	 обра-
зом	 определенный	 аналог	 понятия	 «систем-
ный	 тракт»	 в	 первоначальном	 понимании	
Л.Ф.	 Брауна	 мл.	 и	 У.Л.	 Фишера	 [20].	 Следо-
вательно,	 для	 того,	 чтобы	 разбить	 секвенс	
на	 системные	 тракты	 в	 первоначальном	 по-
нимании,	 надо	 выделить	 в	 его	 разрезе	 фа-
циальные	 несогласия	 —	 стратиграфические	
границы,	 сформированные	 в	 моменты	 скач-
кообразных	 перестроек	 седиментационных	
систем.	 Такие	 границы	 будут	 изохронными	
в	структурном	смысле	(гладкими,	без	зубцов),	

т.е.	 отделяющими	 более	 молодые	 фации	
от	более	древних.	Вместо	этого	секвенсы	ста-
ли	разбивать	на	геологические	тела	с	опреде-
ленным	типом	напластования	(stratal	stacking	
patterns),	 которые	имеют	диахронные	 грани-
цы.	 В	 результате	 скачкообразная	 составля-
ющая	 развития	 седиментационных	 систем,	
в	 основном	 определяющая	 формирование	
стратиграфического	каркаса	осадочных	толщ,	
на	формальном	уровне	знания	в	секвенс-стра-
тиграфии	оказалась	утерянной.

Итак,	 O.	 Catuneanu	 в	 [34]	 отметил,	 что	
секвенс-стратиграфия	 значительно	 улучши-
лась	 с	 1970-х	 годов,	 пройдя	 путь	 от	 концеп-
туальной	 (model-driven)	 методологии,	 осно-
ванной	 на	 гипотезе	 о	 доминирующей	 роли	
эвстатики	 в	 формировании	 секвенсов,	
к	 эмпирической	 (data-driven)	 методологии,	
опирающейся	 на	 локальные	 данные	 без	
каких-либо	 предположений	 относительно	
факторов,	 контролирующих	 секвенс-страти-
графическую	структуру	осадочных	толщ.	Там	
же	 [34]	 приведены	 основные	 вехи	 развития	
секвенс-стратиграфии,	 использованные	 как	
материал	для	проведенного	анализа.	Из	него	
следует,	 что	 будущее	 секвенс-стратиграфии	
как	 геосистемной	 дисциплины	 может	 быть	
связано	с	введением	в	ее	теоретические	ос-
нования	идей	С.В.	Мейена,	Н.Б.	Вассоевича	
и	других	исследователей	о	геосистемной	при-
роде	стратонов	и	их	границ	как	результатов	
скачкообразных	перестроек	седиментацион-
ных	 систем	 [18,	 26,	 27].	В	рамках	 этой	идеи	
возможно	 рассмотрение	 системного	 тракта	
как	 сложного	 геологического	 тела,	 ограни-
ченного	 генетическими	 фациальными	 несо-
гласиями	[37,	38],	то	есть	имеющего	свою	фа-
циальную	 структуру	 (рис.	 6).	 Определенные	
таким	 образом	 системные	 тракты	 в	 общем	
случае	не	являются	латеральными	рядами	фа-
ций,	поскольку	в	их	составе	могут	быть	транс-
грессивные	 и	 регрессивные	 фациальные	
несогласия	II	рода	(см.	TST	и	FSST	на	рис.	6).	
Латеральными	 рядами	 фаций	 являются	 со-
ставляющие	их	фациальные	серии	[37,	38].

Следует	особо	подчеркнуть,	что	конфликт	
между	представлениями	о	седиментации	как	
об	 эволюционно-революционном	 процессе,	
порождающем	фациальные	серии	и	фациаль-
ные	несогласия,	и	практикой	секвенс-страти-
графии	 отсутствует	 [38].	 Фациальные	 несо-
гласия	можно	видеть	в	классических	моделях	
секвенсов	(см.,	например,	TST	на	рис.	3).

Итоги

Автором	 в	 истории	 секвенс-стратиграфии	
были	 выделены	 три	 этапа:	 предмодельный,	
синтетический	и	аналитический.	
В	предмодельный	этап	происходило	накопле-
ние	 данных	о	 строении	и	 процессах	форми-
рования	осадочных	бассейнов.
В	 синтетический	 этап	 путем	 синтеза	 всех	
имеющихся	 в	 то	 время	 знаний	 произошло	
обретение	 нового	 целого	 —	 секвенс-страти-
графической	 модели	 осадочного	 бассейна,	
описывающей	 его	 как	 вертикальную	 после-
довательность	 секвенсов,	 состоящих	 из	 си-
стемных	трактов.	
В	аналитический	этап	происходило	углублен-
ное	 изучение	 всех	 элементов	 секвенс-стра-
тиграфической	концепции	как	составных	ча-
стей	нового	целого.
В	настоящее	время	секвенс-стратиграфия	яв-
ляется	ведущим	направлением	исследований	
в	рамках	геосистемного	подхода	к	изучению	
внутреннего	строения	осадочных	бассейнов.	
Ее	 структурное	 направление	 уже	разработа-
но	в	полной	мере.	Вопросы	вызывает	страти-
графическое	направление	—	вновь	получен-
ные	 представления	 о	 диахронности	 границ	
системных	трактов	пришли	в	противоречие	с	
изначальной	синтетической	идеей.

Выводы

•	 Разрешение	 выявленного	 противоречия	
видится	путем	введения	в	теоретические	
основания	 секвенс-стратиграфии	 идей	
Н.Б.	 Вассоевича,	 С.В.	 Мейена	 и	 других	
исследователей	о	геосистемной	природе	
стратонов	и	их	границ.

Рис.	6.	Возможный	вариант	секвенс-стратиграфической	модели	осадочного	бассейна.
Фации:	1	—	аллювия	ветвящихся	русел,	2	—	аллювия	меандрирующих	русел,	3	—	углисто-глинистых	отложений	лагун,	прибрежной	
равнины,	4	—	прибрежноморских	песчаников,	5	—	глинисто-алевритовых	отложений	шельфа,	склона,	6	—	песчаников	глубоководных	
конусов	выноса,	7	—	трансгрессивных	и	бассейновых	отложений.	Границы:	8	—	поверхность	максимального	затопления	MFS,	
9	—	базальная	поверхность	форсированной	регрессии	BSFR;	10	—	стратиграфическое	несогласие	SU;	11	—	коррелятивное	согласие	СС;	
12	—	поверхность	максимальной	регрессии	MRS;	13	—	фациальные	несогласия:	g	—	генетическое	фациальное	несогласие	I	рода;	
t	—	трансгрессивное	фациальное	несогласие	II	рода;	r	—	регрессивное	фациальное	несогласие	II	рода;	14	—	фациально-согласные	
границы;	15	—	диахронные	границы	фаций;	16	—	системные	тракты;	17	—	фациальные	серии
Fig.	6.	A	possible	variant	of	the	sequence	stratigraphic	model	of	the	sedimentary	basin.
Facies:	1	–	alluvium	of	braided	channels,	2	–	alluvium	of	meandering	channels,	3	–	coal-mud	deposits	of	lagoons,	coastal	plain,4	–	coastal	
sandstones,	5	–	mud-siltstone	deposits	of	shelf,	slope,	6	–	sandstones	of	deep-sea	fans,	7	–	transgressive	and	basin	deposits.	Boundaries:	
8	–	maximum	flooding	surface	MFS,	9	–	basal	surface	of	forced	regression	BSFR;	10	–	stratigraphic	unconformity	SU;	11	–	correlative	conformity	CC;	
12	–	maximum	regressive	surface	MRS;	13	–	facies	unconformities:	g	–	a	genetic	facial	unconformity	of	the	I	kind;	t	–	transgressive	facial	
unconformity	of	the	II	kind;	r	–	regressive	facial	of	the	II	kind;	14	–	facial-conformable	boundaries;	15	–	diachronic	facial	boundaries;	16	–	systems	
tracts;	17	–	facial	series
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Results

The	author	identified	three	stages	in	the	history	of	sequence	stratigraphy:	
pre-model,	synthetic	and	analytical.
During	 the	 pre-model	 stage,	 data	 on	 the	 structure	 and	 processes	 of	
formation	of	sedimentary	basins	were	accumulated.
In	 the	 synthetic	 stage,	 by	 synthesizing	 all	 the	 knowledge	 available	 at	
that	 time,	 a	 new	 integrity	 was	 acquired	 –	 the	 sequence	 stratigraphic	

model	of	the	sedimentary	basin,	describing	it	as	a	vertical	succession	of	
sequences	consisting	of	systemic	tracts.
During	the	analytical	stage,	an	thorough	study	of	all	the	elements	of	the	
sequence	stratigraphic	concept	as	components	of	a	new	 integrity	 took	
place.
Currently,	sequence	stratigraphy	 is	 the	 leading	geosystem	approach	 to	
the	study	of	 the	 internal	structure	of	sedimentary	basins.	 Its	structural	

ENGLISH

•	 Конфликт	 между	 представлениями	 о	 се-
диментации	как	об	эволюционно-револю-
ционном	процессе,	порождающем	фаци-
альные	серии	и	фациальные	несогласия,	
и	практикой	секвенс-стратиграфии	отсут-
ствует	—	фациальные	несогласия	можно	
видеть	 в	 классических	 моделях	 секвен-
сов.	Поэтому	вполне	возможно,	что	в	бу-
дущем	 эти	 представления	 станут	 частью	
рассматриваемой	дисциплины.
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component	 has	 already	 been	 fully	 developed.	 The	 stratigraphic	
component	 raises	 questions	 -	 the	 newly	 obtained	 idea	 about	 the	
diachroneity	 of	 the	 systems	 tracts	 boundaries	 have	 come	 into	 conflict	
with	the	original	synthetic	idea.

Conclusions

•	 The	resolution	of	 the	revealed	contradiction	 is	seen	by	 introducing	
the	ideas	of	N.B	Wassoevich,	S.V.	Meyen	and	other	researchers	about	

the	geosystem	nature	of	stratigraphic	units	and	their	boundaries	into	
the	theoretical	foundations	of	sequence	stratigraphy.

•	 There	 is	 no	 conflict	 between	 the	 concept	 of	 sedimentation	
as	an	evolutionary-revolutionary	process	that	generates	facial	series	
and	facial	unconformities,	and	the	practice	of	sequence	stratigraphy	–	
facial	unconformities	can	be	seen	in	classical	models	of	sequences.	
Therefore,	it	is	quite	possible	that	this	concept	will	become	part	of	the	
sequence	stratigraphy.
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Abstract
The	work	examines	the	deposits	of	the	Bazhenov	formation	in	the	central	part	of	Western	Siberia.	For	the	first	time	in	the	Priobskoye	oil	and	gas	

region,	autochthonous	carbonate	layers	of	a	microbial	nature	were	found	in	sediments.	In	order	to	establish	the	structural	features	and	confirm	the	

genesis	of	carbonate	rocks,	lithological	and	petrographic	characteristics	were	studied	and	binding	was	carried	out	in	the	section	of	the	formation.	

The	biogenic	carbonates	of	the	Bazhenov	horizon	are	unique	for	the	Mesozoic	and	indicate	the	formation	of	rocks	in	relatively	shallow	marine	

conditions.

Materials	and	method

Core	columns	with	a	diameter	of	100	mm	with	100%	removal	from	the	
deposits	of	the	Bazhenov	formation.	A	macro	description	of	the	core,	
sedimentological	analysis,	and	characterization	of	mineralogical	and	
textural-structural	features	in	petrographic	sections	of	standard	
(4×2,5	cm)	and	large	(4×5	cm)	size	were	performed.

Keywords
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Введение

Исследованием	 карбонатных	 пород	
баженовской	 свиты	 занимались	 многие	
ученые	 [1,	 3–7,	 9,	 13].	 Немало	 публикаций	
посвящено	изучению	разреза	баженовского	
горизонта,	 продуктивность	 которого	 связы-
вают	 с	 карбонатными	 или	 кремневыми	 по-
родами,	 имеющими	 подчиненное	 значение	
и	невыдержанность	по	вертикали	и	латерали.	
Установлено,	 что	 карбонатное	 минерало-
образование	баженовской	свиты	имеет	пер-
вичную	биогенную	(седиментационно-диаге-
нетическую)	и	вторичную	(катагенетическую)	
природу.

Появление	новой	керновой	информации	
хорошего	 качества	 в	 Центре	 исследования	
керна	в	ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	

GEOLOGY UDC	553.983+552.143+552.086	I	Original	Paper

центр»	 (ООО	 «ТННЦ»)	 позволило	 дополнить	
сведения	 о	 генезисе	 карбонатных	 пород.	
Изучение	 условий	 формирования	 карбона-
тов	в	перспективе	позволит	разработать	до-
полнительные	прогнозные	 критерии	 для	 по-
иска	продуктивных	отложений	на	территории	
Западной	Сибири.

Физико-географическая	характеристика.	

Материалы

Район	 работ	 расположен	 в	 централь-
ной	 части	 Западной	 Сибири	 в	 Ханты-
Мансийском	АО,	в	тектоническом	отношении	
приурочен	 к	 Фроловской	 мегавпадине.	 Со-
гласно	 схеме	 структурно-фациального	 рай-
онирования	 средней	 (келловей)	 и	 верхней	
юры	 Западной	 Сибири	 [10],	 месторождение	

расположено	во	Фроловско-Тамбейском	ли-
тофациальном	районе	и	представлено	отло-
жениями	баженовской	свиты.

Изучение	 керна	 многочисленных	 раз-
резов	 баженовского	 горизонта	 регионов	
Западной	 Сибири	 в	 Центре	 исследований	
керна	ООО	«ТННЦ»	привело	к	обнаружению	
уникальных	 карбонатных	 пород	 биогенного	
происхождения,	которые	образованы	в	верх-
ней	части	баженовской	свиты	(5-я	пачка).

Объектом	 исследования	 послужил	 керн	
карбонатных	 пород	 в	 приподошвенной	 ча-
сти	пачки	5-й	баженовской	свиты.	Керновые	
колонки	 диаметром	 100	 мм	 со	 100%-ным	
выносом.	Выполнено	макроописание	керна,	
седиментологический	анализ,	характеристи-
ка	минералогических	и	текстурно-структурных	

Находки	микробиолитов	в	баженовской	свите
	Бумагина	В.А.,	Мартынюк	Е.В.,	Чертина	К.Н.

ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия
vabumagina@tnnc.rosneft.ru

Аннотация
В	 работе	 рассмотрены	 отложения	 баженовской	 свиты	 центральной	 части	 Западной	 Сибири.	 Впервые	 в	 Приобском	

нефтегазоносном	 районе	 в	 отложениях	 зафиксированы	 автохтонные	 карбонатные	 прослои	 микробиальной	 природы.	

С	 целью	 установления	 структурных	 особенностей	 и	 подтверждения	 генезиса	 карбонатных	 пород	 изучены	 литолого-

петрографические	характеристики	и	выполнена	привязка	в	разрезе	свиты.	Биогенные	карбонаты	баженовского	горизонта	

уникальны	для	мезозоя	и	указывают	на	формирование	пород	в	относительно	мелководных	морских	условиях.	

Материалы	и	методы

Керновые	колонки	диаметром	100	мм	со	100	%-ным	выносом	из	
отложений	баженовской	свиты.	Выполнено	макроописание	керна,	
седиментологический	анализ,	характеристика	минералогических	и	
текстурно-структурных	особенностей	в	петрографических	шлифах	
стандартного	(4×2,5	см)	и	большого	размера	(4×5	см).
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особенностей	 в	 петрографических	 шлифах	
стандартного	(4×2,5	см)	и	большого	размера	
(4×5	см).

Краткая	характеристика	

разреза	баженовской	свиты

В	разрезе	баженовской	свиты	изучаемо-
го	месторождения	выделено	5	пачек	(рис.	1а).	
Нижняя	 1-я	 пачка	 представлена	 чередова-
нием	 глинисто-кремневых	пород	и	радиоля-
ритов,	 пиритизированных,	 с	 тонкой	 субго-
ризонтальной	 слоистостью,	 неравномерно	
биотурбированных	 (Helminthopsis).	 В	 при-
кровельной	 части	 пачки	 —	 с	 прослоем	 до-
ломитов	 апорадиоляритовых,	 с	 редкими	
раковинным	 детритом	 и	 фосфат-карбонат-
ными	 конкрециями.	 Интенсивность	 био-
турбации	 увеличивается	 в	 нижней	 части	
разреза	пачки.	Пористость	по	гелию	на	цилин-
дрических	 образцах	 до	 экстракции	 состав-
ляет	 0,2–1,1	 %.	 Проницаемость	 по	 гелию	
на	раздробленных	образцах	по	методике	GRI	
составила	 0,000012×10-6–285×10-6	 мД.	 Тол-
щина	пачки	—	8,5	м.

2-я	 пачка	 сложена	 глинисто-кремне-
выми	 породами,	 пиритизированными,	
с	 линзовидными	 слойками	 радиоляри-
тов.	 В	 приподошвенной	 части	 пачки	 —	
с	прослоями	доломитов	апорадиоляритовых,	
с	онихитами.	Пористость	по	гелию	на	цилин-
дрических	 образцах	 до	 экстракции	 состав-
ляет	 0,2–0,8	 %.	 Проницаемость	 по	 гелию	
на	раздробленных	образцах	по	методике	GRI	
составила	 0,000048×10-6–729×10-6	 мД.	 Тол-
щина	пачки	до	5	м.

3-я	пачка	 сложена	 глинисто-кремневыми	
породами,	 пиритизированными,	 с	 субгори-
зонтальной	 слоистостью.	 В	 верхней	 и	 сред-
ней	 частях	 —	 со	 слойками	 с	 ярким	 желтым	
свечением	 в	 ультрафиолетовом	 свете	 (ту-
фогенного	 генезиса),	 с	 онихитами,	 аммони-
тами,	 реже	 ихтиодетритом	 и	 двустворками.	
Пористость	 по	 гелию	 на	 цилиндрических	 об-
разцах	 до	 экстракции	 составляет	 0,7–1,8	%.	
Проницаемость	 по	 гелию	 на	 раздроблен-
ных	 образцах	 по	 методике	 GRI	 составила	
0,129×10-6–119×10-6	мД.	Толщина	пачки	до	6	м.

4-я	 пачка	 представлена	 глинисто-крем-
невыми	 породами,	 пиритизированными,	
редко	карбонатизированными,	с	субгоризон-
тальной	 слоистостью,	 со	 слойками	 раковин	
двустворок,	с	редкими	онихитами,	ихтиодет-
ритом	 и	 аммонитами.	 Пористость	 по	 гелию	
на	цилиндрических	образцах	до	экстракции	
составляет	 0,9	%.	 Проницаемость	 по	 гелию	
на	раздробленных	образцах	по	методике	GRI	
составила	 38×10-6–269×10-6	 мД.	 Толщина	
пачки	до	4	м.

Верхняя	 5-я	 пачка	 преимущественно	
сложена	 карбонатно-глинисто-кремневыми	
породами,	 пиритизированными,	 с	 субго-
ризонтальной	 слоистостью,	 в	 средней	 ча-
сти	—	со	слойками	с	ярким	желтым	свечени-
ем	в	 ультрафиолетовом	свете	 (туфогенного	
генезиса),	 с	 карбонатными	 конкрециями,	
онихитами	и	ихтиодетритом.	В	подошве	пач-
ки	отмечаются	глинисто-кремневые	породы,	
пиритизированные,	которые	вверх	по	разре-
зу	сменяются	штормогенными	биокластовы-
ми	 прослоями,	 микробиальными	 и	 зернис-
тыми	известняками	и	доломитами	(рис.	1б).	
Пористость	 по	 гелию	 на	 цилиндричес-
ких	 образцах	 до	 экстракции	 составля-
ет	 0,2–1,9	 %.	 Проницаемость	 по	 гелию	
на	раздробленных	образцах	по	методике	GRI	
составила	2,28×10-6–6,22×10-6	мД.	 Толщина	
пачки	до	6	м.

В	 целом	 породы	 баженовской	 свиты	
изучаемого	 месторождения	 по	 результатам	

пиролитического	 анализа	 образцов	 керна	
методом	Bulk	 Rock	 имеют	 хороший	 и	 отлич-
ный	генерационный	потенциал.

Характеристика	и	генезис	

карбонатных	пород

В	исследуемом	керне	в	подошве	5-й	пач-
ки	глинисто-кремневого	состава	фиксируют-
ся	 карбонатные	 прослои	 с	 зернистой	 и	 ми-
кробиальной	структурами	(рис.	1б).

Карбонатная	 биокластовая	 разнозерни-
стая	порода,	 с	 глинисто-кремнистым	цемен-
том,	 обогащенная	органическим	веществом	
и	пиритом	(рис.	1д,	е,	н).	Биокласты	представ-
лены	скелетами	радиолярий,	ихтиодетритом	
и	редкими	фрагментами	раковин.	

Скелеты	радиолярий	различной	 степени	
сохранности	 округлых,	 овальных	 и	 «башен-
ковидных»	форм	размером	0,02–0,1	мм,	на-
цело	замещенные	доломитом	и	пиритизиро-
ванные.	Пространство	между	радиоляриями	
заполнено	 агрегатной	 смесью	 кремнистого	
и	глинистого	материала,	пропитано	темно-бу-
рым	органическим	веществом.	

Ихтиодетрит	 буро-черного,	 редко	 крас-
но-бурого	цвета,	фосфатного	состава,	трещи-
новатый,	неправильных	и	причудливых	форм	
размером	0,2–10,0	мм,	пропитан	органичес-
ким	веществом,	пиритизирован,	с	включени-
ями	кристаллов	апатита.

Раковинный	детрит	 недиагностируемый,	
нацело	 замещен	 таблитчатыми	кристаллами	
барита.

Биогенные	 остатки	 распределены	 не-
равномерно,	 не	 ориентировано	 по	 сло-
истости,	 плохо	 сортированы,	 что	 указывает	
на	их	штормовую	природу	и	свидетельствует	
об	обмелении	бассейна	седиментации.	Зер-
нистые	слойки	видимой	толщиной	до	4	см	по-
служили	 субстратом	 для	 развития	 микроби-
альных	сообществ.	

Породы	 с	 микробиальной	 структурой		
доломит-известкового	 состава,	 с	 зонами	
разнозернистых	 межскелетных	 заполнений,	
неравномерно	 пигментированы	 органичес-
ким	 веществом,	 с	 многочисленными	 вто-
ричными	 минерализованными	 трещинами,	
плотные	(рис.	1в–д).

Микробиальные	 образования	 с	 комко-
вато-сгустковыми	(рис.	1м),	дендролитовыми	
(рис.	 1л)	и	единично	ламинарными	внутрен-
ними	структурами	толщиной	до	15	см.	Скелеты	
микробиалитов	образуют	массивно-желвако-
вые	формы	роста	с	кармановидными	и	щеле-
видными	зонами	межскелетных	заполнений.	
В	структуре	микробиалита	фиксируются	ран-
ние	 морские	 тонко-микрокристаллические	
цементы	 изопахитового	 типа,	 в	 виде	 инкру-
стационных	корочек,	фиксирующих	каркас.

Межскелетные	промежутки	имеют	непра-
вильную,	кармановидную	форму,	заполнены	
разнозернистым	 материалом.	 Карбонатные	
зерна	—	 пелоиды,	 литокласты	 и	 биокласты.	
Литокласты	 представлены	 фрагментами	
микробиальных	колоний,	пелоиды	с	нечетки-
ми	контурами,	биокласты	в	виде	фрагментов	
и	 целых	 скелетов	радиолярий,	 раковинного	
детрита	 (двустворки,	 брахиоподы,	 ихтиоде-
трит	 и	 др.).	 Биокласты	 интенсивно	 пигмен-
тированы	 органическим	 веществом,	 имеют	
фосфатный	 состав,	 с	 включениями	 кристал-
лов	 апатита,	 частично	 замещенным	 вторич-
ным	кальцитом.

Известняки	 разнозернистые	 биокласто-
во-литокластовые	толщиной	до	5	см	(рис.	1	г,	и),	
образованные	 в	 результате	 разрушения	
микробиальных	каркасов.

Литокласты	 —	 окатанные	 и	 полуока-
танные,	 с	 микробиальной	 пелитоморфной	

структурой,	с	редкими	включениями	аутиген-
ного	кварца,	размером	0,3–2,0	мм.

Биокласты	 представлены	 раковинным	
детритом,	ориентированы	по	слоистости,	уд-
линенных,	 неправильных,	 угловатых	 форм,	
сложены	 фторапатитом,	 пигментированы	
органическим	веществом,	 с	 вторичным	 тон-
кокристаллическим	 инкрустационным	 каль-
цитовым	цементом,	с	редкими	включениями	
аутигенного	кварца.	

Микробиальные	 каркасы	 в	 периоды	
низкого	 стояния	 уровня	 моря	 подвергались	
субаэральному	воздействию,	что	проявилось	
в	брекчированности	пород,	образовании	пу-
стот	выщелачивания	и	вторичной	минерали-
зации	(рис.	1в,	г,	ж,	з,	к).	

Интенсивная	 трещиноватость	 придает	
породам	 брекчиевидный	 облик.	 Трещины	
разнонаправленные,	 слабоизвилистые,	
клиновидные,	 минерализованные	 кальци-
том,	 доломитом	 (рис.	 1з),	 реже	 кварцем,	
шириной	 до	 4,0	 мм.	 Кристаллы	 кальцита	
и	 доломита	 размером	 0,07–2,6	 мм,	 ги-
пидиоморфных	 и	 ксеноморфных	 форм,	
реже	 клиновидно-радиаксиальные.	 Кри-
сталлы	 кварца	 размером	 0,1–2,4	 мм,	
идиоморфных	 форм	 (в	 том	 числе	 шести-
гранные),	реже	агрегатного	строения	с	ве-
ерным	 характером	 погасания	 (халцедон).	
Вторичная	 минерализация	 в	 пределах	
трещин	 носит	 зональный	 характер:	 пе-
риферийная	часть	сложена	кальцитом	и	до-
ломитом,	центральная	—	кварцем	(рис.	1ж).	
Кристаллы	 кварца	 пигментированы	 орга-
ническим	 веществом.	 В	 микробиальных	
каркасах	 фиксируются	 пустоты	 выщелачи-
вания	неправильных	—	извилистых	—	форм	
размером	 до	 1,0	 мм,	 полые,	 с	 битумными	
пленками	по	стенкам	(рис.	1г,	к).	Пористость	
по	 гелию	 на	 цилиндрическом	 образце	
до	экстракции	составляет	0,2	%.	Проницае-
мость	по	гелию	после	экстракции	—	0,01	мД.

Часть	 вторичных	 трещин	 и	 пустот	 в	 ми-
кробиальных	 породах	 заполнена	 материа-
лом	перекрывающих	осадков.

Наличие	 микробиальных	 разностей	
и	 особенностей	 их	 преобразования	 свиде-
тельствует	 об	 относительном	 мелководном	
бассейне	 седиментации	 с	 ограниченным	
водообменом.

Карбонатные	 прослои	 перекрываются	
глинисто-кремнево-карбонатными	 и	 кар-
бонатно-глинисто-кремневыми	 породами,	
с	 тонкой	 субгоризонтальной	 слоистостью,	
с	 фрагментами	 карбонатных	 конкреций.	
Источником	 карбонатов	 для	 данных	 пород	
является	кокколитофоридовый	материал,	ко-
торый	диагностирован	с	помощью	растровой	
электронной	микроскопии.

Итоги

Проанализировав	 полученные	 данные,	
отмечается	 регрессивная	 последователь-
ность	 формирования	 пород	 для	 нижней	
части	5-й	пачки,	от	относительно	глубоковод-
ных	 до	 относительно	 мелководных	 обстано-
вок	осадконакопления.	
В	 подошве	 пачки	 залегают	 глинисто-крем-
невые	 породы,	 сформированные	 в	 относи-
тельно	глубоководных	остановках	шельфа	со	
спокойной	гидродинамикой.	Отсутствие	био-
турбации	может	 указывать	 на	 наличие	 зоны	
сероводородного	заражения.
Вверх	по	разрезу	с	эрозионным	контактом	за-
легают	штормогенные	прослои	(темпеститы).	
Штормогенные	 прослои	 представлены	
глинисто-кремневыми	 породами	 с	 мно-
гочисленными	 остатками	 ихтиодетрита	 и	
радиолярий,	 а	 также	 известняками	 с	
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Рис.	1.	Литологическая	характеристика	баженовской	свиты:	а	—	литологическая	колонка;	б	—	детальная	колонка	5-й	пачки;	в–н	—	
структурные	особенности	карбонатных	пород.	Фото	керна:	в	—	микробиальные	структуры	с	признаками	субаэрального	воздействия,	
г,	д	—	чередование	микробиальных	и	зернистых	структур.					Фото	шлифов:	е,	н	—	биокластовые	структуры,	ж,	з	—	вторичная	
минерализация	пустот,	и	—	разнозернистые	биокластово-литокластовые	структуры,	к	—	полая	пора	выщелачивания	с	битумными	
пленками,	л	—	микробиальная	дендролитовая	структура,	м	—	контакт	микробиальной	комковато-сгустковой	и	зернистой	структур
Fig.	1.	Lithological	characteristics	of	the	Bazhenov	formation:	а	–	lithological	column;	б	–	detailed	column	5	of	the	pack;	в–н	–	structural	features	
of	carbonate	rocks.	Core	photo:	в	–	microbial	structures	with	signs	of	subaerial	exposure;	г,	д	–	alternation	of	microbial	and	granular	structures.	
Photo	of	the	grinds:	е,	н	–	bioclastic	structures;	ж,	з	–	secondary	mineralization	of	voids,	и	–	heterogeneous	bioclastic-lithoclastic	structures,	
к	–	hollow	leaching	pore	with	bitumen	films,	л	–	microbial	dendrolite	structure,	м	–	contact	of	microbial	lumpy-clot	and	granular	structures
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зернистой	 структурой.	 Зернистые	 прослои	
формируют	стабильный	субстрат	для	после-
дующего	формирования	микробиальных	из-
вестняков.	 Тенденция	образования	ритмич-
ных	серий,	состоящих	из	последовательного	
чередования	 зернистых	 и	 микробиальных	
слоев,	свидетельствует	о	неоднократном	по-
вторении	 событий.	 Источником	 зернистого	
материала	 выступали	 сами	 микробиальные	
сообщества	и	привносимые	с	глубин	бассей-
на	 органические	 остатки.	 Перечисленные	
структурно-текстурные	 особенности	 харак-
терны	для	относительно	мелководных	обста-
новок	сублиторали.
Известно,	 что	 прекращение	 роста	 органо-
генных	 построек	 связывают	 с	 несколькими	
причинами:	 погружение	 или,	 напротив,	 об-
меление	 с	 привносом	 терригенного	 мате-
риала;	выходом	в	зону	волновой	абразии	с	
последующим	 разрушением.	 В	 нашем	 слу-
чае	 прекращение	 роста	 постройки	 связано	
с	обмелением	бассейна	седиментации	и	со-
кращением	 пространства	 аккомодации	 для	
развития	органогенных	структур.	В	результа-
те	последующей	трансгрессии	и	увеличения	
глубины	 бассейна	 создается	 неблагоприят-
ная	 среда	 для	 процветания	 каркасостроя-
щих	организмов.
В	 работе	 [4]	 впервые	 описаны	 строматоли-
товые	 постройки	 в	 отложениях	 даниловской	
свиты	для	территории	Шаимского	горизонта.	
«В	 рассматриваемом	 разрезе	 преоблада-
ют	 желваковидные	 формы,	 причем	 в	 верх-
ней	 части	 разреза	 отмечаются	 признаки	
ветвистых	 форм,	 а	 в	 основании	 разреза	 —	
уплощенные,	 корковидные	 строматолиты».	
Авторы	 связывают	 формирование	 данных	
известняков	 с	 мелководными	 обстановками	
осадконакопления.	
Аналогичные	 микробиальные	 постройки	
встречены	 в	 кровле	 абалакской	 свиты,	 с	
которыми	 связаны	 притоки	 нефти.	 Поро-
ды	 характеризуются	 высокоемкими	 свой-
ствами,	 обусловленными	 трещиноватостью	
и	 кавернозностью,	 образованными	 под	
воздействием	 процессов	 субаэральной	
экспозиции	[7,	13].
Описанные	 в	 данной	 работе	 карбонатные	
породы	 не	 являются	 коллекторами	 ввиду	
интенсивно	проявленных	вторичных	процес-
сов:	 окремнение	 и	 карбонатизация.	 Однако	
в	изучаемых	породах	встречены	полые	пусто-
ты	 выщелачивания,	 частично	 заполненные	
битуминозным	 веществом,	 что	 указывает	 на	
фильтрацию	агрессивных	растворов	и	обра-
зование	высокоемких	коллекторов	в	органо-
генных	постройках.
В	 свою	очередь	 установление	 генезиса	 кар-
бонатных	 пород	 позволит	 понять	 характер	
распределения	карбонатного	материала	для	
реконструкции	 условий	 палеоседиментации	
в	баженовское	время.
Опираясь	на	полученные	результаты,	прак-
тический	 интерес	 представляют	 карбо-
натные	 органогенные	 пачки	 повышенных	
толщин,	 где	 формируется	 достаточный	

объем	коллектора	с	наилучшими	свойства-
ми,	 содержащий	 коммерческие	 запасы	
углеводородов.

Выводы

В	 результате	 изучения	 дана	 подробная	 ха-
рактеристика	слагающих	пород	5-й	пачки	на	
макро-	 и	 микроуровне,	 сделаны	 выводы	 об	
условиях	их	формирования.	
На	 основе	 детального	 литолого-петрографи-
ческого	 анализа	 установлено	 формирова-
ние	 пород	 с	 трансгрессивно-регрессивной	
последовательностью.	В	верхней	части	баже-
новского	 горизонта	 фиксируются	 признаки	
обмеления.
Впервые	 в	 центральной	 части	 Западной	 Си-
бири	в	породах	баженовской	свиты	выявлен	
уникальный	для	мезозоя	дополнительный	тип	
перспективных	карбонатных	структур	—	позд-
неюрские	микробиалиты.
Микробиалиты	формируются	в	относительно	
мелководно-морских	 условиях.	 Они	 разме-
щаются	в	сублиторальной	зоне	с	глубинами,	
не	 превышающими	 нескольких	 десятков	
метров.
Таким	образом,	породы	баженовской	свиты	
формировались	 не	 только	 в	 относительно	
глубоководных	 обстановках	 с	 сероводо-
родным	 заражением,	 но	 и	 в	 сублитораль-
ной	 зоне	 со	 спокойной	 гидродинамикой,	
при	 замедленном	 осадконакоплении,	 что	
подтверждается	 наличием	 микробиальных	
образований.
Рекомендуется	 доизучить	 микробиалиты	 ба-
женовской	 свиты	 петрофизическими,	 геохи-
мическими	 и	 другими	 анализами	 в	 связи	 с	
недостаточным	объемом	исследований.
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Results

After	 analyzing	 the	 data	 obtained,	 a	 regressive	 sequence	 of	 rock	
formation	is	noted	for	the	lower	part	of	the	5	pack,	from	relatively	deep-
water	to	relatively	shallow	sedimentation	environments.	
The	bottom	of	the	pack	contains	clay-flint	rocks	formed	in	relatively	deep-
sea	shelf	stops	with	calm	hydrodynamics.	The	absence	of	bioturbation	
may	indicate	the	presence	of	a	hydrogen	sulfide	contamination	zone.
Stormogenic	 interlayers	 (tempestites)	 lie	 up	 the	 section	with	 erosive	

contact.	 Stormogenic	 interlayers	 are	 represented	 by	 clay-flint	 rocks	
with	numerous	 remains	of	 ichthyodetrite	and	 radiolarians,	 as	well	 as	
limestones	with	a	granular	structure.	Granular	interlayers	form	a	stable	
substrate	 for	 the	 subsequent	 formation	 of	microbial	 limestones.	 The	
tendency	of	the	formation	of	rhythmic	series	consisting	of	a	sequential	
alternation	 of	 granular	 and	 microbial	 layers	 indicates	 a	 repeated	
repetition	 of	 events.	 The	 source	 of	 the	 granular	 material	 was	 the	
microbial	communities	themselves	and	organic	residues	brought	from	
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the	depths	of	the	basin.	The	listed	structural	and	textural	features	are	
characteristic	of	relatively	shallow	sublittoral	environments.
It	is	known	that	the	cessation	of	the	growth	of	organogenic	structures	
is	 associated	 with	 several	 reasons:	 immersion	 or,	 on	 the	 contrary,	
shallowing	with	the	introduction	of	terrigenous	material;	access	to	the	
zone	of	wave	abrasion	with	subsequent	destruction.	 In	our	 case,	 the	
cessation	of	the	growth	of	the	building	is	associated	with	the	shallowing	
of	 the	 sedimentation	 basin	 and	 the	 reduction	 of	 accommodation	
space	 for	 the	 development	 of	 organogenic	 structures.	 As	 a	 result	 of	
subsequent	transgression	and	an	increase	in	the	depth	of	the	basin,	an	
unfavorable	environment	is	created	for	the	prosperity	of	frame-building	
organisms.
In	the	work	[4],	stromatolite	structures	in	the	deposits	of	the	Danilovskaya	
formation	for	the	territory	of	the	Shaim	horizon	were	described	for	the	first	
time.	«The	section	under	consideration	is	dominated	by	nodular	shapes,	
with	 signs	 of	 branched	 shapes	 in	 the	 upper	 part	 of	 the	 section,	 and	
flattened,	cortical	stromatolites	at	the	base	of	the	section.»	The	authors	
associate	the	formation	of	these	limestones	with	shallow	sedimentation	
conditions.	
Similar	 microbial	 structures	 were	 found	 in	 the	 roof	 of	 the	 Abalak	
formation,	which	are	associated	with	oil	inflows.	Rocks	are	characterized	
by	 high-capacity	 properties	 due	 to	 fracturing	 and	 cavernosity	 formed	
under	the	influence	of	subaerial	exposure	processes	[7,	13].
The	 carbonate	 rocks	 described	 in	 this	 work	 are	 not	 reservoirs	 due	
to	 intensively	 manifested	 secondary	 processes:	 silicification	 and	
carbonation.	 However,	 hollow	 leaching	 voids	 partially	 filled	 with	
bituminous	matter	 were	 found	 in	 the	 studied	 rocks,	 which	 indicates	
the	filtration	of	aggressive	solutions	and	the	formation	of	high-capacity	
reservoirs	in	organogenic	structures.
In	turn,	the	establishment	of	the	genesis	of	carbonate	rocks	will	allow	us	

to	understand	the	nature	of	the	distribution	of	carbonate	material	for	the	
reconstruction	of	paleosedimentation	conditions	in	the	Bazhenov	period.
Based	 on	 the	 results	 obtained,	 carbonate	 organogenic	 bundles	
of	 increased	 thickness	 are	 of	 practical	 interest,	 where	 a	 sufficient	
reservoir	volume	with	 the	best	properties	and	containing	commercial	
hydrocarbon	reserves	is	formed.

Conclusions

As	a	result	of	the	study,	a	detailed	description	of	the	composing	rocks	
of	 the	5	pack	 is	given	at	 the	macro	and	micro	 levels,	conclusions	are	
drawn	about	the	conditions	of	their	formation.	
Based	 on	 detailed	 lithological	 and	 petrographic	 analysis,	 the	
formation	of	rocks	with	a	transgressive-regressive	sequence	has	been	
established.	Signs	of	shallowing	are	recorded	in	the	upper	part	of	the	
Bazhenov	horizon.
For	 the	first	 time	 in	 the	central	part	of	Western	Siberia,	an	additional	
type	of	promising	carbonate	structures,	the	Late	Jurassic	microbialites,	
unique	 for	 the	Mesozoic,	was	 revealed	 in	 the	 rocks	 of	 the	 Bazhenov	
formation.
Microbialites	are	formed	in	relatively	shallow-water	marine	conditions.	
They	are	located	in	a	sublittoral	zone	with	depths	not	exceeding	several	
tens	of	meters.
Thus,	 the	 rocks	 of	 the	 Bazhenov	 formation	 were	 formed	 not	 only	
in	 relatively	 deep-water	 environments	 with	 hydrogen	 sulfide	
contamination,	but	also	in	a	sublittoral	zone	with	calm	hydrodynamics,	
with	 slow	 sedimentation,	 which	 is	 confirmed	 by	 the	 presence	 of	
microbial	formations.
It	is	recommended	to	study	the	microbialites	of	the	Bazhenov	formation	
with	petrophysical,	geochemical	and	other	analyses	due	to	insufficient	
research.
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This	paper	presents	the	experience	of	creation	a	3D	geological	model	of	the	Horizon	V10-13	taking	into	the	whole	accumulated	geological	and	

geophysical	information	about	the	Eastern	Siberia	field.	These	deposits	are	ancient	terrigenous	reservoirs	complicated	with	secondary	cementation	

of	the	pore	space.	Today	drilling	is	focused	on	the	boundary	parts	of	the	field	so	nowadays	it’s	necessary	to	minimize	risks	for	geological	drilling	

support.	That’s	why	we	decided	to	create	special	tool	for	it.	

Materials	and	methods

For	clarification	of	the	complex	geological	structure	of	the	Horizon	
V10-13	new	approaches	for	work	with	core	and	petrographic	data	
were	developed.	Therefore,	we	could	count	a	quantity	of	cement	
content	in	rocks.	The	sequence	of	minerals	formation	was	confirmed	
by	petrographic	studies.	In	addition,	East	Siberian	heterogeneous	
reservoirs	require	the	development	of	new	approaches	of	working	

with	seismic	data.	In	future,	these	approaches	will	improve	seismic	
prediction.	
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Аннотация
В	 данной	 работе	 приводится	 опыт	 создания	 трехмерной	 геологической	 модели	 с	 учетом	 всей	 накопленной	 геолого-

геофизической	информации	по	пласту	В10-13	месторождения	Восточной	Сибири.	Данные	отложения	являются	древними	

терригенными	коллекторами,	осложненными	вторичной	цементацией	порового	пространства.	На	текущий	момент	бурение	

на	месторождении	 осуществляется	 в	 краевых	 частях,	 что	 требует	 создания	 инструмента	 для	минимизации	 рисков	 при	

сопровождении	бурения.

Материалы	и	методы

Для	уточнения	строения	пластов	разработаны	новые	подходы	при	
работе	с	керновым	материалом	и	петрографическими	шлифами,	
что	позволило	количественно	оценить	содержание	цементов	в	
породе.	Установлена	ключевая	последовательность	образования	
цементов	в	поровом	пространстве.	Разработаны	новые	подходы	при	

работе	с	данными	СРР,	что	позволило	улучшить	прогноз	в	условиях	
расчлененных	коллекторов	Восточной	Сибири.
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Введение

Верхнечонское	месторождение	(ВЧНГКМ)	
является	одним	из	крупнейших	месторожде-
ний	в	Восточной	Сибири	 [1].	 Его	разработка	
осуществляется	на	протяжении	последних	де-
сяти	лет.	На	текущий	момент	месторождение	
уверенно	обеспечивает	нефтью	трубопровод	
Восточная	Сибирь	—	Тихий	океан	(ВСТО),	под-
тверждая	перспективность	данного	региона.	
Необходимо	отметить,	 что	 сложные	 природ-
но-климатические	 условия,	 низкая	 изучен-
ность	региона,	а	также	низкая	оснащенность	
инфраструктурой	с	учетом	физико-географи-
ческих	характеристик	самого	месторождения	
усложняют	 процесс	 его	 разработки,	 требуя	
нестандартных	подходов	и	новых	решений.	

Верхнечонское	 месторождение	 от-
крыто	 в	 1978	 г.,	 расположено	 примерно	
в	 1	 000	 км	 от	 оз.	 Байкал	 [2].	 В	 разрезе	 ВЧ-
НГКМ	 выделяются	 четыре	 объекта	 разра-
ботки,	 один	 из	 которых	 характеризуется	
газовым	насыщением,	а	остальные	—	нефтя-
ным	 с	 наличием	 газовых	 шапок.	 Наиболее	
глубоко	 залегающий	 объект	 —	 пласты	 В10-
13	—	представлен	терригенными	отложения-
ми,	а	вышележащие	объекты	являются	карбо-
натными	по	своему	составу.	

На	 текущий	момент	 основным	объектом	
разработки	 является	 пласт	 В10-13.	 На	 его	
долю	 приходится	 55	 %	 начальных	 геологи-
ческих	 запасов	 (НГЗ)	 всего	 месторождения.	
Фонд	 эксплуатационных	 скважин,	 про-
буренных	 на	 пласт	 В10-13,	 приближается	
к	 1	 000	 скважин,	 включая	 многозабойные	
скважины	 (МЗГС)	 и	 зарезки	 боковых	 ство-
лов	 (ЗБС),	 при	 этом	 разбуренность	 самого	
пласта	достаточно	высока.	Доля	категории	В2	
составляет	 менее	 2	 %.	 Таким	 образом,	 для	
освоения	 неразбуренных	 запасов	 требуется	
детальное	планирование	при	заложении	но-
вых	скважин,	что	обусловлено	сложным	гео-
логическим	строением	пласта	и	длительным	
влиянием	разработки.	

Пласт	 представлен	 древними	 терриген-
ными	 отложениями,	 гранулометрический	
состав	 которых	 варьируется	 от	 аргиллитов	
до	 конгломератов,	 что	 связано	 с	 условиями	
осадконакопления	 [3].	 Также	 на	 геологиче-
ское	 строение	 пластов	 оказывает	 влияние	
длительная	история	развития	региона,	вклю-
чая	 неоднократные	 постседиментационные	
тектонические	 движения,	 структурную	 ин-
версию,	 трапповый	 магматизм	 [1].	 Все	 это	
способствовало	 развитию	 дизъюнктивных	
нарушений,	поэтому	в	пределах	месторожде-
ния	выделяется	до	18	залежей	с	различными	
уровнями	 газо-	 и	 водонефтяных	 контактов	
(ГНК,	ВНК).	Особенностью	данных	отложений	
является	наличие	вторичных	цементов	в	по-
ровом	пространстве,	что	оказывает	влияние	
на	итоговые	фильтрационно-емкостные	свой-
ства	(ФЕС)	[4].	В	целом	пласт	характеризуется	
средней	пористостью	14	%	и	средней	прони-
цаемостью	227	мД.

Перед	авторами	статьи	поставлена	зада-
ча	 создания	 инструмента	 для	 минимизации	
рисков	 эксплуатационного	 бурения	 в	 усло-
виях	сложных	терригенных	коллекторов	Вос-
точной	Сибири,	характеризующихся	высокой	
латеральной	и	вертикальной	изменчивостью.	
Задача	 решена	 путем	 комплексирования	
всей	имеющейся	геолого-геофизической	ин-
формации,	а	также	посредством	ревизии	ре-
зультатов	исследований	 керна	и	 переинтер-
претации	 данных	 сейсморазведочных	работ	
(СРР).	В	ходе	работы	проведены	следующие	
виды	исследований:	
•	 доработана	фациальная	модель	 пластов	

в	части	выделения	литотипов	и	фаций;

•	 изучена	 последовательность	 вторичных	
преобразований	коллекторов;

•	 оценено	 влияние	 вторичных	 преобразо-
ваний	на	ФЕС	и	продуктивность	скважин;

•	 исследованы	закономерности	площадно-
го	развития	процессов	засолонения;

•	 доработаны	палетки	для	определения	ко-
эффициента	пористости	и	коэффициента	
засолонения	по	данным	ГИС;

•	 уточнена	 оценка	 коэффициента	
проницаемости;

•	 выполнено	 прогнозирование	 засо-
лонения	 пласта	 в	 межскважинном	
пространстве;

•	 построена	геологическая	модель	пластов	
В10-13	как	инструмент	для	планирования	
эксплуатационного	бурения.

Фациальная	модель

При	 проведении	 седиментологических	
исследований	 учтены	 результаты	 регио-
нальных	 палеогеографических	 построений	
вендских	 отложений	 Восточной	 Сибири	 [5].	
Медленная	 трансгрессия	 моря	 в	 течение	
непского	времени,	при	обилии	поступающе-
го	 с	 суши	 грубого	 обломочного	 материала,	
привела	 к	 формированию	 выдержанных	
песчаных	 покровов.	 Основным	 источником	
сноса	обломочного	материала	были	внутрен-
ние	районы	платформы	и	Байкало-Патомская	
складчатая	область	 [6].	 С	 целью	доизучения	
условий	 осадконакопления	 Верхнечонского	
месторождения	 проведена	 ревизия	 керно-
вого	 материала.	 С	 использованием	 единых	
подходов	и	с	учетом	всей	накопленной	геоло-
гической	информации	[9]	по	региону	выпол-
нено	седиментологическое	описание	1	350	м	
керна	 по	 41	 скважине.	 Всего	 в	 результате	
изучения	 кернового	 материала	 выделено	
28	 литотипов,	 которые	 затем	 по	 совокуп-
ности	 генетических	 признаков	 объединены	
в	21	фацию,	характеризующую	7	фациальных	
комплексов.

В	рамках	седиментологических	исследо-
ваний	установлены	основные	этапы	развития	
территории	в	непское	время.	В	целом	пласты	
характеризуются	 трансгрессивным	 строени-
ем.	 Осадконакопление	 во	 многом	 опреде-
лялось	 существовавшим	 к	 началу	 непского	
времени	палеорельефом.	В	северо-западной	
части	 района	 работ	 была	 расположена	 воз-
вышенность,	 которая	 представляла	 собой	
основной	источник	сноса	обломочного	мате-
риала.	В	результате	ее	разрушения	и	после-
дующей	морской	трансгрессии	происходило	
постепенное	 заполнение	 осадком	 более	 по-
ниженной	 юго-восточной	 части	 территории	
и	 латеральное	 смещение	 фаций	 в	 северо-
западном	направлении.	

В	основании	пласта	В13	находятся	отло-
жения	аллювиальных	фэнов,	 которые	вверх	
по	 разрезу	 сменяются	 отложениями	 при-
ливно-отливной	 равнины.	 Пласт	 В10	 развит	
повсеместно,	 на	 северо-западе	 он	 залегает	
на	породах	фундамента	с	 угловым	и	страти-
графическим,	на	остальной	части	территории	

отложения	пласта	В10	со	стратиграфическим	
несогласием	 перекрывают	 породы	 ниж-
ненепской	 подсвиты	 [9].	 После	 перерыва	
в	 осадконакоплении	 территория	 вновь	 ис-
пытывает	трансгрессию,	в	основании	пласта	
В10	находятся	отложения	аллювиальной	рав-
нины,	которые	перекрываются	отложениями	
приливно-отливной	равнины.	

По	 результатам	 аналитической	 работы	
определены	основные	фации,	перспективные	
с	точки	зрения	коллекторских	свойств.	Для	от-
ложений	аллювиального	фэна	такими	фация-
ми	являются	отложения	проксимальной	(АФп)	
и	 медиальной	 частей	 аллювиального	
фэна	 (АФм),	 для	 отложений	 аллювиальной	
равнины	—	флювиальные	каналы	(ФК)	и	флю-
виальные	 каналы	 гравийные	 (ФКгр),	 для	
приливно-отливной	равнины	—	приливно-от-
ливные	 каналы	 (ПОК)	 и	 приливно-отливные	
ручьи	(ПОР).

Также	 определены	 основные	 размеры	
песчаных	 тел	 на	 основе	 параметров,	 полу-
ченных	 по	 керну.	 Отмечается	 высокая	 из-
менчивость	по	разрезу	и	латерали	песчаных	
тел	 в	 связи	 с	 их	 небольшими	 размерами.	
Например,	для	фации	флювиальных	каналов	
(ФК)	ширина	каналов	варьируется	от	2	500	м	
до	 13	 500	 м,	 при	 среднем	 —	 7	 650	 м.	 Раз-
меры	 получены	 по	 формулам	 Fielding	 and	
Crane	[1987]	[10],	исходя	из	глубины	каналов,	
определенной	по	керну.

Вторичные	преобразования	коллекторов

Как	известно,	фильтрационно-емкостные	
характеристики	 пластов	 В10-13	 контролиру-
ются	не	только	условиями	осадконакопления,	
но	и	вторичными	процессами,	широко	разви-
тыми	в	поровом	пространстве	[4,	7,	11,	12].	

Ранее	в	пределах	изучаемых	пород	клю-
чевым	 процессом,	 оказывающим	 влияние	
на	продуктивность	пластов,	выделялась	хло-
ридизация	 (галитизация)	 [8].	 Однако	 в	 ре-
зультате	 проведенного	 комплекса	 работ	 за-
фиксировано	 присутствие	 дополнительных	
минералов,	оказывающих	влияние	на	геоме-
трию	порового	пространства.

Одним	 из	 первых	 методов	 по	 изучению	
пустотного	 пространства	 и	 вторичной	 ми-
нерализации	 выступили	 петрографические	
исследования	шлифов	 стандартного	 и	 боль-
шого	 размера.	 В	 ходе	 работы	 установле-
но,	 что	 пустотное	 пространство	 в	 разрезе	
пластов	В10-13	представлено	межзерновыми	
порами.	 Диагностировано	 и	 подтверждено	
наличие	 процессов	 регенерации	 полево-
шпат-кварцевого	 состава,	 карбонатизации,	
сульфатизации	 и	 хлоридизации,	 оказываю-
щих	наибольшее	влияние	на	ФЕС	пород.	

Использование	 новых	 подходов	 при	 пе-
трографическом	описании	шлифов	позволи-
ло	 оценить	 содержание	 вторичных	 минера-
лов	на	количественном	уровне,	что	облегчает	
дальнейшую	работу	по	анализу	данных	и	по-
иску	 корреляционных	 зависимостей.	 Благо-
даря	 данному	 методу	 исследований	 зафик-
сирована	и	установлена	последовательность	

Рис.	1.	Последовательность	вторичного	минералообразования	В10-13	
Fig.	1.	Sequence	of	secondary	minerals	formation	В10-13
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вторичного	 минералообразования	 (рис.	 1),	
подтверждена	общая	концепция	по	региону,	
в	 рамках	 которой	 процессы	 хлоридизации	
(галитизации)	происходили	на	завершающем	
этапе	формирования	порового	пространства	
коллектора	[7].

Установлено,	что	образование	вторичных	
минералов	 в	 породе	 контролируется	 двумя	
основными	факторами:
1.	 Первичными	 фильтрационно-емкост-

ными	 свойствами	 породы,	 т.к.	 в	 первую	
очередь	 миграция	 высокоминерализо-
ванных	 рассолов	 осуществляется	 внутри	
пород	с	наилучшими	ФЕС.

2.	 Локализацией	 поступления	 высокомине-
рализованных	рассолов	в	породы,	что	об-
условлено	 совокупностью	 тектонических	
движений	и	процессов	[7,	8].
Также	для	оценки	вторичной	цементации	

в	поровом	пространстве	привлекались	коли-
чественные	 методы	 —	 рентгеноструктурный	
анализ	 (РСА)	 и	 обессоливание	 (частичное	
или	полное	удаление	из	состава	солей)	 [14].	
Однако	 полученные	 данные	 не	 позволяют	
в	 полной	мере	охарактеризовать	минераль-
ную	преобразованность	внутри	терригенной	
толщи	 пластов	 В10-13,	 что	 обусловлено	 как	
особенностями	 отбора	 образцов	 (частотой	
и	 равномерностью),	 так	 и	 неоднородностью	
проявления	наложенных	изменений.	

По	 этой	 причине	 при	 седиментологиче-
ском	 изучении	 пород	 выполнена	 фиксация	
наличия	или	отсутствия	вторичной	минерали-
зации.	Для	этих	целей	разработана	и	принята	
условная	классификация,	которая	отобража-
ет	степень	заполнения	тем	или	иным	цемен-
том	порового	пространства.	Данная	методи-
ка	 с	 учетом	 материалов	 петрографии,	 РСА	
и	обессоливания	позволила	на	количествен-
ном	уровне	по	площади	и	по	разрезу	оценить	
распространение	 вторичных	 преобразова-
ний	(рис.	2).	

Влияние	вторичных	преобразований	

на	ФЕС	и	продуктивность	скважин

Исходя	из	результатов	проведенной	ана-
литической	 работы	 и	 общих	 представлений	
по	 региону,	 наибольшему	 влиянию	 вторич-
ных	цементов	подвержены	фации	с	наиболее	
высокими	 первичными	 ФЕС	 [8].	 Например,	
для	фации	флювиальных	каналов	(ФК)	отме-
чается	 снижение	 коэффициента	 пористости	
на	 30	 %	 после	 галитизации	 порового	 про-
странства	 (Кп	 до	 обессоливания	 —	 13,5	 %,	
Кп	после	обессоливания	—	18,9	%),	а	коэф-
фициента	 проницаемости	 —	 на	 70	 %	 (Кпр	
до	обессоливания	—	775	мД,	Кпр	после	обес-
соливания	—	2	786	мД)	(рис.	3).

Стоит	отметить,	 что	 степень	 галитизации	
уменьшается	вниз	по	разрезу	непской	свиты,	
что	связано	в	первую	очередь	с	вертикальной	
миграцией	 рассолов.	 Сульфатизация	 чаще	
всего	проявляется	в	нижних	частях	пластов,	
где	залегают	отложения	флювиальных	кана-
лов	 и	 аллювиальных	 фэнов.	 А	 повышенное	
содержание	 карбонатной	 цементации	 при-
урочено	к	кровельной	части	пласта	В10,	что	
связано,	скорее	всего,	с	общей	трансгресси-
ей	бассейна	седиментации	(рис.	4).

Результаты	 седиментологического	
и	 петрографического	 описания	 кернового	
материала	 проанализированы	 совместно	
с	 продуктивными	 характеристиками	 сква-
жин,	 в	 которых	 проведен	 отбор	 керна.	 Для	
анализа	 в	 качестве	 сравнительной	 характе-
ристики	 использован	 коэффициент	 продук-
тивности,	рассчитанный	либо	по	результатам	
испытаний,	либо	по	результатам	ввода	сква-
жины	в	фактическую	эксплуатацию.	Степень	

Рис.	3.	Сопоставление	фильтрационно-емкостных	свойств	по	фациям	пласта	В10:	
а	—	до	обессоливания;	б	—	после	обессоливания
Fig.	3.	Comparison	of	reservoir	properties	for	facies	of	the	Horizon	B10:	a	–	before	desalinization;	
б	–	after	desalinization

Рис.	2.	Степень	заполнения	порового	пространства	фации	флювиальных	каналов,	д.ед.:	
а	–	сульфатизация,	б	–	галитизация
Fig.	2.	Degree	of	filling	of	the	pore	space	of	the	fluvial	channel	facies,	units:	a	–	sulfatization,	
b	–	halitisation

Рис.	4.	Распределение	вторичных	цементов	по	разрезу
Fig.	4.	Vertical	distribution	of	the	secondary	cements
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засолонения	 рассчитана	 с	 учетом	 данных	
петрографического	описания	шлифов,	рент-
геноструктурного	 анализа	 (РСА)	 и	 данных	
обессоливания.	

На	первом	этапе	проведено	сопоставле-
ние	 между	 коэффициентом	 продуктивности	
и	степенью	галитизации	порового	простран-
ства,	 т.к.	 ранее	 основное	 ухудшение	 филь-
трационно-емкостных	 свойств	 (ФЕС)	 породы	
было	 связано	 с	наличием	 галита	в	 поре	 [8].	
Однако	отмечается	поле	точек	с	пониженным	
коэффициентом	 продуктивности	 с	 низкой	
степенью	 галитизации	 порового	 простран-
ства	(рис.	5А),	что	говорит	о	наличии	других	
факторов,	 влияющих	 на	 эксплуатационные	
характеристики	скважины.	

На	 следующем	 этапе	 проведено	 сопо-
ставление	 между	 коэффициентом	 продук-
тивности	 и	 степенью	 засолонения	 порового	
пространства	 (рис.	 5б).	 В	 данной	 ситуации	
под	степенью	засолонения	понимается	доля	
галита	и	сульфата	в	поровом	пространстве.	

В	целом	отмечается	наличие	связи	между	
коэффициентом	 продуктивности	 и	 степенью	
засолонения,	что	подтверждает	влияние	вто-
ричных	цементов	 на	 продуктивные	 характе-
ристики	 пластов.	 Также	 это	 подтверждается	
наличием	 устойчивой	 связи	 (R	 0,82)	 между	
открытой	 пористостью	 и	 коэффициентом	
продуктивности	(рис.	6),	т.к.	в	данном	случае	
открытая	 пористость	 породы	 формируется	
расположением	вторичных	цементов	в	поре.	

Недостаточно	 высокий	 коэффициент	
корреляции	 может	 быть	 обусловлен	 недо-
статочной	 выборкой	 исследований,	 т.к.	 РСА	
и	шлифы	позволяют	оценить	 долю	сульфата	
в	небольшом	объеме	породы,	а	оценка	гали-
та	 по	 данным	обессоливания	 также	 зависит	
от	равномерности	отбора	образцов.	

Закономерности	площадного	развития	

процессов	засолонения

Развитие	вторичных	цементов	в	поровом	
пространстве	коллектора	является	ключевой	
особенностью	 данного	 региона	 [12].	 Основ-
ной	привнос	солей	в	пласты	В10-13	связывают	
с	вторичной	тектонической	активизацией	Си-
бирской	платформы	на	рубеже	перми	и	три-
аса,	сопровождавшейся	внедрением	траппов	
в	отложения	ангарской,	литвинцевской	свит	
кембрия	и	верхоленской	свиты	карбона	 [7].	
Внедрение	 силла	 способствовало	 прогреву	
нижележащих	 горных	 пород	 и	 насыщаю-
щих	 их	 пластовых	 флюидов.	 Под	 воздей-
ствием	 повышенных	 градиентов	 давления	

Рис.	5.	Сопоставление	коэффициента	продуктивности	и	степени	вторичной	
цементации	порового	пространства:	а	—	степень	галитизации	(%)	и	коэффициент	
продуктивности	(м3/сут/атм);	б	—	степень	галитизации	и	сульфатизации	(%)	
и	коэффициент	продуктивности	(м3/сут/атм)
Fig.	5.	Comparison	of	productivity	factor	and	secondary	cementation	fraction	of	the	pore	space:	
a	–	halitization	cement	(%)	and	productivity	factor	(m3/day/atm);	б	–	sulphatization	cement	(%)	
and	productivity	factor	(m3/day/atm)

Рис.	6.	Сопоставление	коэффициента	
открытой	пористости	(%)	и	коэффициета	
продуктивности	(м3/сут/атм)
Fig.	6.	Comparison	of	productivity	factor	(m3/
day/atm)	and	open	porosity	(%)	

Рис.	8.	Степень	галитизации	порового	пространства	(д.ед.):	а	—	карта	распределения	
параметра;	б	—	зависимость	степени	галитизации	от	расстояния	до	разломов
Fig.	8.	Halitization	fraction	of	the	pore	space	(units):	a	–	parameter	map;	б	–	function	between	
halitization	fraction	and	distance	to	the	open	faults

Рис.	7.	Степень	сульфатизации	порового	пространства	(д.ед.):	а	—	карта	распределения	
параметра;	б	—	зависимость	степени	сульфатизации	от	расстояния	до	разломов
Fig.	7.	Sulphatization	fraction	of	the	pore	space	(units):	a	–	parameter	map;	б	–	function	between	
sulphatization	fraction	and	distance	to	the	open	faults

и	 повышенной	 плотности	 рассолов	 проис-
ходила	их	миграция	 в	 нижележащие	 пласты	
[4,	13].	Также	образование	галита	в	поровом	
пространстве	может	быть	 связано	 с	 выпаде-
нием	 солей	 на	 границе	 палеоводонефтяных	
контактов	[11]	либо	с	инфильтрацией	высоко-
минерализованных	рассолов	(рапы)	в	период	
осадконакопления	их	вышележащих	отложе-
ний	[16].	Но	как	отмечается	[13],	данное	соле-
отложение	незначительно	повлияло	на	фор-
мирование	порового	пространства.	

По	разрезу	в	пределах	месторождения	вы-
деляются	 пласты	 каменных	 солей	 толщиной	

до	 300	 метров,	 приуроченные	 к	 ангарской,	
бельской	 и	 усольской	 свитам.	 По	 площади	
месторождения	отмечаются	локальные	участ-
ки	полного	выщелачивания	солей.	Следова-
тельно,	стоит	предположить,	что	источниками	
для	 формирования	 высокоминерализован-
ных	рассолов	являлись	все	соли,	залегающие	
выше	 пласта	 Б2,	 включая	 соли	 перемычки	
между	пластами	Б1	и	Б2,	соли	усольской	сви-
ты,	а	также	соли	бельской	свиты.	

Исходя	из	результатов	стадиального	ана-
лиза,	 предполагается,	 что	 образование	 вто-
ричных	минералов	 в	 поровом	пространстве	
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пластов	В10-13	происходило	в	несколько	ста-
дий	на	разных	 этапах	развития	 территории.	
Образование	сульфата	происходило	до	гали-
та.	Предположительно,	образование	сульфа-
тов	 связано	 с	 тектоническими	 движениями	
при	формировании	надвига	в	раннем	палео-
зое.	В	целом	отмечается	связь	между	степе-
нью	 сульфатизации	 и	 расстоянием	 от	 опре-
деленной	 группы	 разломов,	 приуроченных	
к	надвигу	(рис.	7).	

Распространение	 галита	в	поровом	про-
странстве	 пластов	 В10-13,	 предположитель-
но,	осуществлялось	на	рубеже	перми-триаса,	
когда	 происходила	 тектоническая	 активиза-
ция	Сибирской	платформы,	сопровождаемая	
трапповым	магматизмом	 [7].	 На	 территории	
Верхнечонского	 месторождения	 внедрение	
траппов	в	основном	приурочено	к	ангарской	
свите,	сложенной	каменными	солями.	

Наличие	 устойчивой	 связи	 между	 рас-
стоянием	 от	 определенной	 группы	 разло-
мов	 и	 степенью	 галитизации	 (рис.	 8)	 также	
подтверждает	 общую	 теорию	 о	 том,	 что	
на	момент	миграции	высокоминерализован-
ных	рассолов	были	открыты	разломы	только	
северо-западного	 простирания	 [7].	 Наилуч-
шей	сходимости	с	данными	удалось	добиться,	
благодаря	разделению	всех	скважин	на	груп-
пы	с	высокими	первичными	ФЕС	(первичная	
пористость	>18	%)	и	низкими	первичными	ФЕС	
(первичная	пористость	<18	%),	что	также	под-
тверждает	общую	концепцию	о	 том,	 что	ми-
грация	 высокоминерализованных	 рассолов	
осуществлялась	в	пропластки	с	наилучшими	
первичными	ФЕС	[8].	

Таким	 образом,	 впервые	 получены	 за-
висимости	 между	 степенью	 галитизации	
и	 сульфатизации	 и	 расстоянием	 от	 разло-
мов,	проводящих	высокоминерализованные	
растворы.	

Определение	коэффициента	засолонения	

по	данным	ГИС

Разработка	 петрофизической	 модели	
коллекторов	 пластов	 В10-13	 имеет	 длитель-
ную	историю	[8].

На	 текущий	 момент	 при	 используемом	
на	месторождении	комплексе	ГИС	возможно	
выделение	 только	 галита,	 поэтому	 в	 даль-
нейшем	 под	 коэффициентом	 засолонения	
подразумевается	коэффициент	галитизации.	
Выделение	сульфата	по	данным	ГИС	затрудни-
тельно	в	связи	с	малым	содержанием	(в	сред-
нем	 в	 пределах	 5	 %)	 минерала	 по	 данным	
имеющегося	 керна,	 а	 также	 в	 связи	 с	 огра-
ниченностью	 комплекса	 ГИС.	 Существует	

предположение,	 что	 выделение	 сульфата	
по	данным	ГИС	возможно	при	использовании	
аппаратурно-методического	комплекса	лито-
логического	импульсного	нейтронного	каро-
тажа	 (ИНК-Л),	но	данная	 технология	 требует	
дополнительного	апробирования	в	пределах	
Верхнечонского	месторождения.	

При	разработке	методики	оценки	засоло-
нения	 пород	 и	 оценки	 коэффициента	 пори-
стости	по	данным	ГИС	учитывалось	различное	
влияние	кристаллического	галита	на	акусти-
ческие,	нейтронные	и	плотностные	свойства	
пород.	Рассмотрены	петрофизические	моде-
ли	 этих	методов,	 на	основании	 которых	для	
дальнейших	исследований	предложены	ком-
плексы,	представленные	следующими	парами	
методов:	 плотностной	 (ГГКп)	 —	 нейтронный	
(НК),	 акустический	 (АК)	—	нейтронный	 (НК).	
Преимуществом	 пары	 методов	 ГГКп–НК,	
является	 возможность	 их	 использования	
в	горизонтальных	скважинах,	т.к.	оба	методы	
объемные	 и	 слабо	 зависят	 от	 анизотропии	
свойств.

АК–НК	—	эта	пара	методов	не	может	ис-
пользоваться	 для	 интерпретации	 в	 горизон-
тальных	 скважинах.	 Наличие	 глинистости	
оказывает	существенное	влияние	на	оба	ме-
тода.	Поэтому	при	комплексном	использова-
нии	НК-АК	необходимо	учитывать	глинистость	
пород.

Анализ	 кернового	 материала	 показал,	
что	 засолонение	 разреза	 преимущественно	
связано	 с	 чистыми,	 неглинистыми	 интерва-
лами.	 Таким	 образом,	 принимая,	 что	 гли-
нистость	 в	 интервалах	 засолонения	 не	 ока-
зывает	 влияние	 на	 методы	 ГИС,	 составлена	
комплексная	 палетка	 ГГКп-Wнк	 (рис.	 9)	 для	
одновременного	расчета	пористости	с	учетом	
коэффициента	 солесодержания	 и	 (или)	 гли-
нистости	пород.

Физический	 смысл	 составленной	 палет-
ки	 следующий:	 при	 совпадении	 пористости	
по	 ГГК-П	и	Кп	по	нейтронному	каротажу	по-
рода	соответствует	чистым	песчаникам.	При	
повышении	 содержания	 галита	 в	 породе	
увеличивается	 пористость	 по	 ГГКп	 относи-
тельно	 пористости	 по	 нейтронному	 карота-
жу.	Превышение	пористости	по	нейтронному	
каротажу	 над	 пористостью	 по	 плотностному	
каротажу	обусловлено	содержанием	в	поро-
де	глинистых	минералов	(наличием	глинисто-
сти),	 в	 этом	 случае	 пористость	 принимается	
по	гамма-гамма	плотностному	каротажу.

На	 рисунке	 10	 представлена	 комплекс-
ная	палетка	АК-Wнк	для	расчета	пористости	
с	 учетом	 засолонения	 и/или	 глинизации	

пород.	Физический	 смысл	 составленной	 па-
летки	 следующий:	 при	 совпадении	 пористо-
сти	по	АК	и	по	нейтронному	каротажу	порода	
соответствует	чистым	песчаникам.	Содержа-
ние	 галита	в	породе	приводит	к	завышению	
пористости	по	акустическому	каротажу	и	за-
нижению	 Кп	 по	 нейтронному	 каротажу.	 Со-
держание	 в	 породе	 глинистых	 минералов	
(наличие	 глинистости)	 приводит	 к	 завыше-
нию	 пористости	 по	 акустическому	 каротажу	
и	 завышению	Кп	 по	 нейтронному	 каротажу.	
Полученная	 комплексная	 палетка	 является	
универсальной	и	позволяет	вычислить	истин-
ную	пористость	[8].

Уточнение	оценки	коэффициента	

проницаемости	

Для	уточнения	коэффициента	проницае-
мости	в	целом	по	пласту	авторами	разрабо-
таны	зависимости	для	расчета	коэффициента	
проницаемости	для	каждой	фации.	На	сегод-
няшний	день	для	определения	коэффициен-
та	 проницаемости	 горных	 пород	 существует	
достаточно	 много	 подходов	 [15].	 Основная	
идея	во	всех	подходах	заключается	в	нахож-
дении	 связи	 пористости	 и	 проницаемости	
с	 использованием	 керновых	 зависимостей	
и	учета	дополнительных	факторов.	Для	оцен-
ки	 абсолютной	 проницаемости	 по	 фациям	
использовалась	трехмерная	связь	Кпр	=	f(Кп,	
Кво,	Ксоль),	полученная	на	основе	кернового	
материала	(рис.	11).

Прогнозирование	засолонения	пласта	

в	межскважинном	пространстве	

В	пределах	Верхнечонского	месторожде-
ния	 прогноз	 фильтрационно-емкостных	
свойств	 (ФЕС)	пласта	В10-13	по	данным	сей-
сморазведочных	работ	 (СРР)	всегда	являлся	
вызовом	 для	 специалистов,	 занимающихся	
интерпретацией	данных	СРР	[17].	Это	обуслов-
лено	таким	рядом	факторов,	как:	
•	 сложные	 геологические	 условия	 —	 вы-

сокая	 латеральная	 и	 вертикальная	 из-
менчивость,	 обусловленная	 особенно-
стями	 осадконакопления	 и	 вторичными	
процессами;	

•	 малые	 мощности	 целевого	 интервала	—	
от	0	до	50	м,	в	зависимости	от	территории	
месторождения	(в	среднем	—	15	м);

•	 высокий	 акустический	 контраст	 между	
целевым	 интервалом	 (терригенные	 по-
роды)	 и	 вмещающими	 породами	 (фун-
дамент,	 карбонатные	 отложения),	 что	
приводит	к	 тому,	что	динамика	волново-
го	 поля	 определяется	 также	 свойствами	

Рис.	10.	Палетка	АК-Wнк	для	определения	коэффициента	
пористости	и	коэффициента	засолонения
Fig.	10.	Plot	AL-TNPH	for	calculation	of	porosity	factors	and	salinization	
coefficient

Рис.	9.	Палетка	ГГКп-Wнк	для	определения	коэффициента	
пористости	и	коэффициента	засолонения
Fig.	9.	Plot	RHOB-TNPH	for	calculation	of	porosity	factors	and	salinization	
coefficient
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вмещающей	толщи	[17];
•	 сложные	 тектонические	 процессы	—	 на-

личие	 траппов	в	 верхней	 части	разреза,	
зон	надвига,	что	может	искажать	сейсми-
ческий	отклик	от	пласта.	
Ранее	для	пласта	В10-13	выполнена	аку-

стическая	 инверсия	 целевого	 интервала	
сейсмического	 куба.	 В	 результате	 данной	
работы	 был	 получен	 прогноз	 линейной	 ем-
кости	 пласта	 В10,	 что	 характеризует	 объем	
порового	пространства	пласта.	Данный	под-
ход	 сначала	 был	 опробован	 на	 небольшом	
участке	 месторождения,	 а	 через	 два	 года	
он	 был	 транслирован	 на	 всю	 площадь	 ме-
сторождения	 после	 проведения	 3D-сейсмо-
разведочных	 работ	 по	 методу	 общей	 точки	
(МОГТ)	в	2011	году	[18].	В	целом,	данный	под-
ход	использовался	при	бурении	разведочных	
и	 наклонно-направленных	 скважин.	 Однако	
при	 переходе	 к	 бурению	 удлиненных	 гори-
зонтальных	 скважин	и	многозабойных	сква-
жин	 в	 краевых	 частях	 месторождения	 воз-
никла	потребность	в	поиске	новых	подходов	
для	 улучшения	 прогноза	 параметров	 пласта	
по	данным	сейсморазведочных	работ.	

В	2022	г.	проведена	переинтерпретация	
данных	 сейсморазведочных	 работ,	 в	 ходе	
которой	была	учтена	верхняя	часть	разреза	
(ВЧР),	что	в	целом	позволило	повысить	разре-
шенность	данных	прогноза	СРР.	После	этого	
перед	 авторами	 стояла	 задача	 улучшить	 су-
ществующий	прогноз	свойств	пласта	по	дан-
ным	 СРР.	 Стоит	 отметить,	 что	 после	 2013	 г.	
на	 месторождении	 был	 пробурен	 основ-
ной	 фонд	 эксплуатационных	 скважин	
(60	 %	 от	 текущего	 фонда),	 а	 также	 более	
25	скважин	с	полным	отбором	керна	и	запи-
сью	 расширенного	 комплекса	 ГИС,	 что	 уве-
личило	охарактеризованность	пласта	В10-13	
геолого-геофизическими	данными.	Таким	об-
разом,	количество	опорной	информации	для	
прогноза	свойств	по	данным	сейсморазведки	
выросло,	однако	с	учетом	высокой	изменчи-
вости	пласта	это	также	способствовало	увели-
чению	неопределенности.	

Пласт	 В10-13	 характеризуется	 вы-
сокой	 изменчивостью	 фациального	
ряда	 как	 по	 разрезу,	 так	 и	 в	 пределах	

Рис.	11.	Зависимость	коэффициента	
проницаемости	от	коэффициента	
пористости,	коэффициента	остаточной	
водонасыщенности	и	коэффициента	
засолонения	для	фации	флювиальных	
каналов	по	данным	исследований	на	керне.	
Шифр	точек	—	Кво+Ксоль
Fig.	11.	Function	between	porosity,	residual	
water	saturation,	salinization	and	permeability	
for	the	fluvial	channel	facies	on	the	core	data.	
Point’s	code	–	water	saturation	+	salinization

площади	 месторождения,	 а	 значит,	
и	 высокой	 изменчивостью	 фильтраци-
онно-емкостных	 свойств	 (ФЕС).	 Для	 сни-
жения	 коридора	 неопределенности	 при	
прогнозировании	 ФЕС	 по	 данным	 СРР	
было	 принято	 решение	 о	 разделении	 ме-
сторождения	на	отдельные	участки.	Данный	
подход	 позволил	 сгруппировать	 скважины,	
пробуренные	 в	 схожих	 условиях	 осадкона-
копления,	 а	 значит,	 и	 характеризующиеся	
схожими	ФЕС.	Данный	подход	 также	позво-
лил	для	прогноза	ФЕС	по	данным	СРР	исполь-
зовать	не	только	вертикальные	и	наклонно-
направленные	скважины,	но	и	эксплуатаци-
онные	скважины,	пробуренные	по	нисходя-
щей	 траектории	 и	 вскрывающие	 подошву	
пласта.	 Использование	 эксплуатационных	
скважин,	 включая	 горизонтальные	 скважи-
ны,	 позволило	 увеличить	 количество	 вход-
ных	данных	для	прогноза.

После	 разделения	 месторождения	
на	участки	с	учетом	особенностей	осадкона-
копления	 были	 сформулированы	 основные	
критерии	для	дальнейшей	работы	с	сейсми-
ческими	атрибутами:	
1.	 Окно	для	расчета	атрибутов	подбиралось	

таким	 образом,	 чтобы	 получить	 макси-
мальный	 вклад	 от	 целевого	 интервала	
разреза.

2.	 В	 процессе	 тестирования	 подбиралось	
определенное	 количество	 сейсмических	
атрибутов	(один	или	несколько)	для	полу-
чения	наибольшего	коэффициента	корре-
ляции	со	скважинными	данными.	
По	 результатам	 проведенной	 работы	

для	 каждого	 участка	 была	 получена	 карта	
эффективных	 толщин	 и	 карта	 засолонен-
ных	 толщин.	 Впоследствии	 по	 результатам	
сшивки	 этих	 карт	 получены	 карты	 эффек-
тивных	 и	 засолоненных	 толщин	 по	 каждо-
му	 из	 пластов.	 Стоит	 отметить,	 что	 впер-
вые	 для	 данного	 месторождения	 получена	
прогнозная	 карта	 засолоненных	 толщин,	
а	 также	 тот	 факт,	 что	 в	 качестве	 входной	
информации	 использовались	 не	 толь-
ко	 данные	 по	 вертикальным	 и	 наклонно-
направленным	 скважинам,	 но	 и	 данные	
по	горизонтальным	скважинам,	пробуренным	

по	 нисходящей	 траектории	 и	 вскрывающим	
подошву	пласта.	

Геологическая	модель	пластов	

В10-13	как	инструмент	для	планирования	

эксплуатационного	бурения

В	данной	работе	в	качестве	инструмента	
для	 планирования	 эксплуатационного	 буре-
ния	принимается	геологическая	модель	пла-
стов	В10-13,	поэтому	все	полученные	резуль-
таты	аналитической	работы	были	учтены	при	
построении	геологической	модели.	

В	 связи	 с	 распространением	 вторич-
ных	 процессов	 внутри	 порового	 простран-
ства	 построение	 геологической	 модели	
пластов	 В10-13	 осуществлялось	 в	 несколько	
этапов	(рис.	14).	

Рис.	13.	Результирующая	прогнозная	карта	засолоненных	толщин	
пласта	В10	
Fig.	13.	The	resulting	map	of	the	salted	reservoir	thickness	of	the	horizon	
V10	by	the	seismic	prediction

Рис.	12.	Разделение	месторождения	на	локальные	участки	для	
проведения	мультиатрибутного	анализа.	Карта	—	доля	фации	
флювиального	канала	(ФК)	относительно	общей	толщины	
пласта	В10
Fig.	12.	Field	division	into	local	region	for	multi-attribute	seismic	
analysis.	Map	–	fluvial	channel	facies	fraction
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По	результатам	проведенной	работы	для	
локализации	песчаных	тел	по	разрезу	на	пер-
вом	 этапе	 осуществлялось	 построение	 куба	
фаций.	 Размеры	 песчаных	 тел	 задавались	
исходя	из	данных,	полученных	при	седимен-
тологическом	описании	керна.	Также	основ-
ной	 задачей	 было	 соблюсти	 логику	 измене-
ния	фациальных	рядов	как	по	вертикали,	так	
и	по	площади.	

На	втором	этапе	внутри	выделенных	фа-
ций	осуществлялось	распределение	первич-
ных	коллекторов.	

На	 третьем	 этапе	 внутри	 первичного	
коллектора	 осуществлялось	 распределение	
дискретных	засолоненных	разностей	коллек-
тора,	 выделенных	 по	 данным	 ГИС.	 При	 рас-
пространении	 засолоненных	 разностей	 ис-
пользованы	результаты	прогноза	по	данным	
интерпретации	 сейсморазведочных	 работ	
(СРР).	Также	в	тренде	учтены	результаты	по-
лученной	концепции	распространения	солей.	

На	завершающей	стадии	внутри	результи-
рующего	объема	коллекторов	распределены	
сульфатизированные	 разности,	 выделенные	
по	 керну.	 Распределение	 сульфатизирован-
ных	пропластков	по	площади	осуществлялось	
с	 учетом	 концепции	 распространения	 суль-
фатов	 по	 площади	 месторождения.	 Также	
в	 итоговый	 куб	 литологии	 встроены	 дайки	
и	зоны	линейной	глинизации	пласта	В10	[9].	
Эти	 геологические	 тела	 выделяются	 по	 дан-
ным	СРР	и	подтверждаются	результатами	бу-
рения	скважин.	

На	 следующем	 этапе	 осуществлялось	
распределение	ФЕС	внутри	итогового	коллек-
тора.	 Стоит	 отметить,	 что	 распространение	
коэффициента	 засолонения	осуществлялось	
в	пределах	всего	первичного	коллектора.	Для	
распространения	 данного	 параметра	 впер-
вые	построен	тренд	по	зависимости	уменьше-
ния	 коэффициента	 засолонения	 от	 расстоя-
ния	до	разлома	(рис.	15).	

Куб	 коэффициента	 пористости	 строил-
ся	 следующим	 образом.	 В	 качестве	 тренда	
использовался	 обратный	 куб,	 рассчитанный	
от	 коэффициента	 засолонения,	 что	 обеспе-
чило	 наилучшую	 связь	 между	 этими	 пара-
метрами.	 В	 итоговой	 модели	 реализовано	
ухудшение	коэффициента	пористости	вблизи	
разломов,	 проводящих	 высокоминерализо-
ванные	рассолы	(рис.	16).	По	результатам	по-
строения	 куба	 пористости	 рассчитаны	 кубы	
коэффициента	 проницаемости	 и	 водонасы-
щенности	согласно	вышеприведенным	актуа-
лизированным	формулам.

Таким	образом,	построена	итоговая	гео-
логическая	модель.	В	целом	отмечается	при-
рост	начальных	геологических	запасов	(НГЗ)	
относительно	 текущей	авторской	 геологиче-
ской	модели	(ГМ)	на	8,2	%.	Основной	прирост	
отмечается	 за	 счет	 прироста	 запасов	 в	 не-
разбуренных	 частях,	 т.к.	 ранее	 картирова-
ние	зон	засолонения	осуществлялось	как	½	
расстояния	между	скважинами.	В	новой	гео-
логической	модели	для	этих	целей	использу-
ются	актуализированные	тренды.

Итоги

По	 результатам	 работы	 проведена	 ревизия	
кернового	материала	ВЧНГКМ,	актуализиро-
вана	общая	концепция	условий	осадконако-
пления	и	общая	концепция	 засолонения	по-
род	в	пределах	данного	месторождения.	
Проведена	 актуализация	 геологической	 мо-
дели	как	инструмента	для	планирования	сква-
жин	 эксплуатационного	 бурения.	 В	 целом	 в	
обновленной	геологической	модели	улучшен	
контроль	за	зонами	распространения	песча-
ных	 тел	 в	 межскважинном	 пространстве.	 За	

Рис.	14.	Разрезы	по	кубам	литологии:	а	—	куб	фаций;	б	—	куб	первичного	коллектора;	
в	—	куб	итогового	коллектора
Fig.	14.	Section	through	lithology	cubes:	a	–	facies	cube;	б	–	original	reservoir	cube;	в	–	resulting	
lithology	cube

Рис.	15.	а	—	трендовая	карта	степени	засолонения	порового	пространства,	построенная	
по	зависимости	от	расстояния	до	разломов;	б	—	результирующий	тренд	коэффициента	
засолонения	с	учетом	скважинных	данных
Fig.	15.	а	–	trend	map	of	the	salinization	fraction	of	the	pore	space	built	by	distance	to	faults	
function	б	–	resulting	salinization	coefficient	trend	taking	into	well	data

Рис.	16.	Разрезы	по	кубу	пористости
Fig.	16.	Section	through	porosity	cube
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первые	 полгода	 реализации	 подходов	 отме-
чается	 высокая	 подтверждаемость	 прогноза	
свойств	данными	сейсмики.

Выводы

Новый	подход	к	оценке	площадного	распре-
деления	вторичных	цементов	в	пластах	В10-13	
Верхнечонского	 месторождения,	 основан-
ный	на	оценке	расстояния	прогнозной	точки	
от	 проводящего	 разлома,	 открывает	 новые	
возможности	 прогноза	 коэффициента	 про-
дуктивности	скважин.
В	результате	 геологическая	модель	объекта,	
построенная	 на	 основе	 мультидисциплинар-
ного	 подхода,	 становится	 эффективным	 ин-
струментом	снижения	рисков	эксплуатацион-
ного	бурения.	
Данные	 подходы	 рекомендуется	 транслиро-
вать	 на	 терригенные	 и	 карбонатные	 пласты	
Восточной	 Сибири,	 а	 также	 на	 объекты-ана-
логи,	 где	 развито	 распространение	 вторич-
ных	цементов.	
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Results

As	a	result	of	the	work	the	revision	of	core	data	of	The	Verkhnechonskoye	
field	has	been	carried	out,	general	sedimentation	concept	and	general	
salinization	 concept	 have	 been	 updated.	 For	 the	 first	 time	 a	 seismic	
properties	prediction	has	been	completed.	
3D	geological	model	has	been	updated	as	a	tool	for	product	well	drilling	
planning.	In	general,	control	over	sandstones	distribution	between	wells	
has	 been	 improved.	 For	 the	 half	 a	 year	 of	 the	 implementation	 of	 new	
approaches,	high	seismic	prediction	confirmability	is	recorded.	

Conclusions

New	approach	for	estimation	of	secondary	cementation	areal	distribution	
in	 the	 horizon	 V10-13	 Verchnechonskoye	 field	 based	 on	 distance	 to	
open	 fault	estimation	opens	new	opportunities	 for	prediction	of	a	well	
productivity	factor.	
As	a	result	3D	geological	model	created	by	the	cross-functional	approach	
becomes	an	effective	tool	for	reducing	risks	of	product	drilling.	
These	 approaches	 are	 recommended	 to	 implement	 on	 the	 terrigenous	
and	carbonates	horizons	of	East	Siberia	Formation	as	well	as	analogous	
objects	characterized	by	secondary	salinization	spreading.	
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Prediction	of	reservoir	properties	of	reservoirs	of	the	AB,	BV	group	of	the	Samotlor	deposit	
based	on	polyparametric	dependencies	of	geological	and	geophysical	parameters
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Abstract
In	the	process	of	creating	geological	models	and	designing	the	development	of	objects	confined	to	the	layers	of	the	AB,	BV	group	of	the	Samotlor	

deposit,	the	most	difficult	task	is	mapping	and	further	spatial	modeling	of	forecast	maps	of	effective	reservoir	thicknesses.	The	process	of	constructing	

a	conceptual	geological	model	of	the	Samotlor	deposit	development	facilities	includes	the	construction	of	forecast	maps	of	sandiness	according	

to	a	set	of	criteria	established	according	to	seismic	survey,	GIS	and	core	data.	Testing	of	the	proposed	algorithm	for	forecasting	reservoir	properties	

of	development	objects	on	the	area	of	the	Samotlorskoye	field	with	a	sample	of	data	on	~	25	000	wells	will	allow	applying	the	experience	gained	

on	poorly	studied	field	facilities	of	other	fields.

Materials	and	methods

A	statistical	analysis	of	borehole	data	and	seismic	survey	datawas	
performed,	the	trend	fields	of	the	sandiness	coefficient	were	calculated.

Keywords

field	of	the	parameter	of	seismic	classes,	the	visible	frequency	of	the	
reflected	wave,	the	forecast	map	of	sandiness
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Прогнозирование	коллекторских	свойств	пластов	
группы	АВ,	БВ	Самотлорского	месторождения	
на	основе	полипараметрических	зависимостей	
геолого-геофизических	параметров

	Бембель	М.Р.,	Толстолыткин	Д.В.

ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия
mrbembel@tnnc.rosneft.ru

Аннотация
В	процессе	 создания	 геологических	моделей	и	проектирования	разработки	объектов,	приуроченных	к	пластам	 группы	

АВ,	 БВ	 Самотлорского	 месторождения,	 сложнейшей	 задачей	 является	 картирование	 и	 дальнейшее	 пространственное	

моделирование	прогнозных	карт	эффективных	толщин	коллектора.	Процесс	построения	концептуальной	геологической	

модели	объектов	разработки	Самотлорского	месторождения	включает	в	себя	построение	прогнозных	карт	песчанистости	

по	 комплексу	 критериев,	 установленных	 по	 данным	 сейсморазведки,	 ГИС	 и	 керна.	 Опробование	 предлагаемого	

алгоритма	прогноза	коллекторских	свойств	объектов	разработки	на	площади	Самотлорского	месторождения	с	выборкой	

данных	 по	 ~25	 000	 скважин	 позволит	 применять	 полученный	опыт	 на	 слабоизученных	 промысловых	 объектах	 других	

месторождений.

Материалы	и	методы

Выполнен	статистический	анализ	скважинных	данных	и	данных	
сейсморазведки,	рассчитаны	трендовые	поля	коэффициента	
песчанистости.

Ключевые	слова

поле	параметра	сейсмоклассов,	видимая	частота	отраженной	волны,	
прогнозная	карта	песчанистости
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Актуальность	и	обоснование	выбранных	

параметров	исследования

Актуальность	 исследований	 заключа-
ется	 в	 необходимости	 уточнения	 строе-
ния	 залежей	 Самотлорского	 месторожде-
ния	 и	 выявления	 участков	 с	 наилучшими	

коллекторскими	 свойствами	 для	 эффектив-
ной	разработки	месторождения	и	максималь-
ного	отбора	углеводородов.

В	настоящее	время	перспективы	поддержа-
ния	 стабильного	 уровня	 добычи	 на	 Самотлор-
ском	 месторождении	 связаны	 с	 вовлечением	

в	 разработку	 запасов	 нефти,	 расположенных	
в	краевых	зонах	продуктивных	пластов	разреза.	
Бурение	новых	скважин	в	этих	районах	связано	
с	высокими	рисками	получения	нерентабельных	
притоков	нефти	ввиду	недостаточной	изученно-
сти	продуктивности	пластов	бурением.
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Анализ	 и	 использование	 при	 моделиро-
вании	доступных	геофизических	полей	(сейс-
мические,	 гравитационные,	 структурные	
карты,	 тектонические,	 фациальные	 карты),	
как	правило,	имеют	коэффициенты	корреля-
ции	с	фактическими	скважинными	данными	
не	более	25	%.	Предлагаемый	авторами	ал-
горитм	использования	полипараметрических	
трендов	 позволяет	 повысить	 коэффициент	
корреляции	до	55–65	%,	что	значительно	сни-
зит	финансовые	риски	 при	 проектировании	
бурения	 и	 зарезке	 боковых	 стволов	 (ЗБС),	
горизонтальных	скважин	(ГС).

Главная	 задача	 проведенной	 рабо-
ты	—	в	опробовании	предлагаемого	алгорит-
ма	на	хорошо	изученном	объекте	с	большой	
выборкой	скважинных	данных	с	целью	даль-
нейшего	 применения	 на	 «слабо-разбурен-
ных»	площадях	с	качественно	проведенными	
геофизическими	исследованиями	(сейсмиче-
ские,	гравитационные,	тепловые	и	др.	поля).

Выбор	 параметров	 для	 прогноза	 в	 дан-
ной	работе	продиктован	исключительно	кор-
реляцией	каждого	из	полей	всей	имеющейся	
геолого-физической	 информации	 по	 данно-
му	объекту	со	скважинными	данными.	В	дан-
ном	случае	 такими	полями	послужили:	поле	
сейсмических	 атрибутов,	 поле	 структурного	
фактора,	 поле	параметра	динамической	ак-
тивности,	имеющие	наиболее	высокие	коэф-
фициенты	корреляции	по	сравнению	с	други-
ми	полями.

Научная	 новизна	 исследований	 связана	
с	обоснованием	возможности	уточнения	кол-
лекторских	свойств	пород	целевых	 горизон-
тов	Самотлорского	месторождения	УВ	на	ос-
нове	 использования	 полипараметрических	
зависимостей	геолого-геофизических	полей.

Объект	и	методы	исследования

Породы	 пласта	 АВ1(1)	 изучены	 по	 керну	
52	скважин,	АВ1(2)	—	по	керну	88	скважин.

Накопление	 отложений	 пластов	 АВ1(1)	
и	 АВ1(2)	 проходило	 в	 прибрежно-морских	
(«подводных»)	 обстановках	 и	 отвечает	
сравнительно	 кратковременным	 периодам	
проградации	 дельты	 с	 влиянием	 волновых	
процессов	на	фоне	медленно,	возвратно-по-
ступательно	 развивающейся	 субрегиональ-
ной	трансгрессии.

Пласт	 АВ1(1)	 также	 накапливался	
в	 период	 проградации	 дельтовой	 системы	
и	представлен	отложениями	дельты,	сформи-
рованными	в	более	глубоких	обстановках	от-
носительно	пласта	АВ1(2).	Объективно	дель-
товая	 лопасть	 пласта	 АВ1(1),	 относительно	
пласта	АВ1(2),	сместилась	к	востоку,	что	явля-
ется	 следствием	 ритмично-поступательного	

Рис.	2.	Карты-схемы	фациальных	обстановок	
пласта	БВ8(0)
Fig.	2.	Maps-diagrams	of	facies	environments	
of	the	BV8(0)	formation

Рис.	1.	Карты-схемы	фациальных	обстановок	пласта	АВ1(1-2)
Fig.	1.	Maps-diagrams	of	facies	environments	of	the	AV1(1-2)	formation

Блок-схема	алгоритма	построения	полипараметрической	прогнозной	карты
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развития	 субрегиональной	 трансгрессии.	
В	 восточной	 части	 исследуемой	 территории	
существовала	песчаная	проксимальная	часть	
фронта	дельты,	 которая	к	 западу	 сменялась	
более	 алевритистыми	 осадками	 дистальной	
части	фронта	(рис.	1)	[5].	На	крайнем	западе	
территории	 исследований	 осадки	 фронта	
дельты	сменяются	 глинистыми	отложениями	
продельтового	 склона.	 Зоны	 максимальных	
эффективных	 толщин	 отмечаются	 в	 восточ-
ной	части	территории	и	приурочены	к	фронту	
дельты,	проксимальной	его	части.

Формирование	отложений	пласта	БВ8(0)	
знаменует	начало	региональной	(«самотлор-
ской»)	 трансгрессии	 [2,	 3,	 4].	 Трансгрессия	
в	начальные	этапы	имела	пульсирующий,	воз-
вратно-поступательный	 характер	 с	 элемен-
тами	 эпизодической	 и	 локальной	 програда-
ции	 дельты	 (например,	юго-восточная	 часть	
месторождения).	 Песчаники	 фронта	 дельты	
(устьевые	 бары)	 в	 пределах	 пласта	 БВ8(0)	
отмечаются	 лишь	 на	 востоке	 и	 юго-восто-
ке	 исследуемой	 территории	 (рис.	 2)	 [5].	
В	центральной	и	северной	части	месторожде-
ния	 песчаные	 отложения	 представлены	

маломощными	прослоями,	вероятно,	ограни-
ченных	размеров	и	фрагментарного	площад-
ного	 распространения.	 Накопление	 данных	
отложений	проходило	эпизодически,	в	пери-
оды	 сильных	 штормов	 (отложения	 штормо-
вых	слоев	дистальной	части	фронта	дельты).	
На	 западе	 площади	 песчано-алеврито-гли-
нистые	 отложения	 дистальной	 части	фронта	
дельты	сменяются	глинистыми	алевролитами	
и	аргиллитами	продельтового	склона	[1,	4].

В	данной	статье	предлагается	построение	
прогнозных	карт	песчанистости,	карт	эффек-
тивных	толщин	на	основе	полипараметриче-
ских	 зависимостей	 геолого-геофизических	
полей.

Исходные	данные

Исходными	 данными	 при	 проведении	
анализа	послужили:
•	 карты	 параметров:	 структурный	 фак-

тор,	 параметр	 динамической	активности	
временного	 поля	 Т0	 (разница	между	 ис-
ходными	и	«сглаженными»	данными	(вы-
сокочастотная	 фильтрация)),	 карта	 сей-
смоклассов	(нейронные	сети)	(рис.	3–6);

•	 коэффициенты	 песчанистости	 по	 сква-
жинным	данным	(база	данных),	выборка	
из	28	500	скважин.
Специфический	 характер	 скаттерплотта	

связан	c	изначально	дискретным	полем	сей-
смокласса,	впоследствии	«сглаженным»	про-
цедурой	smuth.

Построение	полипараметрического	поля	

Построение	полипараметрического	поля	
(сейсмокласс	 +	 струкурный	 фактор	 +	 пара-
метр	 динамической	 активности)	 в	 качестве	
прогнозной	карты	песчанистости	в	предлага-
емом	авторами	алгоритме	начинается	с	ана-
лиза	исходных	данных	 (составление	зависи-
мостей	Кпесч	=	f(ДА;	СФ;	SK):
•	 карта	 параметра	 динамической	 актив-

ности	 (ДА):	 [-4,5–+5,8	у.е]	—	для	объекта	
АВ1(1-2);	 [-5,9–+7,5	 у.е]	 —	 для	 объекта	
БВ8(0)	(рис.	3,	5);

•	 карты	 структурного	 фактора	 («впади-
на	—склон	—	вершина»)	(СФ):	[0–4,5	у.е]	—	
для	 объекта	 АВ1(1-2);	 [0–10,1	 у.е]	 —	 для	
объекта	БВ8(0)	(рис.	3,	5);

•	 карты	 сейсмоклассов	 (SK)	 [1–7	 кл.]	

Рис.	4.	Пласт	АВ1(1-2).	Карта	сейсмоклассов	—	a,	диаграмма	
зависимости	коэффициента	песчанистости	от	сейсмокласса	—	
a1,	коэффициент	корреляции	0,36
Fig.	4.	Layer	AV1(1-2).	A	map	of	seismic	classes	–	a,	a	diagram	of	the	
dependence	of	the	sandiness	coefficient	on	the	seismic	class	–	a1,	
correlation	coefficient	0,36

Рис.	3.	Пласт	АВ1(1-2).	Структурный	фактор	—	а,	диаграмма	
зависимости	коэффициента	песчанистости	от	структурного	
фактора	(СФ)	—	а1,	коэффициент	корреляции	0,21;	поле	
параметра	динамической	активности	—	б,	диаграмма	
зависимости	коэффициента	песчанистости	от	динамической	
активности	(ДА)	—	б1,	коэффициент	корреляции	0,32
Fig.	3.	Layer	AV1(1-2).	Structural	factor	–	а,	diagram	of	dependence	
of	the	coefficient	of	sandiness	–	а1,	correlation	coefficient	0,21;	dynamic	
activity	parameter	field	–	б,	diagram	of	dependence	on	the	coefficient	
of	sandiness	–	б1,	correlation	coefficient	0,32
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(рис.	4,	6).
По	 полученным	 диаграммам	 зависимо-

стей	 коэффициента	 песчанистости	 (по	 сква-
жинным	 данным	 базы	 данных)	 от	 вышена-
званных	 полей	 приняты	 полиноминальные	
тренды	этих	зависимостей	с	формулами:
•	 параметр	ДА	для	объекта	АВ1(1-2):	

Кпесч = -0,001083 × (ДА)3 + 0,000282 ×
× (ДА)2 + 0,051246 × (ДА) + 0,64861;	 (1)

•	 параметр	ДА	для	объекта	БВ8(0):	

Кпесч = -0,000008 × (ДА)3 + 0,000259 × 
× (ДА)2 +0,012206 × (ДА) + 0,54382;	 (2)

•	 параметр	СФ	для	объекта	АВ1(1-2):	

Кпесч = -0,001895 × (СФ)3 + 0,020878 × 
× (СФ)2 – 0,018243× (СФ) + 0,567;	 (3)

•	 параметр	СФ	для	объекта	БВ8(0):	

Кпесч = 0,00250262 × (СФ)3 – 
0,035571*(СФ)2 +0,17939 × (СФ)+ 

          + 0,26938;	 (4)

•	 параметр	SK	для	объекта	АВ1(1-2):	

Кпесч = -0,0017733 × 
(SK)3 +0.034892*(SK)2 –

 – 0,17468*(SK) + 0,72831;	 (5)

•	 параметр	SK	для	объекта	БВ8(0):	

Кпесч = 0,0025026 × (SK)3 – 0,035571 ×  
   (SK)2 + 0,179394*(SK) + 0,269381. 	 (6)

По	 формулам	 трендов	 рассчитаны	 зна-
чения	 Кпесч	 в	 каждой	 точке	 скважинных	
данных	—	КпесчТРЕНД.	Определены	средние	
значения	поля	каждого	из	параметров,	каж-
дого	 объекта.	 Вес	 параметра	 определялся	
как	значение	КпесчТРЕНД	в	данной	точке,	де-
ленное	на	среднее	значение	по	гистограмме.	
По	полученным	весовым	значениям	в	каждой	
точке	 скважинных	 данных	 строились	 карты	
(поля)	 весовых	 коэффициентов	 каждого	 па-
раметра,	каждого	объекта	(рис.	7,	8).

Далее	исходная	карта	параметра	ДА	была	
поделена	на	полученные	карты	весовых	коэф-
фициентов	СФ,	SK	для	каждого	объекта,	т.е.	ДА	

преобразована	 в	 ДА*	 (с	 целью	 «нивели-
ровать»	 влияние	 структурного	 фактора	
и	 сейсмокласса	 на	 зависимость	 коэффи-
циента	 песчанистости	 от	 поля	 параметра	
динамической	 активности),	 с	 дальнейшим	
расчетом	окончательного	поля	весовых	 ко-
эффициентов	параметра	 (ДА*)	 для	каждого	
из	 объектов	 АВ1(1-2),	 БВ8(0).	 Аналогич-
ная	 процедура	 проведена	 для	 параметра	
(СФ	преобразована	в	СФ*)	(деление	на	кар-
ты	весовых	коэффициентов	ДА	и	SK	—	с	це-
лью	«нивелировать»	влияние	динамической	
активности	и	 сейсмокласса	на	 зависимость	
коэффициента	песчанистости	от	поля	струк-
турного	 фактора),	 проведен	 расчет	 окон-
чательного	 поля	 весовых	 коэффициентов	
параметра	 (СФ*)	 для	 каждого	 из	 объектов	
АВ1(1-2),	БВ8(0).

В	 заключение	 исходная	 карта	 сейсмо-
классов	 была	 скорректирована	 делением	
на	 окончательные	 весовые	 поля	 параме-
тров	 (ДА*),	 (СФ*),	 таким	образом	карта	сей-
смоклассов	 «нивелирована»	 от	 влияния	
полей	 динамической	 активности	 и	 струк-
турного	 фактора.	 Составлена	 диаграмма	
зависимости	 Кпесч	 по	 скважинным	 данным	

Рис.	6.	Пласт	БВ8(0).	Карта	сейсмоклассов	(А),	диаграмма	
зависимости	коэффициента	песчанистости	от	сейсмокласса	(A1),	
коэффициент	корреляции	0,30
Fig.	6.	Formation	BV8(0).	Map	of	seismic	classes	(А),	diagram	of	the	
dependence	of	the	coefficient	of	sandiness	on	the	seismic	class	(A1),	
correlation	coefficient	0,30

Рис.	5.	Пласт	БВ8(0).	Структурный	фактор	—	a,	диаграмма	
зависимости	коэффициента	песчанистости	от	СФ	—	a1,	
коэффициент	корреляции	0,21;	поле	параметра	ДА	—	б,	диаграмма	
зависимости	коэффициента	песчанистости	от	параметра	
динамической	активности	—	б1,	коэффициент	корреляции	0,19
Fig.	5.	Layer	BV8(0).	Structural	factor	–	a,	diagram	of	dependence	on	the	
coefficient	of	sandiness	–	a1,	correlation	coefficient	0,21;	dynamic	
activity	parameter	field	–	б,	diagram	of	dependence	on	the	coefficient	
of	sandiness	–	б1,	correlation	coefficient	0,19
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Рис.	8.	Пласт	БВ8(0).	Поля	весовых	коэффициентов,	
скорректированные	карты	сейсмоклассов,	диаграмма	
зависимости	Кпесч	от	скорректированного	поля	сейсмоклассов,	
коэффициент	корреляции	0,67.	а	—	поле	весовых	коэффициентов,	
полученное	на	основании	тренда	зависимости	коэффициента	
песчанистости	от	параметра	динамической	активности	
пласта	БВ8(0);	б	—	карта	сейсмоклассов	БВ8(0),	деленная	на	поле	
весовых	коэффициентов	параметра	динамической	активности	
пласта	БВ8(0);	в	—	поле	весовых	коэффициентов,	полученное	
на	основании	тренда	зависимости	коэффициента	песчанистости	
от	структурного	фактора	пласта	БВ8(0);	г	—	карта	
сейсмоклассов	БВ8(0),	деленная	на	поле	весовых	коэффициентов	
параметра	динамической	активности,	структурного	фактора	
пласта	БВ8(0);	д	—	диаграмма	зависимости	карты	сейсмоклассов,	
деленной	на	поле	весовых	коэффициентов	параметра	
динамической	активности,	структурного	плана	объекта	БВ8	(0).	
Коэффициент	корреляции	0,67
Fig.	8.The	BV8(0)	formation.	Fields	of	weighting	coefficients,	adjusted	
maps	of	seismic	classes,	a	diagram	of	the	dependence	of	the	Ksand	
from	the	adjusted	field	of	seismic	classes,	the	correlation	coefficient	
is	0,67.	a	–	the	field	of	weighting	coefficients	obtained	on	the	basis	
of	the	polynomial	trend	of	the	dependence	of	the	sandiness	coefficient	
on	the	parameter	of	the	dynamic	activity	of	the	BV8(0)	formation;	б	–	
the	map	of	seismic	classes	BV8(0)	divided	by	the	field	of	weighting	
coefficients	of	the	parameter	of	dynamic	activity	of	the	formation	
BV8(0);	в	–	the	field	of	weighting	coefficients	obtained	on	the	basis	
of	the	polynomial	trend	of	the	dependence	of	the	sandiness	coefficient	
on	the	structural	factor	of	the	BV8(0)	formation;	г	—	map	of	seismic	
classes	BV8(0)	divided	by	the	field	of	weighting	factors	of	dynamic	
activity	parameter,	structural	factor	of	formation	BV8(0);	д	–	diagram	
of	the	dependence	of	the	seismic	class	map,	divided	by	the	field	
of	weighting	factors	of	the	parameter	of	dynamic	activity,	the	structural	
plan	of	the	object	BV8(0).	Correlation	coefficient	0,67

Рис.	7.	Пласт	АВ1(1-2).	Поля	весовых	коэффициентов,	
скорректированные	карты	сейсмоклассов,	диаграмма	
зависимости	Кпесч	от	скорректированного	поля	сейсмоклассов,	
коэффициент	корреляции	0,65.	а	—	поле	весовых	коэффициентов,	
полученное	на	основании	тренда	зависимости	коэффициента	
песчанистости	от	параметра	ДА	пласта	АВ1(1-2);	б	—	карта	
сейсмоклассов	АВ1(1-2),	деленная	на	поле	весовых	коэффициентов	
параметра	ДА	пласта	АВ1(1-2);	в	—	поле	весовых	коэффициентов,	
полученное	на	основании	тренда	зависимости	коэффициента	
песчанистости	от	СФ	пласта	АВ1(1-2);	г	—	карта	сейсмоклассов	
АВ1(1-2),	деленная	на	поле	весовых	коэффициентов	параметра	
ДА,	структурного	фактора	пласта	АВ1(1-2);	д	—	диаграмма	
зависимости	карты	сейсмоклассов,	деленной	на	поле	весовых	
коэффициентов	параметра	ДА,	структурного	плана	объекта	
АВ1(1-2).	Коэффициент	корреляции	0,65
Fig.	7.	Layer	AV1(1-2).	Fields	of	weighting	coefficients,	adjusted	maps	
of	seismic	classes,	a	diagram	of	the	dependence	of	the	Ksand	from	the	
adjusted	field	of	seismic	classes,	the	correlation	coefficient	is	0,65.	а	–	
field	of	weighting	coefficients	obtained	on	the	basis	of	the	polynomial	
trend	of	the	dependence	of	the	sandiness	coefficient	on	the	parameter	
of	the	dynamic	activity	of	the	AV1(1-2)	formation;	б	–	the	map	of	seismic	
classes	AV1(1-2)	multiplied	by	the	field	of	weighting	coefficients	of	the	
parameter	of	dynamic	activity	of	the	formation	AV1(1-2);	в	–	the	field	
of	weighting	coefficients	obtained	on	the	basis	of	the	polynomial	trend	
of	the	dependence	of	the	sandiness	coefficient	on	the	structural	factor	
of	the	AV1(1-2)	formation;	г	–	the	map	of	seismic	classes	
AV1(1-2)	divided	by	the	field	of	weighting	coefficients	of	the	parameter	
of	dynamic	parameter,	the	structural	Factor	activity	of	the	formation	
AV1(1-2);	д	–	diagram	of	the	dependence	of	the	seismic	class	map,	
divided	by	the	field	of	weighting	factors	of	the	parameter	of	dynamic	
activity,	the	structural	plan	of	the	object	AV1(1-2).	Correlation	coefficient	
0,65
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Рис.	9.	Прогнозные	карты	песчанистости,	используемые	в	качестве	трендов	в	геомоделях,	рассчитанные	по	формуле	
полиноминального	тренда	зависимости	Кпесч	от	полученного	поля	(SK*)	—	а,	коэффициент	корреляции	со	скважинными	данными	базы	
данных	—	65	%	(для	объекта	АВ1(1-2)),	67	%	(для	объекта	БВ8(0));	утвержденные	в	ГКЗ	карты	песчанистости	—	б,	объектов	АВ1(1-2),	
БВ8(0)
Fig.	9.	Forecast	maps	of	sandiness	used	as	trends	in	geomodels,	calculated	using	the	formula	of	the	polynomial	trend	of	the	dependence	of	the	
Ksand	on	the	obtained	field	(SK*)	–	a,	the	correlation	coefficient	with	the	well	data	of	the	database	is	65	%	(for	object	AV1(1-2)),	67	%	(for	object	
BV8(0));	maps	approved	by	the	GKZ	sandiness	–	б,	objects	AV1(1-2),	BV8(0)
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Results

Outcome	 of	 the	 conducted	 research	 should	 be	 called	 a	 practical	
experience	of	 testing	application	of	an	algorithm	for	analyzing	 indirect	
geophysical	 parameters	 and	 subsequent	 prediction	 of	 distribution	 of	
parameters	of	reservoir	properties,	in	order	of	increase	field	development	
efficiency	and	maximum	hydrocarbon	extraction.
The	 algorithm	 of	 analysis	 and	 processing	 of	 the	 initial	 data	 tested	
in	 this	 work	 will	 allow	 to	 reasonably	 increase	 the	 accuracy	 and	
informativeness	of	 the	construction	of	geological	and	hydrodynamic	
digital	 models	 on	 other	 promising	 objects	 of	 the	 development	 of	
hydrocarbon	 deposits.	 The	 involvement	 of	 facies	 maps	 and	 other	
available	 fields	 (gravitational,	 tectonic	 maps)	 in	 the	 proposed	
algorithm	of	analysis	will	certainly	 lead	to	an	 increase	in	correlation	
coefficients	 (up	 to	 77–82	 %),	 which	 was	 previously	 tested	 by	 the	
authors	in	certain	areas	of	the	studied	area.	The	sampling	of	borehole	
data	in	these	cases	is	significantly	reduced,	in	addition,	the	proposed	

algorithm	is	aimed	at	predicting	the	reservoir	properties	of	precisely	
poorly	drilled	zones.	 In	 this	work,	 the	authors	purposefully	selected	
exactly	 three	 types	 of	 initial	 fields,	 with	 the	 resulting	 correlation	
coefficient	of	~0,66,	while	maintaining	the	maximum	sample	of	well	
data	(about	25	thousand).

Conclusions

When	using	 the	 proposed	 algorithm	on	 other	 areas,	 it	 is	 necessary	 to	
purposefully	 select	 the	number	 of	 initial	 geophysical	 fields	 each	 time,	
commensurate	 with	 the	 objectives	 of	 the	 analysis,	 and	 not	 only	 with	
the	value	of	 the	final	correlation	coefficient.	 In	particular,	 in	 this	work,	
the	 maps	 of	 the	 facies	 situation	 were	 not	 used	 consciously,	 because	
the	main	 purpose	 of	 the	 study	was	 to	 predict	 the	 reservoir	 properties	
of	 the	undeveloped	part	 of	 the	area,	where	 the	 reliability	 of	 the	maps	
of	the	facies	situation	is	not	credible.	The	goal	to	achieve	the	maximum	
coefficient	with	borehole	data	on	the	drilled	part	was	not	set.
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от	скорректированной	карты	сейсмоклассов	
(SK*)	для	каждого	из	объектов.	Коэффициент	
корреляции	составил	0,65	для	объекта	АВ1(1-
2)	и	0,67	для	объекта	БВ8(0).	Построены	про-
гнозные	карты	песчанистости	 (эффективных	
толщин)	объектов	АВ1(1-2),	БВ8(0)	 с	исполь-
зованием	 скважинных	 данных	 и	 2-Д	 трендf,	
рассчитанного	по	формуле	полиноминально-
го	тренда	зависимости	Кпесч	от	полученного	
поля	(SK*).

Итоги

Итогом	 проведенных	 исследований	 следу-
ет	 назвать	 практический	 опыт	 опробования	
применения	 алгоритма	 анализа	 косвенных	
геофизических	 параметров	 и	 последующего	
прогноза	распределения	параметров	коллек-
торских	свойств	с	целью	повышения	эффек-
тивности	 разработки	 месторождения	 и	 мак-
симального	отбора	УВ.
Опробованный	 в	 данной	 работе	 алгоритм	
анализа	 и	 обработки	 исходных	 данных	 по-
зволит	 обоснованно	 повысить	 точность,	 ин-
формативность	 построения	 геологических	
цифровых	моделей	на	других	перспективных	
объектах	разработки	месторождений	углево-
дородов.		Привлечение	в	предлагаемый	алго-
ритм	анализа	карт	фациальной	обстановки	и	
других	 имеющихся	 полей	 (гравитационные,	
тектонические	карты)	безусловно	приведет	к	

повышению	коэффициентов	корреляции	 (до	
77–82	%),	что	было	предварительно	опробо-
вано	авторами	на	отдельных	участках	иссле-
дуемой	 площади.	 Выборка	 скважинных	 дан-
ных	в	этих	случаях	значительно	сокращается,	
кроме	того,	предлагаемый	алгоритм	нацелен	
на	 прогнозирование	 коллекторских	 свойств	
именно	малоразбуренных	 зон.	В	данной	ра-
боте	 авторами	 целенаправленно	 выбраны	
именно	три	типа	исходных	полей,	с	получен-
ным	 в	 итоге	 коэффициентом	 корреляции	
~0,66,	с	сохранением	максимальной	выбор-
ки	скважинных	данных	(около	25	тыс.).	

Выводы

При	 использовании	 предлагаемого	 алгорит-
ма	на	 других	 площадях	необходимо	каждый	
раз	 целенаправленно	 подбирать	 количество	
исходных	 геофизических	 полей,	 соизмеряя	
с	целями	проведения	анализа,	а	не	только	с	
величиной	 итогового	 коэффициента	 корре-
ляции.	 В	 частности,	 в	 данной	 работе	 карты	
фациальной	 обстановки	 не	 были	 использо-
ваны	сознательно,	т.к	основной	целью	иссле-
дования	был	прогноз	коллекторских	свойств	
неразбуренной	части	площади,	где	достовер-
ность	карт	фациальной	обстановки	не	вызы-
вает	 доверия.	 Цели	 достичь	 максимального	
коэффициента	со	скважинными	данными	на	
разбуренной	части	не	ставилось.
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Abstract
The	article	discusses	to	the	results	of	the	implementation	a	special	program	of	geological	exploration,	which	has	been	worked	out	by	“Orenburgneft”	

JSC	in	2010	and	the	reasons	drilling	failure	as	a	basis	for	determining	critical	factors	in	the	forecast	of	oil	and	gas	potential.

Materials	and	methods

As	part	of	the	exploration	program	was	provided	for	an	integrated	
analysis	of	drilling,	3D	seismic	data	to	prepare	Famennian	prospects	
for	exploration,	sidetracking	drilling	and	well	deepening	at	developed	
fields.	To	improve	the	efficiency	of	prospects	forecasting,	a	study	of	

carbonate	seals	properties	on	data	of	cores	specially	selected	from	
Famennian	sequence.
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Аннотация
В	статье	рассмотрены	результаты	проведения	специальной	Программы	ГРР,	принятой	в	2010	году	АО	«Оренбургнефть»	

и	причины	неуспешности	бурения	как	основа	для	определения	критических	факторов	прогноза	нефтегазоносности.	

Материалы	и	методы

В	рамках	программы	ГРР	был	проведен	комплексный	анализ	
данных	бурения	и	материалов	3D	сейсморазведки	с	целью	
подготовки	фаменских	объектов	к	поисковому	бурению,	зарезке	
боковых	стволов	и	углублению	скважин	на	разрабатываемых	
месторождениях.	С	целью	повышения	эффективности	прогноза	

залежей	УВ	изучены	свойства	карбонатных	покрышек	по	данным	
керна,	специально	отобранного	из	фаменских	флюидоупоров.	

Ключевые	слова

Волго-Уральская	нефтегазоносная	провинция,	фаменская	
карбонатная	толща,	флюидоупоры,	резервуар,	факторы	риска,	
надрифовые	структуры
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Введение

Реализация	 Программы	 геологоразве-
дочных	 работ	 (ГРР)	 АО	 «Оренбургнефть»,	
ориентированной	 на	 верхнедевонский	 кар-
бонатный	комплекс,	привела	к	существенно-
му	 увеличению	 объема	 сейсморазведочных	
работ	3D	в	пределах	основных	зон	нефтега-
зонакопления.	Получение	качественных	сей-
смогеологических	 моделей	 строения	 участ-
ков	 позволило	 подготовить	 к	 бурению	 ряд	
перспективных	объектов	и	открыть	новые	не-
фтяные	месторождения.	Существенный	УВ	по-
тенциал	фамена	 был	 разведан	 в	 результате	

бурения	поисковых	скважин,	а	также	при	от-
носительно	 небольших	 затратах	 путем	 за-
резки	боковых	стволов	и	углубления	эксплу-
атационных	 скважин	 с	 каменноугольных	
на	 верхнедевонские	 продуктивные	 пласты	
в	 пределах	 разрабатываемых	 месторожде-
ний.	 Комплексный	 анализ	 данных	 бурения	
и	3D	сейсморазведки	позволил	разобраться	
в	факторах	риска	поискового	бурения	на	фа-
менские	отложения.

Целью	настоящей	работы	является	обоб-
щение	и	анализ	результатов	реализации	Про-
граммы	ГРР	по	доразведке	верхнедевонского	

карбонатнго	 комплекса	 в	 Оренбургской	
области	 выяснение	 причин	 неуспешностит	
и	главных	факторов	риска	поискового	буре-
ния	на	фаменские	отложения	для	определе-
ния	путей	обеспечения	высокой	эффективно-
сти	ГРР	на	нефть	и	газ.

Результаты	реализации	Программы	ГРР	

В	 Оренбургской	 области	 первые	 от-
крытия	 залежей	 нефти	 в	 фамене	 относят-
ся	 к	 середине	 50-х	 годов	 прошлого	 века:	
в	 1955	 г.	 на	 Ефремо-Зыковской	 структуре	
Большекинельского	 вала	 была	 установлена	
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промышленная	нефтеносность	среднефамен-
ского	пласта	Дф2.	В	дальнейшем	доразведка	
Ефремо-Зыковского	месторождения	привела	
к	обнаружению	нефтяных	залежей	в	пластах	
заволжского	 надгоризонта	 верхнефамен-
ского	подъяруса:	Зл1	(1978	г.)	и	Зл2	(2003	г.).	
До	 2010	 г.	 такие	 открытия	 осуществлялись,	
в	 основном,	 попутно,	 в	 процессе	 поисково-
го	 и	 разведочного	 бурения	 на	 терригенный	
комплекс	 девона	 в	 пределах	 Южно-Татар-
ского	 свода	 (ЮТС)	 и	 Большекинельского	
вала	 (Новофёдоровское,	 Школьное,	 Спас-
ское,	 Ефремо-Зыковское,	 Самодуровское,	
Тарханское	 месторождения),	 Бобровско-По-
кровского	вала	(Смоляное,	Боголюбовское),	
Восточно-Оренбургского	сводового	поднятия	
(ВОСП)	(Врезовское,	Богдановское)	[1,	4].

В	2010	г.	началась	реализация	Программы	
поисков	 залежей	 нефти	 в	 верхнедевонском	
карбонатном	 комплексе,	 которая	 охваты-
вала	 все	 основные	 зоны	нефтегазонакопле-
ния	 на	ЮТС,	Большекинельском	валу,	 ВОСП	
и	Бобровско-Покровском	валу.	В	результате	
были	открыты	101	залежь	нефти,	из	которых	
наибольшее	 количество	 (79)	 связаны	 с	 пла-
стами	заволжского	надгоризонта,	остальные	
приходятся	 на	 нижне-среднефаменские	 от-
ложения.	 Наибольшее	 количество	 открытий	
было	сделано	в	период	2017–2020	гг.	(рис.	1).	
Большинство	выявленных	залежей	приуроче-
ны	к	структурам	облекания	и	дифференциаль-
ного	 уплотнения	над	верхнефранско-нижне-
фаменскими	 и	фаменскими	 органогенными	
постройками,	которые	в	пределах	Оренбург-
ской	 области	 играют	 заметную	 структурооб-
разующую	роль	при	формировании	ловушек	
УВ	[1,	3,	4,	6	,7].

На	 рисунке	 2	 показана	 принципиаль-
ная	 схема	 формирования	 структур,	 обра-
зовавшихся	 в	 перекрывающей	 рифы	 тол-
ще	 терригенных	 и	 карбонатных	 осадков	
в	 результате	 их	 дифференциального	 уплот-
нения.	В	процессе	миграции	углеводородов	

Риc.	3.	Бобровско-Покровский	вал	Оренбургской	области	[2,	с	дополнениями]:	1	—	Бобровско-Покровский	вал;	2	—	заволжский	бортовой	
уступ	Муханово-Ероховского	прогиба;	3	—	прогнозный	бортовой	уступ	нижнефаменского	барьерного	рифа;	4	—	среднефаменский	
барьерный	риф;	5	—	нижнефаменский	барьерный	риф;	6	—	контуры	нефтяных	залежей	в	карбоне;	7	—	нефтяные	залежи	в	фамене;	8	—	
поисковые	и	разведочные	скважины	с	забоями:	а	—	в	турне;	б	—	в	карбонатном	девоне;	в	—	в	терригенном	девоне;	г	—	в	додевонских	
образованиях;	9	—	направление	регионального	наклона	отложений	девона	и	карбона;	10	—	линия	геологического	разреза	(рис.	4).
Fig.	3.	Bobrovsko-Pokrovsky	shaft	of	the	Orenburg	Region	[2,	with	additions]:	1	–	Bobrov-Pokrov	Swell;	2	–	Zavolzhsky	margin	of	the	Mukhanovo-
Erokhov	Trough;	3	–	proposal	margin	of	the	Lower	Famennian	barrier	reef;	4	–	Middle	Famennian	barrier	reef;	5	–	Lower	Famennian	barrier	reef;	
6	–	contours	of	oil	deposits	in	the	Carboniferous;	7	–	oil	deposits	in	the	Famennian;	8	–	prospecting	and	exploration	wells	with	bottomholes:	a	–	in	the	
Tournasian;	б	–	in	the	carbonate	Devonian;	в	–	in	the	terrigenous	Devonian;	г	–	in	the	Pre-Devonian	formations;	9	–	direction	of	regional	inclination	
of	the	Devonian	and	Carboniferous	deposits;	10	–	line	of	the	geological	section	(fig.	4).

Рис.	2.	Принципиальная	схема	формирования	залежей	нефти	в	структурах	
дифференциального	уплотнения	над	верхнедевонскими	органогенными	постройками:	
1	—	отложения	прибрежно-морской	равнины;	2	—	песчано-алевритовые	отложения;	
3	—	алевролиты,	аргиллиты;	4	—	мелководно-шельфовые	слоистые	карбонаты;	
5	—	рифы;	6	—	относительно	глубоководные	осадки	доманикового	типа;	7	—	миграция	УВ;	
8	—	нефтяные	залежи
Fig.	2.	Basic	diagram	of	the	oil	deposits	formation	in	compaction	closures	over	the	Upper	
Devonian	organogenic	build-ups:	1	–	deposits	of	the	coastal-marine	plain;	2	–	sandy-aleuritic	
deposits;	3	–	siltstones,	mudstones;	4	–	shallow-shelf	layered	carbonates;	5	–	reefs;	6	–	relatively	
deep-water	sediments	of	the	Domanic	type;	7	–	migration	of	hydrocarbons;	8	–	oil	deposits

Рис.	1.	Динамика	открытия	залежей	нефти	в	интервале	фаменского	яруса,	поставленных	
на	Государственный	баланс	в	период	1956–2022	гг.
Fig.	1.	Dynamics	of	oil	deposits	discoverirs	in	the	Famennian	inscribed	on	the	State	Balance	
during	1956–2022
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из	 нефтематеринской	 доманиковой	 толщи	
при	наличии	коллекторов	и	надежных	покры-
шек	 в	 надрифовых	 структурах	 происходило	
образование	залежей	нефти.

Большинство	 открытий	 в	 фаменском	
интервале	 разреза	 приурочено	 к	 Бобров-
ско-Покровскому	 валу	 южного	 борта	 Муха-
ново-Ероховского	 прогиба	 (рис.	 3).	 Здесь	
сосредоточен	 основной	объём	разведанных	
в	фамене	запасов	нефти,	 главным	образом,	
в	 пластах	 заволжского	 надгоризонта	 [7].	
Первые	 открытия	 в	 результате	 углубления	
эксплуатационных	 скважин	 были	 получены	
на	Тананыкском	(2013	г.,	пласт	Зл1-1),	Долгов-
ском	(2015	г.	Зл1-1,	Зл2)	месторождениях	[6,	7].	
В	 дальнейшем	 продуктивность	 заволжских,	
а	также	среднефаменских	пластов	была	уста-
новлена	в	процессе	бурения	поисковых,	раз-
ведочных	скважин,	зарезки	боковых	стволов	
на	 Восточно-Толкаевском	 месторождении,	
а	 также	 на	 Новольвовском,	 Вознесенском,	
Восточно-Петропавловском,	 Северо-Возне-
сенском	 и	 Бородиновском	 куполах	 Соро-
чинско-Никольского	месторождения.	В	2019	
г.	 на	 Западно-Долговском	 месторождении	
в	 заволжском	 надгоризонте	 были	 открыты	
4	продуктивных	пласта	(Зл1-0,	Зл1-1,	Зл1-2,	Зл2),	
из	 которых	 были	 получены	 притоки	 нефти	
с	дебитами	до	252	м3/сут.	

С	Бобровско-Покровским	валом	связана	
гигантская	 зона	 нефтенакопления,	 в	 кото-
рой	сосредоточено	45	%	разведанных	 запа-
сов	 нефти	Оренбургской	области	 (без	 учёта	
Оренбургского	 месторождения).	 Постседи-
ментационный	инверсионный	региональный	
наклон	южного	борта	Муханово-Ероховского	
прогиба	 (МЕП)	явился	решающим	фактором	
формирования	 вдоль	 крутого	 заволжского	
бортового	 уступа,	 совпадающего	 в	 плане	
с	 бассейновым	 склоном	 среднефаменского	
барьерного	 рифа,	 крупных	 тектоно-седи-
ментационных	 поднятий,	 которые	 выделя-
ются	 только	 в	 отложениях	 верхнего	 девона	
и	карбона	–	по	горизонтам	терригенного	де-
вона	 под	 валом	 наблюдается	 наклоненная	
на	юг	моноклиналь	 [3].	Прибортовые	подня-
тия	 контролируют	 в	 разрезе	 карбона	 поло-
вину	НИЗ	нефти,	разведанных	в	пределах	Бо-
бровско-Покровского	 вала	 (Герасимовское,	
Бобровское,	 Новобузулукское,	 Пронькин-
ское,	 Покровское	 месторождения)	 (рис.	 3).	
Характерна	многоэтажность	месторождений:	
на	 отдельных	 из	 них	 в	 стратиграфическом	
диапазоне	от	турнейского	яруса	нижнего	кар-
бона	до	московского	яруса	среднего	карбона	
обнаружено	 более	 10	 промышленно	 нефте-
носных	пластов.	

Долгое	 время	 в	 зоне	 прибортовых	 под-
нятий	 Бобровско-Покровского	 вала,	 за	 ис-
ключением	 Воробьевского	 месторождения,	
бурение	 проводилось,	 главным	 образом,	
до	турнейских	отложений	включительно.	Еди-
ничные	скважины,	пробуренные	на	нефтяных	
месторождениях	 со	 вскрытием	 терригенно-
го	 девона	 и	 кристаллического	 фундамента,	
не	выявили	продуктивности	верхнедевонско-
го	карбонатного	комплекса.	В	2007–2009	гг.	
западная	часть	вала	на	Бузулукской	площади	
(1	 790	 км2)	 была	 изучена	 3D	 сейсморазвед-
кой.	На	основе	её	результатов	со	вскрытием	
девонских	 отложений	 и	 кристаллического	
фундамента	 были	 пробурены	 12	 поисковых	
скважин.	В	отложениях	карбона	было	откры-
то	среднее	по	запасам	прибортовое	Новобу-
зулукское	 нефтяное	 месторождение,	 девон-
ские	 пласты	 во	 всех	 скважинах	 оказались	
непродуктивными.	 Всего	 было	 проведено	
14	испытаний	среднефаменских	и	8	заволж-
ских	 пластов:	 только	 в	 двух	 случаях	 были	
отмечены	нефтепроявления,	в	остальных	ин-
тервалах	были	получены	пластовая	вода	или	
отсутствие	притока.	На	таких	крупных	место-
рождениях,	как	Бобровское,	Герасимовское,	
Покровское,	отсутствуют	 залежи	и	в	нижней	
части	 турнейского	 яруса	 (пласт	 Т2),	 или	 от-
крыты	залежи	незначительных	размеров.	Это	
может	быть	косвенным	доказательством	того,	
что	 покрышки	 над	 заволжскими	 пластами	
в	этой	зоне	развиты	только	локально	[7].

Южнее	 прибортовых	 тектоно-седимен-
тационных	 структур	 протягивается	 вторая	
линия	меньших	по	размерам	локальных	под-
нятий,	большинство	из	которых	расположено	
вдоль	 бассейнового	 склона,	 инверсионно	
наклоненного	нижнефаменского	барьерного	
рифа	 (рис.	 3).	 С	 надрифовыми	 поднятиями	
в	отложениях	нижнего	карбона	связаны	зна-
чительные	 запасы	 нефти.	 Исключением	 яв-
ляются	тектонические	поднятия	Ольховского	
инверсионного	 вала	 над	 небольшим	 проте-
розойским	грабеном,	где	мелкие	залежи	рас-
пределены	 в	 широком	 стратиграфическом	
диапазоне	 от	 среднего	 девона	 до	 нижнего	
карбона.	Все	открытия	в	фаменских	пластах	
на	 Бобровско-Покровском	 вале	 связаны	
со	второй	линией	локальных	поднятий.	

Успешные	 результаты	 на	 Речном,	 Та-
наныкском,	 Долговском	 месторождениях	
явились	 доказательством	 промышленной	
нефтеносности	 отложений	 верхнего	 дево-
на	 в	 пределах	 западной	 части	 вала.	 На	 его	
востоке	 значительные	 запасы	 нефти	 разве-
даны	в	фаменских	пластах	на	Кодяковском,	
Восточно-Малаховском,	 Боголюбовском,	
Сорочинско-Никольском	 месторождениях,	
где	они	контролируются	бескорневыми	под-
нятиями	 над	 нижнефаменским	 барьерным	
рифом	 (рис.	 4).	 В	 пределах	 этой	 зоны	 риф	
имеет	 субширотное	 простирание,	 поперек	
регионального	 наклона	 территории	 на	 юг,	
в	 сторону	 Прикаспийской	 впадины	 (рис.	 3).	
В	 этих	 условиях	 в	 надрифовых	 отложениях	
сформировалось	тектоно-седиментационные	
(комбинированные)	 локальные	 поднятия:	
их	северные	крылья	совпадают	с	флексурой	
дифференциального	уплотнения	над	крутым	
бассейновым	 склоном	 барьерного	 рифа,	
южные	 крылья	 образованы	 региональным	
наклоном.	По	длинной	оси	 ловушки	контро-
лируются	ундуляциями	гребня	рифа	[3].

Залежи	 пластовые,	 массивные,	 иногда	
тектонически	 или	 литологически	 экраниро-
ванные.	Основные	продуктивные	пласты	Зл1,	
Зл2,	Дф1,	Дф2	сложены	известняками,	доломи-
тами,	их	переходными	разностями	с	различ-
ным	 количеством	 глинистой	 составляющей.	

Тип	 коллектора	 порово-каверновый,	 поро-
во-каверново-трещинный	[6].	

В	пределах	Боголюбовского	месторожде-
ния	 (рис.	 4)	 коллекторы	 барьерного	 рифа	
обводнены	 —	 непосредственно	 на	 нем	 за-
легают	 мелководно-шельфовые	 отложения	
с	высокими	ФЕС.	Эти	отложения	объединены	
в	самый	нижний	продуктивный	пласт	место-
рождения	—	 Дф2.	 В	 надрифовом	 интервале	
разреза	 разведаны	 и	 разрабатываются	 4	
нефтяные	залежи,	связанные	с	карбонатными	
пластами	 Зл1,	 Зл2	 заволжского	 надгоризон-
та	и	Дф1,	Дф2	среднефаменского	подъяруса.	
Продуктивные	 пласты	 сложены	 органоген-
но-обломочными,	 органогенными,	 кристал-
лическими	известняками	с	пористостью	6,5–
18,2	%,	проницаемостью	6–105,8	мД.	Залежи	
пластовые	 сводовые,	 покрышкой	 являются	
плотные,	 глинистые	 известняки	 мощностью	
5–25	метров.	

В	пределах	Южно-Татарского	свода	(ЮТС)	
и	Восточно-Оренбургского	сводового	подня-
тия	(ВОСП)	главным	объектом	разведки	дол-
гое	 время	оставался	 терригенный	комплекс	
девона.	На	моноклинальном	склоне	ЮТС	из-
за	 отсутствия	 локальных	 структур	 промыш-
ленных	 скоплений	нефти	и	 газа	 в	 терриген-
ном	девоне	обнаружить	не	удалось.	При	этом	
были	 открыты	 несколько	 месторождений	
с	 залежами	нефти	в	фаменских,	 турнейских	
и	 бобриковских	 отложениях	 (Новофедоров-
ское,	 Спасское,	 Школьное,	 Яковлевское,	
Часовское,	Клеёновское).	Был	сделан	вывод	
о	принадлежности	залежей	к	структурам	об-
лекания	биогермных	тел,	и	поисковое	буре-
ние	было	переориентировано	с	терригенного	
девона	 на	 верхнедевонско-турнейский	 ком-
плекс	[1].

В	2011–2012	гг.	в	пределах	ЮТС,	на	при-
надлежащих	 АО	 «Оренбургнефть»	 Новофе-
доровском	 и	 Краснонивском	 лицензионных	
участках,	 на	 площади	 250	 км2	 была	 прове-
дена	3D	сейсморазведка.	В	результате	была	
закартирована	большая	группа	верхнедевон-
ских	одиночных	рифов	и	надрифовых	подня-
тий.	Из	10	поисковых	скважин,	пробуренных	
на	новых	объектах,	9	оказались	успешными:	
была	установлена	промышленная	нефтенос-
ность	 фаменских,	 турнейских	 и	 бобриков-
ских	 отложений.	 В	 фаменских	 пластах	 Зл1,	
Дф1,	Дф2-1,	Дф2-2	на	Краснонивском	месторо-
ждении	открыто	6	залежей,	на	Новофедоров-
ском	—	10.	

В	 пределах	 ВОСП	 в	 результате	 бурения	
большого	 количества	 поисковых	 скважин	
удалось	 обнаружить	 несколько	 литологи-
чески	 ограниченных	 залежей	 нефти	 в	 пес-
чаниках	 пашийского,	 ардатовского	 и	 воро-
бьевского	 горизонтов	 девона	 без	 наличия	
локальных	тектонических	структур	[2].	На	Род-
никовском	 и	 Романовском	 месторождениях	
эти	залежи	внесли	заметный	вклад	в	развитие	
нефтедобычи,	остальные	оказались	незначи-
тельными.	Попутно	были	обнаружены	залежи	
в	 фаменско-нижнекаменноугольном	 интер-
вале	разреза	на	Врезовском	и	Богдановском	
месторождениях,	предположительно	контро-
лируемых	 одиночными	 верхнедевонскими	
рифами.	Половина	запасов	нефти	наиболее	
крупного	 Врезовского	 месторождения	 ока-
залась	 в	 фаменских	 пластах	 Зл1,	 Зл2,	 Дф2-1.	
Дальнейшее	 развитие	 поискового	 бурения	
на	данном	направлении	из-за	низкой	досто-
верности	 сейсмических	 данных	 не	 привело	
к	положительному	результату,	и	ГРР	на	терри-
генный	девон	были	прекращены.

В	 позднефранское	 время	 территория	
ЮТС	 и	 ВОСП	 была	 охвачена	 относительно	
глубоководным	 басссейном	 доманикового	

Рис.	4.	Схематический	геологический	разрез	
Боголюбовского	месторождения	[2]	(рис.	3)	
Fig.4.	Schematic	geological	cross-section	
through	Bogolyubov	fiejd	[2]	(fig.	3)
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типа,	 в	 котором	 существовали	 условия	 бла-
гоприятные	 для	 развития	 высокоамплитуд-
ных	 одиночных	 рифов.	 В	 раннем	 фамене	
глубоководные	 условия	 осадконакопления	
сменились	мелководно-шельфовыми	и	часть	
бассейновых	 верхнефранских	 рифов	 ока-
зались	 надстроенной	 одиночными	 шельфо-
выми	 постройками.	 Рифы	 хорошо	 отобра-
жаются	в	сейсмическом	волновом	поле,	все	
фаменские	и	нижнекаменноугольные	залежи	
нефти	 контролируются	 надрифовыми	 струк-
турами	 диференциального	 уплотнения	 [4].	
Сами	 микробиальные	 постройки	 непродук-
тивны	из-за	низких	ФЕС	и	отсутствия	над	ними	
покрышек.

В	ранне-среднефаменское	время	карбо-
натное	 осадконакопление	 на	 палеошельфе	
ЮТС	и	ВОСП	протекало	под	влиянием	посту-
павшего	с	востока	и	юго-востока	глинистого	
материала.	Это	способствовало	формирова-
нию	 в	 карбонатном	 разрезе	 глинисто-кар-
бонатных	 покрышек	 и,	 как	 следствие,	 про-
мышленной	 нефтеносности	 надрифовых	
фаменских	пластов.	Степень	глинистости	раз-
реза	уменьшается	с	востока	на	запад,	соответ-
ственно	в	этом	направлении	уменьшается	ко-
личество	покрышек	и	продуктивных	пластов.	
Вблизи	 восточной	 границы	 Оренбургской	
области,	 на	 Школьном,	 Новофедоровском,	
Краснонивском	и	др.	месторождениях	наряду	
с	нижнекаменноугольными	продуктивны	пла-
сты	 заволжского	 надгоризонта	 (Зл1)	 и	 сред-
него	 фамена	 (Дф1,	 Дф2-1,	 Дф2-2).	 Вблизи	 за-
падной	границы	области,	на	Саврушинском,	
Западно-Степановском	месторождениях	про-
мышленно	 нефтеносны	 только	 турнейские	
и	бобриковские	пласты.

Ограничивающий	ЮТС	 с	 юга	 Большеки-
нельский	 вал	 контролирует	 крупную	 зону	
нефтегазонакопления,	 в	 пределах	 которой	

пластовые	 сводовые	 ловушки	 УВ	 контро-
лируются	 приразломными	 тектоническими	
поднятиями.	Основной	объем	запасов	нефти	
был	 сосредоточен	 в	 пашийских,	 фаменских	
и	нижнекаменноугольных	терригенных	и	кар-
бонатных	 резервуарах.	 В	 настоящее	 время	
запасы	истощены,	основные	залежи	вала	на-
ходятся	на	заключительных	этапах	последней	
стадии	разработки.	

Структурные	планы	фаменских	и	 камен-
ноугольных	горизонтов	осложнены	влиянием	
верхнефранских	 одиночных	 рифов,	 кото-
рые	влияют	на	строение	нефтяных	залежей,	
особенно	 на	 Северо-Красноярском,	 Ефре-
мо-Зыковском	и	Измайловском	месторожде-
ниях.	 Основными	 объектами	 доразведки	
разрабатываемых	 месторождений	 Больше-
кинельского	 вала	 являются	фаменские	 пла-
сты,	 промышленная	 нефтеносность	 которых	
установлена	на	Пономаревском	(пласт	Дф2),	
Ефремо-Зыковском	 (Зл1,	 Зл2,	 Дф2),	 Тархан-
ском	(Зл1),	Султангулово-Заглядинском	(Дф1)	
месторождениях.

Анализ	причин	неуспешности	поискового	

бурения	на	карбонатный	комплекс	девона

Реализация	специальной	Программы	ГРР	
на	 доизучение	 верхнедевонского	 карбонат-
ного	комплекса	способствовала	повышению	
эффективности	 геологоразведочных	 работ	
АО	 «Оренбургнефть».	 Вместе	 с	 тем,	 в	 ряде	
скважин,	пробуренных	в	сводах	доказанных	
надрифовых	 структур,	 фаменские	 пласты	
оказались	непродуктивными.	Важным	аспек-
том	 является	 анализ	 причин	 неуспешности,	
который	 должен	 послужить	 основой	 для	
определения	критических	факторов	прогно-
за	нефтегазоносности.	

В	2016	г.	на	куполе	Y	Бобровско-Покров-
ского	вала	при	испытании	в	открытом	стволе	

разведочной	 скважины	 заволжских	 пластов	
была	получена	нефть.	В	дальнейшем,	на	этом	
же	куполе	при	бурении	боковых	стволов	про-
дуктивность	 была	 подтверждена,	 и	 залежь	
введена	в	разработку	(рис.	5).	

В	эксплуатационной	скважине,	располо-
женной	 в	 центре	 соседнего	 купола	 X,	 прак-
тически	на	 тех	же	абсолютных	отметках,	что	
и	в	разведочной	скважине,	по	данным	интер-
претации	ГИС	пласт	Зл2	был	оценен	как	водо-
насыщенный.	 Эксплуатационная	 скважина	
была	 пробурена	 в	 купол	 доказанной	 струк-
туры:	в	вышележащих	пластах	Б2	и	Т1	по	ре-
зультатам	 испытаний	 были	 открыты	 залежи	
УВ.

Наличие	 углеводородов	 определяется	
благоприятным	сочетанием	следующих	фак-
торов	[5]:
1.	 Существование	 резервуара	 (фактор	 Р1)	

(вероятность	 наличия	 фаций,	 обладаю-
щих	 благоприятными	 коллекторскими	
свойствами,	 а	 также	 сохранности	 филь-
трационно-емкостных	 свойств	 (ФЕС)	
в	 результате	 постседиментационных	
преобразований).

2.	 Существование	 ловушки	 углеводородов	
(Р2):
•	 существование	 замкнутого	 контура	

или	структуры	(Р2а);
•	 существование	флюидоупора	(Р2b).

3.	 Заполнение	 ловушки	 углеводородами	
(P3):
•	 наличие	 и	 зрелость	 нефтематерин-

ской	толщи	(Р3а);
•	 наличие	 благоприятных	 условий	 для	

миграции	УВ	в	ловушки	(Р3b).
4.	 Сохранность	залежи	(Р4)	(наличие	постак-

кумуляционных	процессов).
Рассмотрим	 с	 этих	 позиций	 результаты	

бурения	 неуспешной	 скважины.	 Как	 видно	

Рис.	5.	Пример	невыдержанности	покрышки	пласта	Зл2	на	месторождении	Бобровско-Покровского	вала
Fig.	5.	The	example	of	seal	un-persistence	above	the	Zl2	formation	around	fields	of	the	Bobrov-Pokrov	Swell
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на	 рисунке	 5,	 водонасыщенные	 коллекторы	
в	 пласте	 Зл2	 присутствуют,	 значит	 фактор	
Р1	не	является	критическим.

Существование	 замкнутого	 контура	 для	
купола	 X	 доказано	 по	 вышележащим	 отло-
жениям,	в	которых	содержатся	залежи	нефти	
антиклинального	 типа.	 Поскольку	 ловушка	
является	 надрифовой	 структурой,	 то	 вниз	
по	разрезу	она	должна	быть	более	контраст-
ной.	Следовательно,	фактор	Р2а	не	является	
критическим.

Рассматриваемые	 успешная	 и	 неуспеш-
ная	скважины	существенно	отличаются	по	ха-
рактеристикам	флюидоупора	над	пластом	Зл2.	
В	успешной	скважине	покрышка	представле-
на	примерно	14-метровым	пластом	глинистых	
карбонатов,	что	отражено	в	характерных	пи-
ках	на	кривых	ГК	и	Кгл.	В	неуспешной	скважи-
не	на	месте	покрышки	залегает	низкорадио-
активный	пласт	карбонатов	с	минимальными	

значениями	 глинистости.	 Следовательно,	
фактор	Р2b	является	критическим.

Поскольку	 соседний	 с	 куполом	 Х	 купол	
Y	 является	 продуктивным,	 то	 наличие	 для	
рассматриваемых	 отложений	 зрелой	 нефте-
материнской	 толщи	можно	 считать	 доказан-
ным	—	фактор	Р3а	не	является	критическим.	
То	 же	 самое	 с	 высокой	 долей	 вероятности	
можно	утверждать	и	по	поводу	возможности	
миграции	углеводородов	–	фактор	Р3b	также	
не	является	критическим.

Проведение	сейсморазведки	3D	не	выя-
вило	заметных	разрывных	нарушений	в	пре-
делах	 купола	 Х	—	 выше	 пласта	 Зл2	 имеются	
залежи	УВ.	Следовательно,	фактор	сохранно-
сти	залежи	Р4	в	данном	случае	также	не	явля-
ется	критическим.

В	 целом,	 выполненный	 анализ	 показы-
вает,	что	неуспех	бурения	эксплуатационной	

скважины	в	 пределах	 купола	Х	 на	 пласт	 Зл2	
скорее	 всего	 связан	 с	 отсутствием	 над	 ним	
флюидоупора.

На	рисунке	6	приведены	данные	по	успеш-
ности	бурения	скважин	в	рамках	Программы	
ГРР	 на	 отложения	 карбонатного	 комплекса	
девона,	 начиная	 с	 2010	 г.	 Всего	 было	 про-
бурено	90	скважин	и	вскрыт	 101	продуктив-
ный	 объект.	 Количество	 успешных	 скважин	
от	 общего	 их	 количества	 составило	 61,1	 %.	
Успешность	 по	 объектам	 составила	 49,3	 %.	
Наибольшее	количество	открытий	приходит-
ся	на	пласты	Зл2,	Зл1	(рис.	7).	Результаты	ана-
лиза	причин	неуспешности	приведены	на	ри-
сунке	8.

Из	 приведенной	 выше	 гистограм-
мы	 (рис.	8)	 следует,	 что	наличие	и	качество	
флюидоупоров	является	основным	фактором	
риска	 при	 поисках	 залежей	 углеводородов	
в	 карбонатных	 отложениях	 верхнего	 дево-
на	 Оренбургской	 области.	 Дополнительные	
факторы	риска	—	это	отсутствие	резервуара	
и	отсутствие	структуры.	Полученные	выводы	
привели	 к	 разработке	 в	 Тюменском	 нефтя-
ном	научном	центре	методики	оценки	каче-
ства	флюидоупоров	в	верхнедевонской	кар-
бонатной	толще	[6].	Результатом	применения	
методики	на	практике	явилось	значительное	
повышение	 в	 2017–2022	 гг.	 эффективности	
поискового	 бурения	 на	 фаменские	 отложе-
ния	(рис.	1).	

Итоги

Принятие	 в	 2010	 г.	 АО	 «Оренбургнефть»	
специальной	Программы	ГРР,	ориентирован-
ной	на	изучение	верхнедевонского	карбонат-
ного	комплекса,	способствовало	повышению	
эффективности	 геологоразведочных	 работ,	
обнаружению	 в	 старых	 нефтедобывающих	
районах	новых	значительных	скоплений	неф-
ти.	Всего	в	пределах	Оренбургской	области	в	
фаменских	отложениях	открыто	147	залежей	
нефти	на	46	месторождениях,	из	них	101	за-
лежь	открыта	в	рамках	реализации	специаль-
ной	Программы	ГРР.
На	 территории	 Оренбургской	 области	 в	
позднефранское,	 и	 раннефаменское	 время	
существовали	 палеогеографические	 усло-
вия,	 благоприятные	 для	 развития	 рифовых	
построек,	 которые	 играли	 структуроформи-
рующую	роль	 при	образовании	 ловушек	 УВ.	
В	 пределах	 Южно-Татарского	 свода,	 Вос-
точно-Оренбургского	 сводового	 поднятия,	
Бобровско-Покровского	 вала	 большинство	
выявленных	 в	 фаменских	 пластах	 залежей	
нефти	 контролируются	 надрифовыми	 струк-
турами	 дифференциального	 уплотнения.	
Важной	предпосылкой	для	этого	является	су-
ществование	 покрышек	 в	 верхнедевонском	
карбонатном	разрезе.	
Анализ	 причин	 неуспешности	 поискового	
бурения	 на	 продуктивные	 отложения	 кар-
бонатного	 комплекса	 девона	 показал,	 что	 в	
Оренбургской	 области	 наличие	 и	 качество	
флюидоупоров	является	основным	фактором	
риска	при	поисках	залежей	углеводородов	в	
резервуарах	 фаменского	 возраста.	 С	 целью	
учёта	 этого	фактора	 в	 Тюменском	нефтяном	
научном	центре	разработана	методика	оцен-
ки	качества	покрышек	в	карбонатном	разре-
зе,	применение	которой	на	практике	привела	
к	заметному	повышению	эффективности	ГРР:	
в	 2017–2022	 гг.	 количество	 открытий	 в	
фамене	 (70	 залежей	 нефти)	 более,	 чем	 в	
два	 раза	 превысило	 количество	 открытий	
в	2010–2016	гг.	(31	залежь).	

Рис.	8.	Гистограмма	распределения	причин	неуспешности	по	фаменским	пластам	
Fig.	8.	Number	diagram	of	non-successful	reasons	on	the	Famennian	layers

Рис.	7.	Гистограмма	количества	успешных	и	неуспешных	объектов	(пластов)
Fig.	7.	Number	diagram	of	successful	and	non-successful	objectives	(layers)

Рис.	6.	Количество	успешных	и	неуспешных:	а	—	скважин,	б	—	объектов	в	интервале	
фаменских	пластов	Зл1,	Зл2,	Дф1,	Дф2	в	период	с	2010	по	2023	г.г.
Fig.	6.	Number	of	successful	and	non-successful:	a	–	wells;	б	–	objectives	in	the	interval	of	the	
Famennian	Zl1,	Zl2,	Df1,	Df2	layers	in	2010—2022
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Results

The	 adoption	 in	 2010	 by	 “Orenburgneft”	 JSC	 of	 a	 special	 exploration	
program	focused	on	study	of	the	Upper	Devonian	carbonate	complex	has	
contributed	to	the	increasing	of	the	geological	exploration	efficiency,	to	
discoveries	of	new	significant	accumulations	of	oil	 in	old	oil-producing	
areas.	In	total,	147	oil	deposits	have	been	discovered	in	the	Famennian	
layers	at	46	fields	in	the	Orenburg	Region,	including	101	deposits	were	
discovered	as	a	part	of	the	special	exploration	program	implementation.
During	 the	Upper	 Frasnian	 and	 the	 Lower	 Famennian	 paleogeographic	
conditions	 were	 favourable	 for	 reefs	 formation	 around	 the	 Orenburg	
Oblast.	 Reefs	 were	 forming	 closures	 for	 oil	 traps.	 The	 majority	 of	
discovered	 oil	 pools	 in	 the	 Famennian	 were	 controlled	 by	 above-reef	
compaction	 closures	 around	 the	 South-Tatar	 Arch,	 the	 East-Orenburg	
High	and	the	Bobrov-Pokrov	Swell.	The	impotant	precondition	for	this	is	
seals	existing	in	the	Upper	Devonian	carbonate	sequences.
Analysis	of	reasons	for	failure	of	an	exploratoration	drilling	to	productive	
deposits	 of	 the	 Devonian	 carbonate	 complex	 have	 showed	 that	 the	
presence	 and	 quality	 of	 seals	 are	 the	 main	 risk	 factor	 of	 search	 for	
hydrocarbon	 pools	 in	 the	 Famennian	 around	 the	 Orenburg	 region.	 To	

take	into	account	for	this	risk	factor	the	methods	for	estimation	of	seal	
quality	 in	a	carbonate	sequences	has	been	worked	out	in	the	“Tyumen	
Research	Petroleum	Center”.	An	application	of	this	methods	has	resulted	
in	 increasing	 of	 exploration	 efficiency:	 the	 Famennian	 discoveries	 in	
2011–2022	(70	oil	pools)	have	exceeded	discoveries	 in	2010–2016	(31	
oil	pools)	more	than	2	times.

Conclusions

The	main	risk	factor	of	exploration	for	the	Famennian	oil	deposits	are	a	
presence	and	quality	of	 trap	seals.	Additional	 risk	 factors	are	a	 lack	of	
reservoir	 and	 closure.	 Taking	 into	 account	 for	 seals	 risk	 together	 with	
structure	mapping	and	 reservois	 forecasting	are	a	necessary	condition	
to	provide	high	efficiency	of	exploration	drilling	to	the	Upper	Devonian	
carbonate	 complex.	 In	 the	 Orenburg	 region	 this	 condution	 has	 been	
successfully	 realized	 by	 application	 of	 the	 methods	 for	 estimation	 of	
seal	quality	 in	 a	 carbonate	 sequences	when	preparing	new	 targets	 for	
exploration	drilling	and	probabilistic	assessment	of	their	oil	 resources.	
The	methods	has	been	worked	out	 in	 the	Tyumen	Petroleum	Research	
Center	and	is	applicable	around	total	Volga-Ural	Province.
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Выводы

Основным	 фактором	 риска	 в	 процессе	 по-
исков	 залежей	 нефти	 в	 карбонатных	 отло-
жениях	 верхнего	 девона	 являются	 наличие	
и	 качество	 флюидоупоров	 над	 фаменскими	
продуктивными	 пластами.	 Дополнительные	
факторы	риска	—	это	отсутствие	пластов-кол-
лекторов	 и	 структуры.	 Учет	 основного	 фак-
тора	 риска	 наряду	 со	 структурным	 картиро-
ванием	 и	 прогнозом	 коллекторов	 является	
необходимым	 условием	 достижения	 высо-
кой	 эффективности	 поискового	 бурения	 на	
верхнедевонский	 карбонатный	 комплекс.	 В	
Оренбургской	 области	 это	 условие	 успешно	
реализовано	 в	 процессе	 применения	 раз-
работанной	в	ООО	«ТННЦ»	методики	оценки	
качества	покрышек	в	 верхнедевонском	кар-
бонатном	 разрезе.	 Методика	 применима	 в	
пределах	всей	Волго-Уральской	НГП.
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Abstract
The	article	gives	reasons	for	the	need	of	using	hydrogeological	study	data	when	substantiating	water-supply	well	designs	for	domestic	water	

supply	purposes.	The	example	under	consideration	illustrates	the	possibility	of	reducing	capital	costs	of	wells	construction	while	maintaining	

water	supply	capabilities.
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To	write	the	paper,	we	used	data	on	well	designs	and	captation	
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from	Oligocene	deposits	in	West	Siberia,	as	well	as	information	on	
aquifer	tests.	Data	statistics	were	processed,	maps	were	generated,	

representative	hydrogeological	parameters	were	determined.	Based	on	
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водозаборных	скважин,	эксплуатирующих	
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Аннотация
В	статье	обоснована	необходимость	использования	данных	гидрогеологической	изученности	при	обосновании	конструкций	

водозаборных	 скважин	 для	 целей	 хозяйственно-питьевого	 водоснабжения.	 Рассматриваемый	 пример	 иллюстрирует	

возможность	снижения	капитальных	затрат	на	строительство	скважин	при	сохранении	возможностей	водообеспечения.

Материалы	и	методы

Для	написания	статьи	использованы	данные	о	конструкции	и	
каптажных	характеристиках	более	чем	800	водозаборных	скважин,	
эксплуатирующих	олигоценовые	отложения	в	Западной	Сибири,	
а	также	информация	по	опытно-фильтрационным	работам.	
Выполнена	статистическая	обработка	полученных	данных,	
построены	карты	и	определены	характерные	значения	

гидрогеологических	параметров.	На	основании	полученных	данных	
уточнены	возможности	водообеспечения.
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Введение

Поскольку	 атлым-новомихайловский	
водоносный	комплекс	 (ВК)	представляет	со-
бой	 сложнопостроенную	 толщу	 мощностью	
до	250	м,	в	ней	выделяются	несколько	водо-
насыщенных	 зон,	 отличающихся	 по	 своим	
гидрогеологическим	 показателям.	 Верхние	
интервалы	атлым-новомихайловского	ВК	мо-
гут	быть	более	водообильными	по	сравнению	
с	нижними,	при	этом	фильтры	скважин	зача-
стую	оборудованы	на	приподошвенную	часть	
эксплуатационного	 объекта.	 Такой	 подход	
приводит	к	излишним	затратам	на	строитель-
ство	скважин.	В	случаях	когда	приподошвен-
ная	часть	ВК	является	более	водообильной,	
верхние	интервалы	могут	использоваться	при	
небольших	проектных	нагрузках	и	полностью	
обеспечивать	потребность	недропользовате-
ля	в	воде.

Целью	работы	является	разработка	наи-
более	эффективного	подхода	к	проектирова-
нию	водозаборных	скважин	с	учетом	геологи-
ческого	строения,	режима	водопользования	
и	 гидрогеологических	 параметров	 водонос-
ного	 комплекса	 олигоценовых	 отложений	
(новомихайловский	и	атлымский	горизонты)	
на	территории	Западной	Сибири.

Актуальность	 темы	 связана	 с	 изменив-
шимися	 требованиями	 по	 пожарной	 безо-
пасности	 на	 нефтепромысловых	 объектах,	
вследствие	 чего	 недропользователи	 вынуж-
дены	 реконструировать	 водозаборные	 соо-
ружения,	 повышая	 их	 производительность.	
Также	 практическая	 значимость	 исследова-
ния	 обоснована	 необходимостью	 замены	
фонда	водозаборных	 скважин	в	 связи	 с	 его	
устареванием	и	постепенным	отказом	от	ис-
пользования	 поверхностных	 источников	 во-
доснабжения,	в	связи	с	более	строгими	тре-
бованиями	 к	 ним,	 в	 пользу	 подземных	 вод.	
Значительное	 число	 водозаборных	 скважин	
по	рассмотренному	району	были	пробурены	
в	80-х	–	начале	90-х	гг.	прошлого	века	(41	%	
проанализированного	фонда).	 Отметим,	 что	
среди	 скважин,	 которые	 пробурены	 после	
1992	года,	увеличилось	количество	скважин,	
каптирующих	 верхние	 интервалы	 атлым-
новомихайловского	водоносного	комплекса,	
что	может	быть	 связано	с	более	рациональ-
ным	подходом	к	затрачиваемым	ресурсам.

Общие	сведения	об	участке	работ	

и	районирование	территории

Разрез	 олигоценовых	 отложений	 тер-
ритории	 Западной	 Сибири	 рассмотрен	
на	 основании	 данных,	 полученных	 в	 ходе	
проведения	 работ	 на	 водозаборных	 участ-
ках	 и	 месторождениях	 подземных	 вод	 Уват-
ского,	Вагайского,	Тобольского	районов	юга	
Тюменской	 области,	 Нефтеюганского,	 Ниж-
невартовского,	 Октябрьского,	 Сургутского,	
Ханты-Мансийского	 районов	 Ханты-Мансий-
ского	автономного	округа	и	Александровско-
го,	 Каргасокского,	 Парабельского	 районов	
Томской	области	[3].

Атлым-новомихайловский	 водоносный	
комплекс	 приурочен	 к	 отложениям	 атлым-
ской	и	новомихайловской	свит.	В	основании	
толщи	олигоценовых	отложений	залегает	ат-
лымская	свита,	вверх	по	разрезу	постепенно	
переходящая	 в	 новомихайловскую.	 Ввиду	
отсутствия	 регионально	 выдержанной	 лито-
логической	границы	между	ними	разделение	
этих	свит	обычно	производится	по	палиноло-
гическим	данным,	а	также	возможно	прямое	
разделение	 по	 наличию	 маломощного	 про-
слоя	непроницаемых	отложений.

Кровля	 атлым-новомихайловской	 свиты	
в	 пределах	 рассматриваемой	 территории	

залегает	 на	 глубинах	 20–140	 м,	 подошва	—	
90–325	 м.	 Общая	 мощность	 свиты	 изменя-
ется	от	60	до	250	м	и	чаще	всего	составляет	
180–190	 м.	 Рассматриваемая	 толща	 пред-
ставлена	 песками,	 алевритами	 и	 глинами	
с	прослоями	лигнитов,	причем	пески	обычно	
преобладают	в	нижней,	а	алевриты	и	 глины	
в	средней		и	особенно	верхней	части	разреза.

Различия	 в	 литологическом	 составе	
пород	 отражаются	 на	 гидрогеологических	

характеристиках	 верхнего	 и	 нижнего	
горизонтов.	

Основными	 расчетными	 параметрами	
при	 оценке	 запасов	 подземных	 вод	 являют-
ся	 коэффициент	 водопроводимости	 и	 коэф-
фициент	 пьезопроводности	 [4].	 При	 первом	
приближении	 можно	 сказать,	 что	 нижний	
горизонт	обладает	более	высокими	параме-
трами.	 Для	 уточнения	 значений	 параметров	
было	выполнено	районирование.

Рис.	2.	Районирование	территории	по	коэффициенту	водопроводимости	для	нижнего	
горизонта
Fig.	2.	Zoning	of	the	area	by	aquifer	transmissivity	(the	lower	horizon)

Рис.	1.	Районирование	территории	по	коэффициенту	водопроводимости	для	верхнего	
горизонта
Fig.	1.	Zoning	of	the	area	by	aquifer	transmissivity	(the	upper	horizon)
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Районирование	атлымского	и	новомихай-
ловского	горизонтов	проводилось	на	основа-
нии	результатов	интерпретации	ОФР	по	более	
чем	800	скважинам,	все	скважины	разделе-
ны	 на	 две	 группы:	 пробуренные	 на	 верх-
ний	и	нижний	горизонты	[2,	3].	По	точечным	
данным	 построены	 карты	 распределения	
параметров,	 после	 чего	 территория	 разде-
лена	 на	 три	 характерных	 района	 (рис.	 1,2).	
Полученные	 районы	 охарактеризованы	 ин-
тервалами	 распределения	 значений	 коэф-
фициентов	водопроводимости	и	пьезопрово-
дности	(табл.	1).

По	результатам	районирования	и	опреде-
ления	средних	 значений	параметров	можно	
сделать	 вывод,	 что	 в	 западном	и	 восточном	
районах	 наиболее	 перспективным	 является	
верхний	горизонт,	а	для	центрального	райо-
на	—	нижний.	Несмотря	на	это,	в	центральном	
районе	для	обеспечения	потребности	в	воде	
до	 5	000	м3/сут	 целесообразно	бурение	не-
глубоких	 скважин,	 каптирующих	 отложения	
верхнего	горизонта.

Возможности	водообеспечения

В	 подтверждение	 возможности	 обеспе-
чения	потребности	в	воде	при	эксплуатации	
как	верхнего,	так	и	нижнего	горизонтов,	было	
проведено	сравнение	конструкций	скважин,	
каптирующих	 разные	 горизонты,	 и	 их	 воз-
можностей	водообеспечения.	В	качестве	при-
мера	 использованы	 две	 скважины	 единого	
водозаборного	участка	месторождения,	рас-
положенного	в	15	км	от	г.	Нижневартовска	[3].	
Сравнение	характеристик	по	скважинам	при-
ведено	в	таблице	2.

Сравнение	результатов	ОФР	подтвержда-
ет	ранее	сделанный	вывод	о	том,	что	нижний	
горизонт	 является	 более	 водообильным,	

Табл.	1.	Распределение	значений	гидрогеологических	параметров	по	результатам	районирования
Tab.	1.	Distribution	of	hydrogeological	parameters	by	zonation	results

Параметр Верхний	горизонт Нижний	горизонт

Западный	район Центральный	
район

Восточный	район Западный	район Центральный	
район

Восточный	район

Ко
эф

ф
иц
ие
нт
	в
од
оп
ро
во
ди
м
ос
ти
,	

м
2 /
су
т

мин 500 26 217 250 164 14

макс 937 869 1	579 1	288 2	443 1	522

средн 891 288 921 458 1	090 657

Ко
эф

ф
иц
ие
нт
	п
ье
зо
пр
ов
од
но
ст
и,
	

м
2 /
су
т

мин

2,1·106

0,09·106 1,2·106 0,22·106 0,09·106 0,025·106

макс 3,71·106 1,4·106 0,45·106 7,7·106 6,4·106

средн 0,78·106 1,25·106 0,39·106 1,45·106 0,97·106

но	 оба	 горизонта	 одинаково	 способны	 обе-
спечивать	заявленную	потребность	в	воде.

Еще	 одним	 важным	 фактором	 опреде-
ления	 параметров	 скважин	 и	 горизонтов,	
связанным	 с	 процессом	 бурения,	 является	
проведение	 опытно-фильтрационных	 работ	
после	бурения	скважин	—	строительных	отка-
чек.	Зачастую	данные,	заносимые	в	паспорт	
водозаборной	 скважины,	 не	 подкрепляются	
данными	 реально	 проведенных	 исследова-
ний.	Из	рисунка	3	видно,	что	большая	часть	
дебитов	 скважин,	 указанных	 в	 паспортах,	
соответствует	 заявленной	 производитель-
ности	насосов	и	не	характеризует	реальную	
производительность	 скважины.	 Впослед-
ствии	некорректные	данные	вводят	в	 заблу-
ждение	 проектировщиков,	 принимающих	
результаты	 таких	 исследований	 в	 качестве	
аналога	для	соседнего	объекта.

Также	 гипотеза	 о	 недостоверности	 дан-
ных	 строительных	 откачек	 подтверждается	
статистикой	встречаемости	значений	дебита	
для	 строительных	 и	 опытных	 откачек.	 При	
анализе	данных,	полученных	в	ходе	опытных	
откачек,	получается	более	равномерное	рас-
пределение	 частоты	 встречаемости	 разных	
значений	дебитов,	в	отличие	от	строительных	
откачек,	когда	все	значения	попадают	в	один	
интервал	встречаемости.

Проведение	 опытно-фильтрационных	
работ	 и	 интерпретация	 результатов	 явля-
ются	необходимым	этапом	в	ходе	выполне-
ния	 оценки	 запасов	 подземных	 вод,	 полу-
ченные	 данные	 используются	 для	 расчета	
прогнозных	 понижений	 и	 оценки	 обеспе-
ченности	 водоносного	 горизонта.	 Запасы	
подземных	воды	считаются	обеспеченными,	
если	 рассчитанное	 прогнозное	 понижение	
меньше	 допустимого.	 На	 рассматриваемой	

территории	в	качестве	допустимого	пониже-
ния	принимается	величина	напора	над	кров-
лей	атлым-новомихайловского	водоносного	
комплекса.

Расчетное	 понижение	 получено	 как	
сумма	 понижения	 уровня	 подземных	 вод	
непосредственно	 в	 скважине	 (уравнение	
Тейса-Джейкоба)	и	понижения	 за	 счет	несо-
вершенства	скважины	[1,	7].	

Расчеты	понижений	были	выполнены	для	
верхнего	 и	 нижнего	 горизонтов	 в	 каждом	
районе	для	трех	вариантов	водопотребности,	
(<	700	м3/сут	—	1	скважина,	700–5	000	м3/сут	—	
8	 скважин	 и	 >	 5	 000	 м3/сут	 —	 35	 скважин),	
причем	максимальная	нагрузка	на	одну	сква-
жину	 принята	 по	 максимальной	 производи-
тельности	насоса	ЭЦВ-8-25	—	700	м3/сут,	рас-
стояние	между	скважинами	—	50	м	(табл.	3).

По	полученным	расчетам	прогнозного	по-
нижения	установлено,	что	потребность	в	воде	
обеспечивается	эксплуатацией	как	верхнего,	
так	 и	 нижнего	 горизонтов.	 Для	 исключения	
вариантов	необеспеченности	запасов	в	связи	
с	прогнозируемым	превышением	допустимо-
го	уровня	подземных	вод	для	модельного	во-
дозабора	с	потребностью	>	5	000	м3/сут	ниж-
него	горизонта	западного	района	и	верхнего	
горизонта	 центрального	 района	 количество	
скважин	 было	 увеличено	 до	 45,	 расстояние	
между	ними	—	до	200	м,	максимальный	дебит	
скважин	уменьшен	до	555	м3/сут.	

После	внесенных	поправок	был	произве-
ден	расчет	экономического	эффекта	от	вне-
дрения	оптимизации	за	счет	бурения	скважин	
на	верхний	горизонт	в	сравнении	с	нижним.	
В	 8	 из	 9	 модельных	 водозаборов	 бурение	
скважин	на	верхний	горизонт	оказалось	бо-
лее	 целесообразным	 с	 экономической	 точ-
ки	 зрения,	 исключение	 составил	 водозабор	
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с	потребностью	>5	000	м3/сут	в	центральном	
районе.

Кроме	характеристик	горизонтов	в	части	
водообильности	важное	значение	для	питье-
вого	 и	 хозяйственного	 бытового	 водоснаб-
жения	 имеет	 качество	 подземных	 вод.	 При	
использовании	 для	 этих	 целей	 качество	
подземных	вод	должно	соответствовать	нор-
мам,	 устанавливаемым	 СанПиН	 1.2.3685-21	
«Гигиенические	 нормативы	 и	 требования	
к	 обеспечению	 безопасности	 и	 (или)	 без-
вредности	 для	 человека	 факторов	 среды	
обитания»	 [5].	 Подземные	 воды	 верхнего	
и	 нижнего	 горизонтов	 идентичны	 по	 хими-
ческому	 составу.	 Превышения	 норм	 ПДК	
СанПиН	по	запаху,	цветности,	мутности,	желе-
зу	и	марганцу	связаны	с	региональными	при-
родными	условиями	Западно-Сибирского	ар-
тезианского	 бассейна,	микробиологические	
и	радиологические	показатели	соответствуют	
нормам.	Использование	вод	возможно	после	
проведения	 водоподготовки.	 Защищенность	
горизонтов	от	микробного	загрязнения	обе-
спечивается	 мощной	 толщей	 вышележащих	
неоген-четвертичных	отложений	[6].

Итоги

По	результатам	исследования	можно	сделать	
вывод,	 что	 верхний	 (новомихайловский)	 и	
нижний	(атлымский)	горизонты	могут	обеспе-
чить	водоснабжение	объектов	как	с	низкой	(до	
700	м3/сут),	так	и	высокой	(до	25	000	м3/сут)	
потребностью.
В	ходе	работы	выполнено	всестороннее	обо-
снование	возможности	эксплуатации	верхне-
го	горизонта	и	сравнение	его	характеристик	с	
нижним.	Проведен	анализ	корректности	про-
ведения	строительных	откачек	и	их	интерпре-
тации,	даны	рекомендации	по	использованию	

Табл.	2.	Сравнение	результатов	опытно-фильтрационных	работ	для	скважин,	
пробуренных	на	нижний	(скв.	1)	и	верхний	(скв.	2)	горизонты
Tab.	2.	Comparison	of	aquifer	testing	results	for	wells	drilled	to	the	lower	horizon	(well	1)	and	
upper	horizon	(well	2)

Параметр скв.	1 скв.	2

Целевой	горизонт нижний,	₽3at верхний,	₽3nm
Глубина	установки	фильтра,	м 185–193 115–135

Q	(дебит),	дм3/с 3,55 3,53

Hд	(динамический	уровень),	м 14,26 19,99

Hст	(статический	уровень),	м 5,58 4,48

S	(понижение	уровня),	м 8,68 15,51

q	(удельный	дебит	—	отношение	
дебита	к	понижению),	дм3/с/м

0,41 0,23

Рис.	3.	Статистика	встречаемости	значений	дебита	скважин	по	данным	пробных	
откачек
Fig.	3.	Statistics	on	the	occurrence	of	well	flow	rates	based	on	aquifer	inflow	test	data

Табл.	3.	Результат	расчета	прогнозного	понижения	уровня	гидродинамическим	методом
Tab.	3.	The	result	of	calculating	predicted	level	lowering	by	hydrodynamic	method

Район/
Водо-
забор

Параметр Западный	район Центральный	район Восточный	район

верхний	
горизонт

нижний	
горизонт

верхний	
горизонт

нижний	
горизонт

верхний	
горизонт

нижний	
горизонт

М
од
ел
ьн
ы
й	

во
до
за
бо
р	
1	

(1
	с
кв
аж

ин
а)

km,	м2/сут 891 458 288 1	090 921 657

a,	м2/сут 2,1 0,39 0,78 1,45 1,25 0,97

Sскв,	м 1,8 3,4 5,5 1,5 1,7 2,4

Sнесов,	м 0,1 7,5 11,8 2,1 3,7 2,8

Sрасч,	м 1,9 10,9 17,3 3,6 5,4 5,2

Sдоп,	м 53 88 72

М
од
ел
ьн
ы
й	

во
до
за
бо
р	
2	

(8
	с
кв
аж

ин
)

km,	м2/сут 891 458 288 1090 921 657

a,	м2/сут 2,1 0,39 0,78 1,45 1,25 0,97

Sскв,	м 8,7 15,4 25,5 7 8,2 11,3

Sнесов,	м 0,1 7,5 11,8 2,1 3,7 2,8

Sрасч,	м 8,8 22,9 37,3 9,1 11,9 14,1

Sдоп,	м 53 88 72

М
од
ел
ьн
ы
й	

во
до
за
бо
р	
3	

(3
5	
ск
ва
ж
ин
)

km,	м2/сут 891 458 288 1090 921 657

a,	м2/сут 2,1 0,39 0,78 1,45 1,25 0,97

Sскв,	м 32,6 56,2 94 25,9 26,5 41,9

Sнесов,	м 0,1 7,5 11,8 2,1 3,7 2,8

Sрасч,	м 32,7 63,7 105,8 28 56,9 44,7

Sдоп,	м 53 88 72

*km	—	коэффициент	водопроводимости,	a	—	коэффициент	пьезопроводности,	Sскв	—	собственное	понижение	в	скважине,	Sнесов	—	
понижение	за	счет	несовершенства	скважины,	Sрасч	—	расчетное	понижение,	Sдоп	—	допустимое	понижение
51зеленый	—	Sрасч	<	Sдоп,	оптимально,	желтый	—	Sрасч	<	Sдоп,	не	оптимально	красный	—	Sрасч	>	Sдоп,	потребность	не	обеспечена



52 ЭКСПОЗИЦИЯ	НЕФТЬ	ГАЗ	ОКТЯБРЬ	�	�����	����

Results

According	 to	 the	 results	 of	 the	 study,	 it	 may	 be	 concluded	 that	 the	
upper	 horizon	 (Novomikhailovsky)	 and	 lower	 horizon	 (Atlymsky)	 can	
provide	 water	 supply	 to	 the	 facilities	 with	 both	 low	 supply	 demand	
(up	to	700	m3/day)	and	high	demand	(up	to	25	000	m3/day).	
In	the	course	of	the	study,	a	comprehensive	justification	of	the	possibility	
to	produce	the	upper	horizon	was	provided,	as	well	as	the	comparison	
of	the	upper	horizon’s	characteristics	with	the	lower	horizon	was	made.	
The	analysis	of	consistency	of	performing	aquifer	 inflow	 tests	and	 test	
interpretation	 were	 made.	 Recommendations	 were	 drawn	 on	 using	
pilot	 study	 data	 in	 design	 efforts.	 Forecasted	 level	 declines	 that	 were	
calculated	prove	the	availability	of	reserves	within	the	accepted	patterns	
of	 water-intake	 blocks	 in	 all	 instances,	 except	 for	 producing	 from	 the	
lower	horizon	in	the	western	region	and	the	upper	horizon	in	the	central	
region.
In	 accordance	 with	 the	 forecast	 estimations,	 it	 was	 found	 that	
the	 water	 intaking	 part	 should	 be	 envisaged	 in	 the	 upper	 interval	
(Novomikhailovskaya	Formation)	in	well	designs	for	water	intake	models	
with	 up	 to	 5	 000	 m3/day	 demand.	 For	 water	 intake	 model	 with	 up	
to	25	000	m3/day	demand,	well	designs	should	be	selected	depending	on	

geographical	location	in	accordance	with	the	zoning	scheme	presented	
in	this	paper.
The	 approach	described	 in	 the	 paper	 can	 be	 scaled	 to	 the	 territory	 of	
the	Yamalo-Nenets	 Autonomous	Okrug	 (YaNAO).	 Also,	 it	 is	 possible	 to	
provide	 more	 fractional	 zoning	 in	 the	 Khanty-Mansiysk	 Autonomous	
Okrug	(KhMAO)	and	the	south	of	Tyumen	Region.

Conclusions

1.	 Based	on	hydrogeological	parameters	distribution,	a	zonation	was	
made	 for	 the	 Novomikhailovsky	 and	 Atlymsky	 horizons	within	 the	
Atlym-Novomikhailovsky	Sequence.

2.	 Initial	 data	 analysis	 results	 confirmed	 the	 possibility	
of	producing	designed	water	volumes	from	both	the	Atlymsky,	and	
Novomikhailovsky	 horizons	 within	 the	 Atlym-Novomikhailovsky	
Sequences.

3.	 Both	horizons	are	also	characterized	by	the	same	qualitative	water	
composition	and	meet	hygienic	requirements.

4.	 Drilling	wells	 for	 the	Novomikhailovsky	horizon,	as	 compared	with	
drilling	for	the	lower	horizon,	will	lead	to	saving	capital	investments,	
without	change	in	designed	production	volumes.
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данных	 опытных	 исследований	 в	 проектных	
работах.	Посчитаны	прогнозные	понижения,	
которые	говорят	об	обеспеченности	запасов	
принятых	 схем	 водозаборных	 участков	 во	
всех	 случаях,	 кроме	 эксплуатации	 нижнего	
горизонта	в	западном	районе	и	верхнего	го-
ризонта	в	центральном	районе.
В	 соответствии	 с	 прогнозными	 расчетами	
установлено,	 что	 для	 модельных	 водоза-
боров	 с	 потребностью	 до	 5	 000	 м3/сут	 в	
конструкциях	 скважин	 следует	 предусма-
тривать	 водоприемную	 часть	 в	 верхнем	
интервале	 (новомихайловская	 свита).	 Для	
модельного	 водозабора	 с	 потребностью	
до	25	000	м3/сут	конструкции	скважин	сле-
дует	 выбирать	 в	 зависимости	 от	 географи-
ческого	положения	объекта	в	соответствии	
с	 представленной	 в	 данной	 работе	 схемой	
районирования.	
Описанный	в	работе	подход	может	быть	мас-
штабирован	 на	 территорию	 Ямало-Ненец-
кого	 автономного	 округа	 (ЯНАО),	 а	 также	
возможно	проведение	более	дробного	райо-
нирования	на	территории	Ханты-Мансийско-
го	автономного	округа	 (ХМАО)	и	юга	Тюмен-
ской	области.

Выводы

1.	 На	 основе	 распространения	 значений	
гидрогеологических	 параметров	 вы-
полнено	 районирование	 территории	
для	 новомихайловского	 и	 атлымского	
горизонтов	 атлым-новомихайловского	
комплекса.

2.	 По	результатам	анализа	исходных	данных	
подтверждена	 возможность	 добычи	 про-
ектных	объемов	воды	как	для	атлымского,	
так	и	для	новомихайловского	горизонтов	
комплекса.

3.	 Оба	 горизонта	 также	 характеризуются	
одинаковым	 качественным	 составом	
вод	 и	 удовлетворяют	 гигиеническим	
требованиям.

4.	 Бурение	 скважин	 на	 новомихайловский	
горизонт	в	сравнении	с	нижним	приведет	
к	 экономии	 капитальных	 вложений	 без	
изменения	проектного	объема	добычи.
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Abstract
The	article	proposes	a	method	 for	calculating	 the	mineralization	of	oil	and	gas	bearing	reservoir	water,	which	was	distorted	by	 the	 technical	

waters	of	the	drilling	mud.	The	method	uses	genetic	coefficients	that	identify	waters	associated	with	hydrocarbon	deposits	and	based	on	water	

components	that	are	do	not	react	when	mixing	different	waters,	do	not	 interact	with	minerals	of	reservoir	rocks,	and	do	not	participate	in	ion	

exchange.	The	main	such	component	is	chlorine.	The	auxiliary	components	are	sodium	and	bromine.

Materials	and	methods

Chlorine-based	genetic	coefficients	were	used.	The	values	of	chlorine	
content	in	water	are	modeled	in	accordance	with	the	elision	values	
of	genetic	coefficients.	The	mineralization	of	the	water	of	an	oil	and	
gas	bearing	reservoir	is	modeled	according	to	the	linear	relationship	
between	the	chlorine	content	and	mineralization.	The	results	of	

analyses	of	reservoir	waters	were	used,	which	were	checked	for	
electroneutrality	and	adjusted	in	order	to	comply	with	it.
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Аннотация
В	статье	предложена	методика	расчета	минерализации	воды	нефтегазоносного	пласта,	которая	разбавлена	техническими	

водами	бурового	раствора.	В	методике	использованы	генетические	коэффициенты,	идентифицирующие	воды,	связанные	

с	 залежами	углеводородного	сырья	и	основанные	на	компонентах	вод,	которые	не	вступают	в	реакции	при	смешении	

различных	вод,	не	взаимодействующими	с	минералами	пород-коллекторов,	не	участвующими	в	ионном	обмене.	Основным	

таким	компонентов	является	хлор.	Вспомогательными	компонентами	являются	натрий	и	бром.

Материалы	и	методы

Использованы	генетические	коэффициенты	пластовых	вод	на	
основе	хлора.	Рассчитаны	значения	содержания	хлора	в	воде	
в	соответствии	со	значениями	генетических	коэффициентов,	
соответствующим	элизионными.	По	линейной	связи	между	
содержанием	хлора	и	минерализацией	рассчитана	минерализация	
воды	нефтегазоносного	пласта.	Использованы	результаты	анализов	

пластовых	вод,	которые	были	проверены	на	электронейтральность	и	
скорректированы	с	целью	ее	соблюдения.		

Ключевые	слова

генетические	коэффициенты,	элизионные	воды,	бурение	скважин,	
буровой	раствор,	хлор,	бром,	натрий,	минерализация,	пластовая	
вода,	модель	Арчи-Дахнова,	водонасыщенность	пласта	
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Введение

При	бурении	скважин	с	использованием	
бурового	 раствора	 на	 водной	 основе	 часть	
химических	элементов	фильтрата	переходит	
в	пластовую	воду,	меняя	первоначальный	со-
став	и	свойства	пластовых	вод.	В	этих	услови-
ях	получение	проб	пластовой	воды	возможно	
при	прокачки	значительного	ее	объема,	что	

не	 всегда	 учитывается	 в	 реальной	 промыс-
ловой	среде.	В	итоге	появляются	результаты	
анализов	не	пластовых	вод,	а	их	смесей	с	тех-
ническими	водами.	

В	 связи	 с	 тем,	 что	 минерализация	 вод	
нефтеносного	пласта	влияет	на	оценку	запа-
сов	углеводородного	сырья	(УВС)	важно	знать	
ее	истинное	значение.	Минерализация	воды	

коррелирует	 с	 её	 удельным	 электрическим	
сопротивлением	 (УЭС)	 по	 соответствующей	
палетке	[1].	УЭС	воды	в	соответствии	с	моде-
лью	Арчи-Дахнова	определяет	коэффициент	
водонасыщенности	пласта,	отнимая	который	
от	 единицы	 получаем	 коэффициент	 нефте-
газонасыщенности	 [2].	 Последний	 участвует	
в	формулах	подсчета	запасов	УВС.
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Цель	статьи	—	разработка	методического	
подхода	к	восстановлению	значений	минера-
лизации	 пластовых	 вод	 в	 их	 смесях	 с	филь-
тратами	бурового	раствора	на	основе	анали-
за	изменения	генетических	коэффициентов.		

Проблемой	 смешения	 вод	 разного	 со-
става	и	 генезиса	 занимались	многие	 специ-
алисты,	с	начала	прошлого	века.	Так	в	1909	
году	 русский	 гидрогеолог	 А.Н.	 Огильви	 пу-
бликует	 статью,	 где	 устанавливает	 прямоли-
нейный	закон	смешения	двух	вод,	предлагает	
для	 применения	 диаграмму,	 которую	 впо-
следствии	 назовут	 его	 именем.	 В	 1952	 году	
П.И.	 Желтов	 предложил	 использовать	 диа-
грамму	Огильви	для	определения	объемных	
соотношений	смешиваемых	вод.	Данную	ди-
аграмму	Ю.П.	Гаттенбергер	использовал	для	
прогнозирования	 отложений	 сульфатных	
солей.

В	нефтяной	отрасти	проблема	смешения	
двух	 вод	 исследовалась	 П.К.	 Азимовым	 и	
И.Б.	Розенбергом	в	Ферганской	долине	Узбе-
кистана;	 Ш.Ф.	 Мехтиевым,	 А.Р.	 Ахундовым,	
Е.А.	 Ворошиловым	 в	 Азербайджане;	 А.М.	
Никаноровым,	 А.Н.	Шалаевым	 на	 Северном	
Кавказе;	Ф.С.	Исмайловым	и	Ф.М.	Гаджиевым	
на	месторождении	нефти	Гюнешли,	располо-
женном	в	Азербайджанском	секторе	Каспий-
ского	моря;	В.Д.	Порошиным,	В.Г.	Гуляевым,	
М.В.	 Радченко,	 И.С.	 Мельничуком,	 Б.В.	 Ма-
ракасовым	в	Тимано-Печерской	провинции;	
В.В.	Муляком,	 А.Г.	Морозовым,	 А.В.	 Третья-
ковой,	В.В.	Коцур,	А.А.	Ефремовой	в	Припят-
ской	нефтегазовой	области	Беларуси		и	т.д

									
Объект	и	методы	исследования

Объектом	 исследования	 являются	 гене-
тические	коэффициенты	на	основе	хлора	как	
инструмент	расчета	минерализации	воды	не-
фтеносного	пласта.

Генетические	 коэффициенты	 подобра-
ны	 такие,	 чтобы	 другие	 компоненты,	 кроме	
хлора,	 являлись	 также	 относительно	 устой-
чивыми.	Первый	выбранный	коэффициент	—	
это	 rNa/rCl	 (где	 rNa	 —	 содержание	 натрия	
в	 эквивалентной	 форме,	 rCl	 —	 содержание	
хлора	 в	 эквивалентной	 форме),	 так	 как	 на-
трий,	как	и	хлор,	максимально	долго	держит-
ся	в	растворе,	не	взаимодействуя	с	другими	
компонентами,	не	адсорбируясь,	не	вступая	
в	ионный	обмен.	Граничное	значение	коэф-
фициента	 0,87.	 Если	 полученные	 значения	
меньше	 данного,	 то	 вода	 считается	 принад-
лежащей	к	водам	морского	генезиса	и	нахо-
дящейся	под	воздействием	элизионного	типа	
водообмена	[3,	4].	Но	нужно	тут	отметить,	что	
для	Восточной	Сибири,	например,	этот	коэф-
фициент	снижается	до	0,5	и	ниже,	что	нужно	
учитывать	 при	 применении	 предлагаемого	
метода.

Для	 северных	 газовых	 месторожде-
ний	 данный	 коэффициент	 равен	 0,9.	 Его	
мы	 и	 будем	 использовать	 для	 наших	 целей,	
так	как	наши	данные	относятся	к	этому	типу	
месторождений.

Второй	выбранный	коэффициент	—	Cl/Br	
(где	 Cl	 —	 это	 содержание	 хлора	 в	 весовой	
форме,	 Br	 —	 содержание	 брома	 в	 весовой	
форме),	 так	 как	 бром	 является	 относитель-
но	 инертным	 элементом	 при	 смешении	

различных	 вод.	 Его	 химическая	 активность	
даже	немного	меньше	хлора.	Граничное	зна-
чение	данного	коэффициента,	указывающим	
на	принадлежность	воды	к	элизионной,	300.	
Также,	 если	 полученные	 значения	 меньше	
данного,	то	вода	считается	элизионной	[4,	5].	
Польза	 от	 одновременного	 использования	
этих	 двух	 генетических	 коэффициентов	 за-
ключается	в	том,	что	в	одном	коэффициенте	
содержание	хлора	в	знаменателе,	а	в	другом	
в	числителе,	что	позволит	точнее	смоделиро-
вать	содержание	хлора	в	воде	нефтеносного	
пласта.	

Также	 для	 применения	 нашего	 под-
хода	 был	 использован	 коэффициент	
(rSО4/rСl)×100	 (где	 rSО4	 —	 это	 содержа-
ние	 сульфат-иона	 в	 эквивалентной	 форме,	
rCl	—	это	содержание	хлора	в	эквивалентной	
форме).	 Пониженные	 содержания	 данного	
коэффициента	 в	 конкретном	 водоносном	
пласте	по	сравнению	с	другими	можно	интер-
претировать	как	идентификацию	протекания	
процесса	сульфатредукции,	связанную	с	на-
личием	 УВС	 [6].	 Обеднение	 подземных	 вод	
сульфатами	за	счет	их	восстановления	явля-
ется	поисковым	признаком	нефтегазоносно-
сти	[7].	Поэтому	данные	воды	можно	считать	
в	основе	своей	элизионными.	 	Можно	пред-
положить,	что	здесь	имеет	место	техногенно	
обусловленная			сульфатредукция,	но	так	как	
скважина	 поисков-разведочная,	 то	 примем,	
что	она	имеет	естественное	происхождение.

Используемые	 генетические	 коэффици-
енты	подземных	вод	с	интерпретацией	их	зна-
чений	приведены	на	рисунке	1.

Исходные	данные

В	 качестве	 исходных	 данных	 для	 иссле-
дования	взята	информация	по	поисково-раз-
ведочной	 скважине,	 пробуренной	 в	 Запад-
ной	 Сибири.	 В	 скважине	 отобраны	 пробы	
пластовой	 воды	 на	 нескольких	 глубинах	
методом	 MDT	 (Modular	 Formation	 Dynamics	

Tester)	 —	 модульный	 динамический	 испыта-
тель	пластов.	Глубина	отбора	проб:	2	854,5	м,	
2	957,7	м,	3	051,1	м,	3	169,7	м,	3	641,2	м.	Пласто-
вые	давления,	замеренные	при	отборе	проб:	
66,27–98,69	 МПа.	 Пластовые	 температуры,	
замеренные	при	отборе	проб:	69,4–90,4	°С.	
Пробы	отобраны	в	сентябре	2023	года,	иссле-
дованы	в	октябре	2023	года.

Все	 результаты	 анализов	 пластовых	 вод	
были	 проверены	 на	 электронейтральность.	
Проверка	 показала,	 что	 наиболее	 кор-
ректный	 анализ	 воды	 с	 глубины	 3	 169,7	 м.		
Он	и	был	использован	для	дальнейшей	рабо-
ты	после	небольшой	корректировки.		

Кроме	того,	пластовая	вода	с	данной	глу-
бины	 имеет	 наименьшее	 значение	 коэффи-
циента	(rSО4/rСl)×100.	Он	равен	0,93.	Данный	
факт	может	говорить	о	сульфатредукции,	обу-
словленной	восстановительной	средой,	кото-
рую	обеспечивает	присутствие	УВС.	

Необходимые	 для	 исследования	 дан-
ные	по	воде	с	глубины	3	169,7	м	приведены	
в	таблице	1.

Результаты

На	 основе	 исходных	 данных	 по	 пробе	
воды,	отобранной	с	выбранной	глубины,	рас-
считаем	коэффициент	rNa/rCl.	Он	равен	1,17	
и	 превышает	 0,9	 за	 счет	 примеси	 пресной	
воды.	 Так	 как	 в	 пресной	 воде	 бурового	
раствора	 хлора	 меньше,	 чем	 в	 пластовой,	
отобранной	 с	 рассматриваемой	 глубины,	
то	уменьшим	содержание	хлора	таким	обра-
зом,	чтобы	коэффициент	стал	равен	0,9,	т.е.	
соответствующим	 элизионный	 воде	 пласта,	
содержащего	УВС.	Данное	содержание	хлора	
равно	193,42	мг-экв/дм3	или	6	858,17	мг/дм3.	
Но	 нужно	 учитывать,	 что	 данное	 содержа-
ние	 хлора,	 возможно,	 завышено,	 так	 как	
при	 проникновении	 в	 пласт	 воды	 бурового	
раствора	 содержание	 натрия	 могло	 увели-
читься,	 поскольку	 при	 проходке	 скважин	
под	 эксплуатационную	 колонну	 в	 состав	

Табл.	1.	Исходные	данные	по	воде	с	глубины	3	169,7	м	
Tab.	1.	Initial	data	on	water	from	a	depth	of	3	169,7	m

Глубина,	
м	

Дата	
отбора

Минера-
лизация,	
мг/дм3

Na+	
мг/дм3

Na+	
мг-экв/дм3

Сl-,	
мг/дм3

Сl-,	
мг-экв/дм3

SO4
2-,	

мг/дм3
SO4

2-,	
мг-экв/дм3

Br	–	
мг/дм3

3	169,7 09.2023 11	465,66 4	002,10 174,08 5	280,08 148,94 66,6 1,39 22,75

Рис.	1.	Генетические	коэффициенты	подземных	вод	с	интерпретацией	их	значений	
Fig.	1.	Genetic	coefficients	of	groundwater	with	interpretation	of	their	values
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бурового	 раствора	 добавляют	 соединения	
натрия,	такие	как	каустическая	сода	(NaOH),	
кальцинированная	 сода	 (Na2CO3),	 формиат	
натрия	(HCOONa).	Таким	образом,	в	исходной	
воде	 пласта	 содержание	 натрия,	 возможно,	
должно	 быть	 меньше,	 и	 соответственно	 для	
выхода	на	коэффициент	0,9	содержание	хло-
ра	тоже	будет	меньше,	чем	мы	рассчитали.		

Проверим	 полученное	 нами	 со-
держание	 хлора	 на	 втором	 выбранном	
нами	 коэффициенте	 Cl/Br.	 Его	 значение	
по	 исходным	 данным	 равно	 232,09.	 Если	
же	 применить	 рассчитанное	 нами	 содер-
жание	 хлора	 6	 858,17	 мг/дм3,	 то	 значе-
ние	 данного	 коэффициента	 будет	 301,46,	
что	 превышает	 порог	 элизионных	 вод,	 зна-
чение	 которого	 300.	 Уменьшим	 значение	
содержания	хлора	 так,	 чтобы	коэффициент	
принял	пороговый	уровень.	Искомое	значе-
ние	содержания	хлора	в	исходной	пластовой	
воде	будет	6	825	мг/дм3.	Расчет	увеличения	
содержания	брома,	 так	как	он	был	разбав-
лен	водой	бурового	раствора,	только	умень-
шит	данный	коэффициент	и	сохранит	его	зна-
чение	до	300.	Таким	образом,	после	наших	
расчетов	 содержание	 хлора	 увеличилось	
на	1	544,92	мг/дм3,	что	составляет	29,26	%.	
Используя	 известный	 факт	 линейной	 свя-
зи	 содержания	 хлора	 и	 минерализации,	
мы	 можем	 применить	 полученные	 процен-
ты	 к	 минерализации.	 Искомое	 значение	
минерализации	 в	 пластовой	 воде	 будет	
равно	14	820,51	мг/дм3.

Таким	 образом,	 рассчитанная	 пред-
ложенным	 методом	 корректировка	 ми-
нерализации	 составила	 29,26	 %,	 и	 такое	
же	 количество	 воды	 бурового	 раствора	
было	 смешано	 с	 исходной	 пластовой	 водой	

нефтегазоносного	пласта	во	время	бурения.	
Соотношение	вод	составило	2/7.	

Итоги

•	 Учитывая,	что	пластовые	воды	нефтегазо-
носного	пласта	несут	в	себе	информацию	
о	наличии	УВС,	для	восстановления	их	ми-
нерализации,	 при	 разбавлении	 их	 вода-
ми	 бурового	 раствора,	 возможно	 при-
менение	 генетических	 коэффициентов,	
которые	такие	воды	идентифицируют.	

•	 Так	как	при	взаимодействии	двух	вод	раз-
личного	химического	состава	происходит	
как	их	взаимодействие	между	собой,	так	
и	 с	 породой-коллектором,	 то	нужно	под-
бирать	генетические	коэффициенты	вод,	
основанные	 на	 устойчивых,	 в	 условиях	
взаимодействий	 химических	 элементов.	
Таким	элементом	является	хлор,	а	также	
вспомогательные	натрий	и	бром.

•	 Корректируя	расчетное	содержание	хло-
ра	 в	 пластовой	 воде	 нефтегазоносного	
пласта	в	соответствии	с	граничными	зна-
чениями	 генетических	 коэффициентов,	
можно	скорректировать	и	значение	мине-
рализации	с	учетом	линейной	зависимо-
сти	между	ней	и	хлором.

Выводы

•	 Предложенный	подход	к	восстановлению	
минерализации	 пластовой	 воды	 нефте-
газоносного	 пласта	 подразумевает	 при-
менение,	 когда	 есть	 результаты	 анали-
зов	 воды,	 но	 нет	 никакой	 информации	
о	 буровом	 растворе	 на	 водной	 основе.	
Ни	о	 воде,	 на	основе	 которой	 готовился	
буровой	раствор,	ни	о	химических	добав-
ках	в	него.	

•	 В	 дальнейшем	 планируется	 развить	

Results

•	 Considering	 that	 the	 formation	 waters	 of	 an	 oil	 and	 gas	 bearing	
reservoir	are	сarry	information	about	the	presence	of	HRM,	to	restore	
their	mineralization,	when	they	are	diluted	with	drilling	mud	waters,	
it	is	possible	to	use	genetic	coefficients	that	such	waters	identify.

•	 Since	when	two	waters	of	different	chemical	composition	interact,	
both	 their	 interaction	with	each	other	and	with	 the	 reservoir	 rock	
occurs,	it	is	necessary	to	select	genetic	coefficients	of	waters	based	
on	chemical	elements	stable	under	the	conditions	of	interactions.	
Such	 an	 element	 is	 chlorine,	 as	 well	 as	 auxiliary	 sodium	 and	
bromine.	

•	 By	 adjusting	 the	 calculated	 chlorine	 content	 in	 the	 reservoir	
water	 of	 an	 oil	 and	 gas	 bearing	 reservoir	 in	 accordance	 with	 the	

borderline	 values	 of	 genetic	 coefficients,	 it	 is	 possible	 to	 adjust	
the	mineralization	value	taking	into	account	the	linear	relationship	
between	it	and	chlorine.

Conclusions

•	 The	 proposed	 approach	 to	 the	 restoration	 of	 mineralization	
of	 formation	 water	 of	 an	 oil	 and	 gas	 bearing	 reservoir	 implies	
application	 when	 there	 are	 results	 of	 water	 analyses,	 but	 there	
is	no	 information	about	a	water-based	drilling	fluid.	Neither	about	
the	water,	on	the	basis	of	which	the	drilling	mud	was	prepared,	nor	
about	chemical	additives	in	it.	

•	 In	the	future,	it	is	planned	to	develop	and	extend	this	method	to	cases	
where	there	is	data	on	the	hydrogeochemistry	of	drilling	mud.
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и	 распространить	 данный	 метод	 на	 слу-
чаи,	когда	есть	данные	по	гидрогеохимии	
бурового	раствора.
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Abstract
The	paper	examines	the	results	of	determining	the	filtration-capacitive	properties,	granulometric	composition	and	specific	electrical	composition,	

performed	on	a	unique	collection	of	core	samples	characterizing	the	entire	heterogeneity	of	rocks	-	from	the	purest	collectors	to	pure	clays	with	

an	equal	step	in	the	degree	of	layering.	Based	on	the	analysis	results,	conclusions	are	made	about	the	reservoir	properties	of	rocks,	the	applicability	

of	methods	for	determining	the	proportion	of	clay	interlayers	and	the	degree	of	electrical	anisotropy	of	clayed	interlayers.

Materials	and	methods

Determination	of	porosity	coefficient,	permeability	coefficient	in	
three	directions,	specific	electrical	resistance	in	three	directions,	
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proportion	of	clayey	interlayers	on	a	unique	collection	of	15	cubic	core	
samples	from	Jurassic	deposits
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Аннотация
В	 работе	 рассматриваются	 результаты	 определения	 фильтрационно-емкостных	 свойств,	 гранулометрического	 состава	

и	удельного	электрического	сопротивления,	выполненные	на	уникальной	коллекции	образцов	керна,	характеризующей	

всю	неоднородность	 горных	пород	—	от	максимально	чистых	коллекторов	до	чистых	 глин	с	равным	шагом	по	степени	

слоистости.	По	результатам	анализа	делаются	выводы	о	коллекторских	свойствах	горных	пород,	применимости	методик	

определения	доли	глинистых	прослоев	и	степени	электрической	анизотропии	заглинизированных	прослоев.

Материалы	и	методы

Определение	коэффициента	пористости,	коэффициента	
проницаемости	в	трех	направлениях,	удельного	электрического	
сопротивления	в	трех	направлениях,	гранилометрического	состава	
и	количественная	оценка	доли	заглинизированных	прослоев	на	
уникальной	коллекции	из	15	кубических	образцов	керна	из	юрских	
отложений	
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Введение

Исследованием	текстурной	неоднородно-
сти	и	ее	влиянием	на	коллекторские	свойства	
горных	пород	занимаются	уже	давно.	Самая	
известная	 методика	 интерпретации	 геофи-
зических	исследований	скважин	—	методика	
Томаса-Штайбера	был	опубликована	в	1975	г.	
[1].	 Отечественные	 разработки	 начинаются	
примерно	с	того	же	времени	и	довольно	ча-
сто	были	посвящены	известным	отложениям	
«рябчика»	Самотлора	[2,	3	и	др.].	Позже	в	на-
чале	2000х	годов	основной	интерес	был	со-
средоточен	на	викуловских	отложениях	Крас-
нолениского	свода	[4,	5	и	др.].

Необходимо	отметить,	что	ранее	в	основе	
всех	 методик	 интерпретации	 лежал	 единый	
принцип	—	пластопересечения,	выделяемые	
по	 геофизическим	 исследованиям,	 состоят	
из	 прослоев	 непосредственно	 коллекторов	
и	 прослоев	 глин.	 Причем	 в	 методике	 Тома-
са-Штайбера	 прямо	 оговорено,	 что	 глина	
должна	быть	мономинеральной.	

В	 настоящее	 время	благодаря	масштаб-
ным	 и	 более	 достоверным	 исследованиям	
керна	 [4,	 5]	 было	 показано,	 что	 прослои	
«глин»	не	являются	глинами,	а	представлены	
заглинизарованными	 алевролитами.	 Бла-
годаря	 чему	 был	 поднят	 вопрос	 –	 являются	
ли	они	действительно	неколлекторами?	

Этот	вопрос	является	действительно	прин-
ципиальным,	 т.к.	 оказывает	 главенствующее	
влияние	при	разработке	петрофизической	мо-
дели	текстурно-неоднородных	коллекторов.	

Ранее	 в	 работе	 [6]	 уже	 было	 показано	
на	 примере	 нескольких	 отложений,	 что	 заг-
линизированные	 прослои	 характеризуются	
коэффициентом	пористости	ниже	граничного	
значения,	 а	 присутствующие	 в	 них	 остаточ-
ные	 углеводороды	 генерируются	 исключи-
тельно	углистым	детритом	и	не	связаны	с	про-
цессами	фильтрации.

Однако	другими	исследователями	[7]	был	
предложен	тезис	о	том,	что	заглинизирован-
ные	прослои,	являясь	неколлекторами	могут	
«отживать»	из	себя	воду	при	разработке	зале-
жи,	в	связи	с	падением	давления	в	пропласт-
ках-коллекторах.	 Такой	 тезис	 был	 выдвинут	
при	 настройке	 гидродинамической	 модели	
на	историю	разработки	залежи.	То	есть	пред-
положение	о	возможности	«отжимания»	воды	
глин	объясняло	темпы	обводнения	скважин.

Данная	 работа	 является	 продолжением	
ранних	работ	[6,	8]	по	исследованию	текстур-
но-неоднородных	работ	и	направлена	на	сня-
тие	обозначенных	вопросов.	

Методы	исследования

Ранее	 опубликованные	 работы	 были	
основаны	 на	 исследовании	 большого	 Рис.	1.	Пример	обработки	фотографий	кубических	образцов

Fig.	1.	Example	of	processing	photographs	of	cubic	samples

Рис.	2.	Текстуры	образцв	керна
Fig.	2.	Textures	of	core	samples

количества	(более	200	шт)	кубических	образ-
цов	керна	(рис.	1)	и	специальной	коллекции	
образцов	 нестандартной	 формы,	 целена-
правленно	отобранных	из	заглинизироанных	
прослоев.

В	 продолжение	 этого	 направления	 ис-
следований	была	отобрана	 уникальная	 кол-
лекция	 из	 15	 кубических	 образцов	 керна	
из	 юрских	 отложений	 уватского	 региона.	
Её	уникальность	заключается,	в	том,	что	ме-
ста	отбора	кубических	образцов	выбирались	
так,	чтобы	охарактеризовать	всю	неоднород-
ность	горных	пород	—	от	максимально	чистых	
коллекторов	до	чистых	глин	с	равным	шагом	
по	 степени	 слоистости.	 При	 этом	 текстура	
всех	образцов	(кроме	массивных)	характери-
зуется	как	микрослоистые	—	мощности	про-
слоев	от	1	до	нескольких	миллиметров	(рис.	
2).	 Образцы	 с	 мезослоистостью	 (мощность	
больше	1	см)	не	отбирались.

На	 этих	 образцах	 были	 выполнены	 сле-
дующие	 исследования:	 определение	 коэф-
фициента	пористости,	определение	коэффи-
циента	проницаемости	в	трех	направлениях,	
определение	 удельного	 электрического	 со-
противления	 в	 трех	 направлениях,	 опреде-
ление	гранилометрического	состава	и	коли-
чественная	оценка	доли	заглинизированных	
прослоев	 (Хгл).	 Однако	 на	 образце	 с	 Хгл	 =	
1	выполнены	только	определения	коэффици-
ента	пористости.

Все	 упомянутые	 исследования	 выполня-
лись	 по	 принятым	 стандартным	 методикам	
в	атмосферных	условиях.	Определение	доли	
заглинизированных	 прослоев	 выполнялось	
в	программном	комплексе	TextureRock	[9].

Уникальным	 является	 и	 тот	 факт,	 что	
определения	 коэффициента	 проницаемости	
выполнены	 на	 образцах	 с	 долей	 заглинизи-
рованных	прослоев	до	80	%.	В	выполненных	
ранее	 работах	 такие	 определения	 выполня-
лись	 только	до	 доли	60	%	и	не	 участвовали	
в	анализе,	т.к.	характеризовались	биотурби-
рованное	текстурой.

Результаты

Результаты	 исследований	 представ-
лены	 на	 рисунке	 3.	 Наблюдается	 законо-
мерное	 изменение	 свойств	 горных	 пород	
с	 увеличением	 доли	 глинистых	 прослоев:	
увеличивается	глинистость	и	алевритистость,	
уменьшается	коэффициент	пористости	и	про-
ницаемости,	 растет	 удельное	 электрическое	
сопротивление.

Обсуждение

Первое	 что	 хотелось	 проверить	 —	 это	
применимость	модели	Томаса-Штайбера	для	
этих	отложений.	На	рисунке	4	показано	нало-
жение	фактических	данных	на	теоретическую	
палетку.	При	расчете	 в	 качестве	 пористости	
чистого	 песчаника	 принята	 величина	 15	 %,	
глины	—	5	%,	коэффициент	глинистости	глин	
принят	100	%.

Как	можно	видеть,	палетка	не	удовлетво-
рительно	описывает	облако	точек	—	расчет-
ная	 доля	 заглинизированных	 прослоев	 для	
большей	части	образцов	не	превышает	20	%,	
хотя	доля	по	образцам	достигает	80	%.

Для	 дальнейшего	 сопоставления	 была	
скорректирована	 величина	 глинистости	
заглинизированных	 прослоев	 в	 палетке	
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Томаса-Штайбера	(рис.	5).	На	основании	кер-
новых	определений	для	чисто	глинистых	об-
разцов	была	принята	величина	равная	34	%	
(путем	интерполяции	на	рис.	3а).	Однако	па-
летка	 также	недостоверно	описывает	реаль-
ные	эксперименты.

Далее	была	проверена	формула	из	рабо-
ты	[10]	в	варианте	использования	коэффици-
ента	 пористости	 вместо	 относительно	 пара-
метра	самопроизвольной	поляризации	(рис.	
6	и	7).	

								 	 (1)

где	 a=0,5	 —	 коэффициент,	 учитывающий	
вклад	α_ПС	в	оценку,
b=2	—	коэффициент,	учитывающий	влияние	
дисперсной	глинистости	на	αПС,
c=0,5	 —	 коэффициент,	 учитывающий	 нели-
нейность	зависимости	αПС	от	χ,

d=0,5	 —	 коэффициент,	 учитывающий	 вклад	
∆JГК в	оценку,
e=1,62	—	коэффициент,	учитывающий	радио-
активность	глинистой	компоненты,
f=1,5	 —	 коэффициент,	 учитывающий	 нели-
нейность	зависимости	∆JГК	от	χ.

В	оригинальной	формуле	используется	
двойной	 разностный	 параметр	 гамма-ка-
ротажа,	 который	 был	 заменен	 на	 коэф-
фициент	 глинистости.	 Для	 этого	 параметр	
e	 формулы	 был	 использован	 равный	 5	 —	
при	таком	коэффициенте	двойному	разнос-
тному	параметру	 гамма-каротажа	равному	
1	 соответствует	 коэффициент	 глинистости	
34	%,	определенный	для	чистых	 глинистых	
образцах.

Как	 видно	 из	 приведенного	 рисунка,	
предложенная	 формула	 удовлетворительно	
описывает	облако	 точек.	Что	 говорит	о	пра-
вомерности	 ее	 применения	 при	 петрофизи-
ческом	моделировании.

Следующее	 на	 чем	 необходи-
мо	 остановиться	 —	 это	 сопоставление	

фильтрационно-емкостных	 свойств	 и	 доли	
глинистых	прослоев	и	включений.	

Как	 уже	 было	 отмечено	 выше,	 в	 выпол-
ненных	ранее	работах	в	анализе	участвовали	
образцы	с	долей	заглинизированных	просло-
ев	до	30	%.	Остальные	образцы	были	отбра-
кованы	 из-за	 биотурбированный	 текстуры	
или	разрушились	в	процессе	исследования.

Из	сопоставлений	(рис.	3г,	д)	следует,	что	
наблюдается	 закономерное	уменьшение	ко-
эффициента	пористости	—	при	Хгл	 >	0,5,	ко-
эффициент	пористости	имеет	величину	ниже	
граничной.	 Что	 опять	 же	 подтверждает	 уже	
установленный	факт,	что	заглинизированные	
прослои	не	являются	коллекторами.	

Но	 при	 этом	 коэффициент	 проницаемо-
сти	параллельно	напластованию	закономер-
но	уменьшается	до	величины	Хгл	>	0,3	и	затем	
практически	 не	 изменяется	 и	 соответствует	
граничному	 значению.	 Это	 может	 говорить	
о	том,	что	даже	при	высокой	степени	слоисто-
сти	горная	порода	может	сохранять	фильтра-
ционный	потенциал.

Рис.	3.	Результаты	исследования
Fig.	3.	Research	results
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Остается	открытым	вопрос	о	возможности	
фильтрации	углеводородов	через	такие	гор-
ные	породы	(Хгл	>	0.3).	Исходя	из	работ	[4–6,	
11,	12]	такие	прослои	характеризуются	отсут-
ствием	свечения	и	увеличением	обводнения	
продукции	при	разработке	 [6].	 Для	 попытки	
ответить	на	этот	вопрос	на	рассматриваемой	
коллекции	 образцов	 кубических	 керна	 пла-
нируется	продолжение	исследований	—	пла-
нируется	капиллярные	исследования.

Еще	один	факт,	 который	 требует	 внима-
ния	 —	 это	 замеренная	 анизотропия	 загли-
низированных	 прослоев	 (рис.	 3в),	 которая	
составляется	 2,5	 (сопротивление	 в	 перпен-
дикулярном	 направлении	 деленное	 на	 со-
противление	в	параллельном	направлении).	
При	этом	величина	анизотропии	коллекторов	
около	1,2.

Итоги

В	данной	статье	исследовались	текстурно-не-
однородные	 отложения	 с	 высоким	 содержа-
нием	глины.	Были	изучены	кубические	образ-
цы	керна	и	специальная	коллекция	образцов	
нестандартной	 формы,	 целенаправленно	
отобранных	 из	 заглинизированных	 просло-
ев.	Результаты	исследований	показали	зако-
номерное	 изменение	 свойств	 горных	 пород	
с	 увеличением	 доли	 глинистых	 прослоев:	
увеличивается	глинистость	и	алевритистость,	

уменьшается	 коэффициент	 пористости	 и	
проницаемости,	 растет	 удельное	 электриче-
ское	 сопротивление.	 Была	 также	 проверена	
применимость	модели	Томаса-Штайбера	для	
этих	отложений,	но	она	не	удовлетворительно	
описывала	облако	точек.

Выводы

1.	 Наблюдается	неудовлетворительное	опи-
сание	 полученных	 результатов	 экспери-
ментов	 на	 отобранной	 коллекции	 керна	
моделью	Томаса-Штайбера.

2.	 Для	 повышения	 точности	 определения	
доли	заглинизированных	прослоев	пред-
лагается	 использование	 эмпирической	
формулы.

3.	 Заглинизированные	 прослои	 характери-
зуются	неколлекторами,	но	горные	поро-
ды	 с	 высокой	 долей	 заглинизированных	
прослоев	 сохраняют	 фильтрационных	
потенциал.	При	 этом	возможность	филь-
трации	через	них	углеводородов	требует	
дальнейших	исследований.
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Results	

The	 article	 investigated	 texturally	 inhomogeneous	 deposits	 with	 a	
high	clay	content.	Cubic	core	samples	and	a	special	collection	of	non-
standard	 shape	 samples,	 deliberately	 selected	 from	 clay-enriched	
layers,	were	studied.	The	results	of	the	study	showed	a	regular	change	in	
rock	properties	as	the	proportion	of	clay	layers	increases:	the	clayiness	
and	aleuritiness	 increase,	 the	porosity	and	permeability	decrease,	and	
the	specific	electrical	resistance	grows.	The	applicability	of	the	Thomas-
Streibich	 model	 was	 also	 checked	 for	 these	 deposits,	 but	 it	 did	 not	
satisfactorily	describe	the	cloud	of	points..

Conclusions

1.	 There	 is	an	unsatisfactory	description	of	 the	obtained	experimental	
results	on	the	selected	core	collection	by	the	Thomas-Steiber	model.

2.	 To	 improve	 the	 accuracy	 of	 determining	 the	 proportion	 of	 clayey	
interlayers,	it	is	proposed	to	use	an	empirical	formula.

3.	Clayey	interlayers	are	characterized	by	non-reservoirs,	but	rocks	with	
a	 high	 proportion	 of	 clayey	 interlayers	 retain	 filtration	 potential.	
At	the	same	time,	the	possibility	of	filtration	of	hydrocarbons	through	
them	requires	further	research.
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Abstract
The	article	discusses	the	features	of	ichnofossils	(types,	morphology	and	orientation	of	burrows),	their	significance	in	lithofacies	analysis	and	

distribution	in	various	sedimentation	environments	using	the	example	of	core	material	from	Middle	Jurassic	and	Lower	Cretaceous	terrigenous	

deposits	of	Western	Siberia.	The	results	of	observations	are	generalized	and	typical	representatives	of	 ichnofossils	 for	various	sedimentation	

environments	are	identified.	There	is	lateral	continuity	and	a	predictable	sequence	of	changes	in	ichnofacies	along	the	sedimentological	profile	

from	the	continent	to	the	sea.	An	analysis	of	the	petrophysical	properties	of	sandy	reservoir	rocks	processed	by	the	burrowing	organisms	was	

carried	out.	The	negative	impact	of	bioturbation	of	the	ichnospecies	Cylindrichnus	on	the	quality	of	the	reservoir,	as	well	as	the	positive	effect	of	the	

processing	of	sandstones	by	traces	of	Macaronichnus	ichnofossils	on	the	filtration-capacitive	properties	of	rocks,	was	traced	and	established.	More	

detailed	diagnostics	of	ichnofossil	traces	may	help	in	understanding	the	reservoir,	which	will	improve	production	from	bioturbated	sediments.

Materials	and	methods

Study	of	core	terrigenous	material:	detailed	layer-by-layer	lithological	
and	sedimentological	description	using	structural-textural	and	
ichnological	analysis;	evaluation	of	petrophysical	research	results.
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Биотурбация	среднеюрских	и	нижнемеловых	
терригенных	отложений	Западной	Сибири
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ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия	
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Аннотация
В	 работе	 рассмотрены	 особенности	 ископаемых	 следов	 жизнедеятельности	 (виды,	 морфология	 и	 ориентация	 нор),	

их	значение	в	лито-фациальном	анализе	и	распространение	в	различных	средах	осадконакопления	на	примере	кернового	

материала	среднеюрских	и	нижнемеловых	терригенных	отложений	Западной	Сибири.	Обобщены	результаты	наблюдений,	

выявлены	типичные	представители	ихнофоссилий	для	различных	обстановок	осадконакопления.	Отмечается	латеральная	

непрерывность	и	предсказуемая	последовательность	смены	ихнофаций	по	седиментологическому	профилю	от	континента	

к	морю.	Выполнен	анализ	петрофизических	свойств	песчаных	пород-коллекторов,	содержащих	следы	жизнедеятельности	

организмов.	 Прослежено	 и	 установлено	 отрицательное	 влияние	 биотурбации	 ихнорода	 Cylindrichnus	 на	 качество	

коллектора,	а	также	положительное	влияние	переработки	песчаников	ихнофоссилиями	Macaronichnus	на	фильтрационно-

емкостные	 свойства	 пород.	 Более	 детальная	 диагностика	 ихнофоссилий	 может	 помочь	 в	 понимании	 коллектора,	 что	

улучшит	добычу	из	биотурбированных	отложений.

Материалы	и	методы

Изучение	кернового	терригенного	материала:	детальное	послойное	
литологическое	и	седиментологическое	описание	с	применением	
структурно-текстурного	и	ихнологического	анализа;	оценка	
результатов	петрофизических	исследований.

Ключевые	слова

биотурбация,	ихнофоссилии,	обстановки	осадконакопления,	
проницаемость
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Введение

Одним	из	эффективных	вспомогательных	
методов	 восстановления	 фациальных	 усло-
вий	 образования	 осадков	 является	 метод	
анализа	 следов	 жизнедеятельности	 ископа-
емых	 организмов,	 что	 представляет	 собой	
предмет	 изучения	 палеоихнологии.	 Анализ	
текстурных	особенностей	осадочной	породы	
совместно	 с	 изучением	 следов	 жизнедея-
тельности	ископаемых	организмов	позволяет	
непосредственно	при	изучении	керна	делать	
выводы	о	фациальных	условиях	образования	
осадка	[2].

Термин	 «биотурбационные	 текстуры»	
предложен	для	текстур,	образованных	в	про-
цессе	жизнедеятельности	организмов	в	осад-
ке	или	на	его	поверхности.	Образование	био-
турбационных	 текстур	 вызывает	 нарушение	
или	 преобразование	 первичных	 осадочных	
текстур,	образованных	агентами	неорганиче-
ского	происхождения	[7].

Характер	среды	(состав	и	плотность	суб-
страта-грунта,	энергетический	уровень	седи-
ментации,	газовый	режим,	т.е.	насыщенность	
кислородом)	влияет	на	то,	какие	организмы	
в	данных	условиях	могут	обитать.	 	Ихнофос-
силии	 могут	 показать	 жизненную	 стратегию	
организма	 и	 его	 адаптацию	 к	 обстановкам	
с	различной	 (высокой	или	низкой)	 гидроди-
намической	энергией	среды	и	с	разным	(вол-
ны	или	течения)	доминирующим	механизмом	
воздействия	на	донные	осадки	[4].

Диагностика	 следов	 биотурбации	 (их-
нофоссилий)	 решает	 некоторые	 вопро-
сы	 при	 исследовании	 керна:	 ихнофос-
силии	 играют	 роль	 индикаторов	 среды	
осадконакопления	 [7],	 применимы	 для	
распознавания	 ключевых	 стратигра-
фических	 поверхностей	 несогласия	 [3],	
а	также	различным	образом	влияют	на	каче-
ство	коллектора	[14,	16].

Для	различия	ихнофоссилий	существуют	
различные	 классификации:	 этологическая,	
топономическая,	батиметрическая.	Этология	
следов	 жизнедеятельности	 отражает	 пове-
денческие	 реакции,	 активность	 бентосных	

животных	 (следы	 питания	 —	 fodinichnia,	
пастьбы	 —	 pascihnia,	 покоя	 —	 cubichnia,	
ползания	 —	 repichnia,	 бегства	 —	 fugichnia,	
обитания	 —	 domichnia).	 Топономическая	
классификация	 основана	 на	 описании	 сле-
дов	жизнедеятельности	по	способу	их	сохра-
нения	и	отношению	к	слоистости	 [4],	 то	есть	
отражает	 сохранившийся	 рельеф	 в	 осадке.	
Из	 наиболее	 известных	 топономических	
классификаций	 выделяют:	 А.	 Зейлахера,	
А.	Мартинссона,	Н.Б.	Вассоевича	[4].	Соглас-
но	батиметрической	зональности	А.	Зейлахер	
предложил	 6	 ихнофаций	 (комплекс/ассо-
циация	 следов	 жизнедеятельности	 организ-
мов,	 обитающих	 в	 определенных	 условиях),	
основные	 из	 которых:	 Scoyenia	 (преимуще-
ственно	континентальная),	Skolithos	 (мелко-
водная	 литораль),	 Cruziana	 (сублитораль	 —	
от	 линии	 отлива	 до	 базиса	 действия	 волн),	
Zoophycos	(батиальная	—	от	базиса	действия	
волн	 до	 зоны	 осадков	 суспензионных	 пото-
ков)	и	Nereites	 (на	больших	глубинах	в	зоне	
отложения	суспензионных	потоков)	 [9].	Поз-
же	 исследователи-ихнологи	 уточнили,	 что	
распространение	 следов	 ископаемых	 ассо-
циаций	контролируется	не	столько	глубиной,	
а	 энергией,	 гидродинамикой	 среды.	 Соб-
ственно,	и	 сама	батиметрическая	привязан-
ность	 ихнофаций	 со	 временем	 изменилась:	
так,	 например,	 ихнофация	 Skolithos	 в	 со-
временном	понимании	охватывает	не	столь-
ко	 литораль,	 сколько	 верхнюю	 сублитораль	
(практически	до	базиса	волновой	переработ-
ки	осадка)	[13].

Количественно	степень	биотурбации	оце-
нивается	 визуально	 с	 использованием	 био-
турбационного	индекса	(BI	от	1	до	6),	предло-
женного	С.Дж.	Пембертоном	[15].

Седиментологическая	роль	биотурбаторов

Континентальное	 осадконакопление	
обладает	 неустойчивостью	 —	 часто	 нако-
пившиеся	 осадки	 сразу	 же	 подвергают-
ся	 размыву	 [7].	 Следы	 континентальных	
организмов	 известны	 в	 гораздо	 мень-
ших	 случаях	 из-за	 плохой	 сохранности	

в	 высокодинамичных	 системах.	 Преобла-
дают	 остатки	флоры,	 особенно	 в	 условиях	
влажного	 климата	 —	 характерно	 наличие	
обугленного	 растительного	 детрита,	 фраг-
ментов	 стеблей	 и	 листьев	 растений,	 остат-
ков	 корневых	 систем,	 обломки	 древесины	
и	 углистые	 прослои	 [9].	 Однако	 все	же	 су-
ществует	ряд	ихнофаций,	характерных	для	
континентальной	либо	субконтинентальной	
среды	 осадконакопления.	 Это	 Scoyenia,	
Mermia,	Coprinisphaera,	Termitichnus	[4].

Тюменская	 свита,	 относящаяся	 к	 сред-
неюрским	 отложениям	 (аален-баойс-бат-
ского	 возраста),	 на	 предмет	 содержания	
биотурбации	 была	 рассмотрена	 на	 основе	
кернового	материала	скважин,	пробуренных	
на	 юге,	 юго-западе	 Западной	 Сибири	 Уват-
Мегионского	 и	 Фроловского	 фациальных	
районов	(рис.	1).

В	 ходе	 седиментологического	 анализа	
кернового	 материала	 скважин	 установле-
но,	 что	 тюменская	 свита	 формировалась	
в	 условиях	 аллювиальной	 и	 прибрежной	
равнин	с	преобладанием	речных	процессов.	
В	керне	диагностированы	такие	характерные	
признаки,	 как	 резкая	 эрозионная	 подошва	
песчаников	с	постепенным	утонением	грану-
лометрического	 состава	 пород	 снизу	 вверх	
по	 разрезу,	 c	 однонаправленными	 течение-
выми	 текстурами,	 с	присутствием	 глинистых	
интракластов,	 обломков	 углефицированной	
древесины	 и	 нитевидных	 слойков	 углистого	
детрита,	в	алевролитах	и	аргиллитах	—	при-
сутствие	 линз	 и	 прослоев	 угля,	 обугленной	
растительной	 органики,	 трещин	 усыхания.	
О	 кратковременном	 влиянии	 моря	 в	 керне	
свидетельствуют	 следы	 биотурбации	 раз-
личной	 степени	 интенсивности,	 трещины	
синерезиса,	 сдвоенные	 слойки	 (углистые	
либо	 глинистые),	 косая	 разнонаправленная	
слоистость,	 текстуры	 волновой	 переработ-
ки	 осадков	 [8].	 Наблюдается	 обедненное	
видовое	 разнообразие	 и	 низкая	 степень	
биотурбации.	 Диагностированы	 единич-
ные	 следы	 Scoyenia,	 Mermia,	 Planolites,	
Spongeliomorpha,	Skolithos.	

Рис.	1.	Объект	исследования.	а	—	фрагмент	региональной	стратиграфической	схемы	нижней	и	средней	юры	Западной	Сибири:	1	—	район	
изучения,	2	—	границы	фациальных	районов;	б	—	обзорная	карта:	Западная	Сибирь,	Россия;	в	—	фрагмент	литологической	колонки	
исследуемого	разреза	тюменской	свиты	(OOO	«ТННЦ»)
Fig.	1.	Object	of	study.	a	–	fragment	of	the	regional	stratigraphic	scheme	of	the	Lower	and	Middle	Jurassic	of	Western	Siberia:	1	–	study	area,	
2	–	boundaries	of	facies	areas;	б	–	overview	map:	Western	Siberia,	Russia;	в	–	fragment	of	a	lithological	column	of	the	closing	section	of	the	Tyumen	
Formation	(“Tyumen	petroleum	research	center”	LLC)
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Ихнофация	 Scoyenia	 была	 встречена	
в	 керне,	 представленном	 преимущественно	
алевро-глинистыми	 осадками,	 образован-
ными	 в	 условиях	 поймы,	 дистальной	 части	
кревассовых	разливов.	На	пойменную	фаци-
альную	принадлежность	указывает	парагенез	
отложений	с	русловыми	фациями	и	ряд	диа-
гностических	 признаков:	 преимущественно	
тонкозернистый	состав	осадков,	присутствие	
углистого	 фитодетрита	 и	 остатков	 корней	
растений.	 Ихнофация	 Scoyenia	 характери-
зует	 континентальные	 (озерные,	 потоковые	
и	эоловые)	отложения	не	в	меньшей	степени,	
чем	 переходные	 от	 континента	 к	 морю	 [13].	
Для	этих	следов	характерны	норы	с	мениско-
вым	 заполнением;	 наслоение	 заполнения	
внутри	 нор	 представлено	 алевро-песчаным	
материалом	 с	 глинистыми	 перемычками	 [1]	
(рис.	2).	Ихнофация	Scoyenia	связана	с	пери-
одически	подводными	субстратами	и	мягким	
грунтом,	 развита	 в	 переходной	 зоне	 между	
сушей	 и	 мелководьем,	 временно	 затапли-
ваемой,	 для	 которой	 характерна	 преиму-
щественно	 неморская	 низкоэнергетическая	
среда	с	влажными	неморскими	субстратами,	
периодически	 обнажающимися	 и	 подверга-
ющимися	 воздействию	 воздуха	 (приливно-
отливные	 отмели)	 [11].	 Отложения	 прилив-
но-отливных	отмелей	в	керне	характеризуют-
ся	ритмичным	бимодальным	переслаиванием	
алевролитов	 и	 песчаников,	 с	 пологоволни-
стой	 и	 линзовидно-волнистой	 слоистостью,	
с	 трещинами	 синерезиса,	 с	 проявлениями	
биотурбации	(с	низким	видовым	разнообра-
зием	 бентоса,	 отражающим	 неустойчивую	
соленость	среды)	[10].

Редкие	 следы	 Spongeliomorpha	 зафик-
сированы	 в	 литофациях	 приливно-отливных	
отмелей	 (в	 керне	 отложения	 сложены	 чере-
дованием	песчаников	и	 алевролитов	 глини-
стых).	 Норы	 представляют	 собой	 Y-	 и	 T-об-
разную	систему	туннелей,	диаметром	1–2	см,	
внутри	с	песчаным	заполнением,	на	стенках	
присутствует	 орнамент	 —	 рельеф	 в	 виде	
равномерных	 продольных	 параллельных	
царапин	 (рис.	 3).	 Предполагаемые	 произ-
водители	 (продуценты)	 —	 ракообразные.	
Ихнороды	 Spongeliomorpha,	 Ophiomorpha	
и	 Thalassinoides	 принадлежат	 одной	 ар-
хитектурной	 категории	 со	 схожим	 стро-
ением	 системы	 туннелей,	 отличающих-
ся	 орнаментом/скульптурой	 на	 внешних	
стенках	 нор	 (у	 Ophiomorpha	 внешний	
вид	 норы	 с	 гранулированной	 поверхно-
стью	 —	 для	 укрепления	 стенок	 в	 рыхлом	
субстрате,	 а	 у	 Thalassinoides	 —	 абсолютно	
гладкая,	 встречен	 и	 в	 мягком,	 и	 в	 твердом	
субстрате)	[2].	Такое	отличие	во	внешнем	об-
лике	норок,	 отражающее	разное	поведение	
ракообразных,	контролируется	видом	грунта,	
в	котором	они	обитают	и	вынуждены	строить	
жилище.

В	 озерных	 обстановках,	 в	 керне,	 пред-
ставленных	тонкослоистыми	алевро-аргилли-
тами,	характерны	ихнофации	Mermia	(рис.	4).	

Mermia	 представляет	 собой	 комплекс	
неспециализированных	 горизонтальных	 ме-
андрирующих	следов	пастьбы	и	питания.	Их-
нофации	в	основном	включают	простые	паст-
бищные	 тропы	 и	 неглубокие	 простые	 норы	
организмов,	питающиеся	отложениями,	свя-
занными	с	постоянно	подводными,	насыщен-
ными	 кислородом,	 низкоэнергетическими	
пресноводными	 озерами,	 представленными	
тонкослоистыми,	иногда	гетеролитными	тон-
козернистыми	отложениями	[12].

Также	в	среднеюрских	отложениях	встре-
чены	ходы	Planolites,	цилиндрические	 гори-
зонтальные	 или	 наклонные	 гладкостенные	

Рис.	3.	Spongeliomorpha/Radomorpha	(Sp)	в	песчаных,	а	также	внедряющихся	в	глинистые	
отложения	прибрежной	равнины	(приливно-отливные	отмели)	среднеюрских	
отложениях	юга	Западной	Сибири	(пласт	Ю3,	тюменская	свита)
Fig.	3.	Spongeliomorpha/Radomorpha	(Sp)	in	sandy	and	also	intruding	into	clayey	sediments	
of	the	coastal	plain	(tidal	flats)	Middle	Jurassic	sediments	of	the	south	of	Western	Siberia	
(formation	Yu3,	Tyumen	formation)

Рис.	2.	Scoyenia	(Sc)	в	смешанных	песчано-илистых	приливно-отливных	отмелях.	Фото	
керна	в	дневном	свете,	представленного	переслаиванием	песчаников	и	алевролитов,	
нарушенным	биотурбацией	и	ризокрециями:	а	—	среднеюрские	отложения	юга	Западной	
Сибири	(пласт	Ю4,	тюменская	свита),	б	—	нижнемеловые	отложения	северо-востока	
Западной	Сибири	(пласт	Як4,	яковлевская	свита)
Fig.	2.	Scoyenia	(Sc)	in	mixed	sand-mud	tidal	flats.	Photo	of	a	core	in	daylight,	represented	
by	interbedded	sandstones	and	siltstones,	disturbed	by	bioturbation	and	roots:	a	–	Middle	
Jurassic	sediments	of	the	south	of	Western	Siberia	(formation	Yu4,	Tyumen	formation),	б	–	
Lower	Cretaceous	sediments	of	the	north-east	of	Western	Siberia	(formation	Yak4,	Yakovlevsky	
formation)
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норы	с	отличающейся	от	вмещающей	породы	
литологией,	 обычно	 песчаной,	 небольших	
размеров	—	диаметром	до	0,5	см.	При	фаци-
альных	 исследованиях	 не	 имеют	 ценности,	
т.к.	зарегистрированы	во	всех	морских	и	кон-
тинентальных	средах.

По	мере	 увеличения	морского	 влияния,	
в	 среднеюрских	 отложениях,	 формировав-
шихся	 в	 прибрежно-морских	 обстановках	
седиментации,	увеличивается	разнообразие	
ископаемых	 следов	 жизнедеятельности	 [11].	
Так,	 в	 отложениях	 головной	 части	 залива	
были	 диагностированы	 следы	 Skolithos,	
Cylindrichnus,	 мелкие	 норки	 зарывания	
двустворок.	

При	 стрессовых	 условиях	 для	 развития	
бентосных	 организмов,	 например,	 при	 не-
нормальной	 солености	 (солоноватоводные	

условия)	 в	 эстуариевом	 типе	 побережья	
наблюдается	 низковидовое	 разнообразие	
следов	 биотурбации	 [10].	 В	 керне	 такие	 об-
становки	были	зарегистрированы	по	анализу	
нижнемеловых	 отложений	 нижнеяковлев-
ской	 свиты	 (апт-альбского	возраста)	 в	 севе-
ро-восточной	части	Западной	Сибири,	в	пре-
делах	Енисей-Тазовского	междуречья.	

	Формирование	отложений	происходило	
в	 пределах	 прибрежной	 приливно-отливной	
равнины	 с	 развитой	 сетью	 приливно-отлив-
ных	 каналов;	 происходили	 периодические	
колебания	относительного	уровня	моря,	ко-
торые	 вызывали	 затопление	 речных	 долин	
с	 образованием	 на	 их	 месте	 широких	 эсту-
ариев.	 Приливно-отливные	 процессы	 отра-
жены	 в	 керне	 в	 виде	 характерной	 тексту-
ры	 (сигмоидная	 и	 двунаправленная	 косая	

Рис.	5.	Солоноватоводная	биотурбация	в	керне	отложений	
прибрежной	равнины	(нижнемеловые	отложения	яковлевской	
свиты):	а	—	Cylindrichnus	—	в	приливно-отливных	отмелях,	
б	—	Skolithos	—	в	эстуариевом	канале
Fig.	5.	Brackish-water	bioturbation	in	sediment	cores	of	the	coastal	plain	
(Lower	Cretaceous	sediments	of	the	Yakovlev	Formation):	
a	–	Cylindrichnus	–	in	tidal	flats,	б	–	Skolithos	–	in	the	estuarine	channel

Рис.	4.	Континентальные	ихнофоссилии:	а	—	Mermia	(Me)	
в	алевролитах	тонкослоистых,	с	песчаными	слойками	(озерные	
отложения,	пласт	Ю4),	б	—	Taenidium	(Ta)	в	песчано-глинистых	
отложениях	поймы/кревассовых	разливов	(пласт	Ю3)
Fig.	4.	Continental	ichnofossils:	a	–	Mermia	(Me)	in	thin-layered	
siltstones,	with	sandy	layers	(lake	deposits,	formation	Yu4),	
б	–	Taenidium	(Ta)	in	sandy-clayey	sediments	of	the	floodplain/crevass	
spills	(formation	Yu3)

Рис.	6.	Объект	исследования.	а	—	фрагмент	региональной	стратиграфической	схемы	меловых	отложений	Западной	Сибири:	1	—	район	
изучения,	2	—	границы	фациальных	районов;	б	—	обзорная	карта:	Западная	Сибирь,	Россия;	в	–	фрагмент	литологической	колонки	
исследуемого	разреза	танопчинской	свиты	(OOO	«ТННЦ»)
Fig.	6.	Object	of	study.	a	–	fragment	of	the	regional	stratigraphic	scheme	of	the	Cretaceous	deposits	of	Western	Siberia:	1	–	study	area,	
2	–	boundaries	of	facies	areas;	б	–	overview	map:	Western	Siberia,	Russia;	в	–	fragment	of	a	lithological	column	of	the	closing	section	of	the	
Tanopchinskaya	formation	(“Tyumen	petroleum	research	center”	LLC)

слоистость,	широкий	диапазон	текстур	ряби),	
присутствия	 сдвоенных	 слойков,	 поверхно-
стей	реактивации,	трещин	синерезиса	[8,	9].	
Эстуариевые	русла	нижнеяковлевской	свиты	
в	 керне	 сложены	 песчаниками	 с	 маломощ-
ными	 прослоями	 алевролитов,	 участками	
значительно	 переработанными	 солоновато-
водной	однотипной	биотурбацией	(Skolithos,	
Cylindrichnus)	(рис.	5).	

Следы	 организмов,	 зафиксированные	
в	 прибрежно-морском	 комплексе	 осадкона-
копления,	изучены	в	 керне	 скважин,	 пробу-
ренных	в	северной,	северо-восточной	частях	
Западной	 Сибири,	 в	 отложениях,	 стратигра-
фически	приуроченных	к	нижнемеловым.	Со-
гласно	палеогеографическим	исследованиям	
на	 территории	Западной	Сибири	в	берриас-
ский	век	началась	регрессия	моря,	в	позднем	
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валанжине	 произошло	 значительное	 увели-
чение	площади	прибрежной	равнины,	време-
нами	заливавшейся	морем,	в	юго-восточной	
части	 бассейна.	 Это	 увеличение	 произошло	
за	счет	смещения	северо-западной	границы	
области	 до	 400	 км	 в	 глубь	 палеобассейна.	
Регрессия	 осложнялась	 кратковременными	
трансгрессиями	[5].

Разнообразные	 ихнокомплексы	 присут-
ствуют	 в	 отложениях	 дельтового	 комплекса,	
в	 песчаных	 и	 глинистых	 осадках	 танопчин-
ской,	 а	 также	нижнехетской	 свиты	 (верхней	
и	 средней	 ее	 частях)	 на	 территории	 севера	
Западной	Сибири	(рис.	6).	Здесь	характерна	
биотурбация	ихнофаций	Skolithos	—	Cruziana.	

Проксимальная	часть	фронта	дельты	вол-
нового	типа	характеризуется	песчаным	соста-
вом	 отложений	 с	 укрупнением	 зернистости	
вверх	 по	 разрезу.	 Наблюдается	 бугорчатая	
слоистость,	свидетельствующая	о	штормовых	
волнах.	 В	 связи	 с	 очень	 активной	 гидроди-
намикой	 среды	 седиментации	 практически	
отсутствуют	 следы	 биотурбации,	 типичны	
спорадические	 проявления	 следов	 бегства	
(fugichnia),	 Gyrochorte,	 Macaronichnus,	
Lingulichnus,	 Conichnus	 (рис.	 7),	 а	 также	
встречаются	Phycosiphon	(рис.	8).

	 Дистальная	 часть	фронта	 дельты,	 пред-
ставленная	 преимущественно	 песчаным	ма-
териалом	 с	 маломощными	 глинистыми	 про-
слоями,	характеризуется	более	спокойными	
условиями	седиментации,	что	обуславливает	
благоприятные	условия	для	развития	бентос-
ных	 животных,	 особенно	 в	 дельте	 волново-
го	 типа.	 Встречены	 Asterosoma,	 Beaconites,	
Diplocraterion,	 Monocraterion,	 Gyrochorte,	
Thalassinoides,	 Palaeophycus,	 Taenidium,	
Siphonichnus,	Conichnus,	Teichichnus	(рис.	8).

В	 рассматриваемых	 отложениях	 про-
дельтового	склона	(в	пределах	нижнехетской	
свиты	на	 территории	 северо-востока	Запад-
ной	 Сибири)	 доминируют	 морские	 процес-
сы,	преобладает	илистое	осадконакопление,	
типична	биотурбация	ихнофации	дистальной	
Cruziana,	Zoophycos	и	Nereites	(Phycosiphon,	
Cosmorhaphe)	(рис.	9).

Также	среди	диагностированных	обстано-
вок	 осадконакопления	 нижнехетской	 свиты	
выделены	обстановки	нижней	предфронталь-
ной	зоны	пляжа.	Отложения	пляжей	представ-
лены	 линейно-вытянутыми	 телами,	 длиной	
десятки	км.	Общими	особенностями	для	них	
являются:	 песчаный	 разнозернистый	 состав	
с	преобладанием	мелко-	и	среднепсаммито-
вых	отложений	с	примесью	хорошо	окатанно-
го	гравия,	мелкой	гальки	и	остатков	морской	
и	наземной	фауны,	присутствие	чешуек	слю-
ды,	концентрация	тяжелых	минералов	(магне-
тита,	ильменита,	циркона,	рутила,	турмалина,	
граната	и	др.)	в	основном	в	штормовом	валу,	
верхней	и	подводной	части.	 [9].	Типичны	та-
кие	 следы	 биотурбации,	 как	 Ophiomorpha,	
Palaeophycus,	 Rosselia	 и	 другие.	 В	 дисталь-
ной	 части	 нижней	 зоны	 предфронтальной	
зоны	пляжа	песчаники	значительно	обогаще-
ны	глинистым	веществом,	виды	биотурбации	
сменяются	преимущественно	горизонтальны-
ми	 (Phycosiphon,	 Cosmorhaphe,	 Chondrites,	
Schaubcylindrichnus,	Scolicia)	(рис.	10).

Среди	 глубоководных	 отложений	
(более	 200	 м),	 формирующихся	 в	 двух	 фа-
циальных	 зонах	 —	 батиальной	 и	 абиссаль-
ной,	 ихнофоссилии	 встречены	 очень	 редко,	
отмечаются	 лишь	 единичные	 простые	 мел-
кие	 горизонтальные	 норки,	 типа	 Planolites.	
Но	в	случае	если	 турбидитовый	поток	имеет	
источник	 питания	 дельтовый	 [6],	 то	 в	 отло-
жениях,	как,	например,	в	ачимовской	толще	
нижней	 подсвиты	 ахской	 свиты	 на	 севере	

Рис.	7.	Ассоциация	следов	биотурбации	проксимальной	части	фронта	дельты	
в	нижнемеловых	отложениях	севера	Западной	Сибири:	а	—	Lingulichnus	(Li),	б	—	Gyrochorte	
(Gy),	в	—	Macaronichnus	(Ma),	г	—	Conichnus	(Co)
Fig.	7.	Association	of	traces	of	bioturbation	of	the	proximal	part	of	the	delta	front	in	the	Lower	
Cretaceous	deposits	of	the	north	of	Western	Siberia:	а	–	Lingulichnus	(Li),	б	–	Gyrochorte	(Gy),	
в	–	Macaronichnus	(Ma),	г	–	Conichnus	(Co)

Рис.	8.	Ассоциация	ихнофоссилий	дистальной	части	фронта	дельты:	а	—	Teichichnus	(Te),	
б	—	Siphonichnus	(Sph),	Taenidium	(Ta),	в	—	скопление	Palaeophycus	(Pal)	и	Macaronichnus	
(Ma),	присутствуют	Asterosoma	(Ast),	Taenidium	(Ta),	Conichnus	(Con),	Cosmorhaphe	(Cos),	
г	—	Thalassinoides	(Th),	Phycosiphon	(Ph),	д	—	Siphonichnus	(Sph),	Fugichnia	(Fu),	
е	—	скопление	Taenidium	(Ta),	встречены	Beaconites	(Be),	ж	—	Diplocraterion	(Di)
Fig.	8.	Association	of	ichnofossils	of	the	distal	delta	front:	а	–	Teichichnus	(Te),	б	–	Siphonichnus	
(Sph),	Taenidium	(Ta),	в	–	cluster	of	Palaeophycus	(Pal)	and	Macaronichnus	(Ma),	Asterosoma	
(Ast),	Taenidium	(Ta),	Conichnus	(Con),	Cosmorhaphe	(Cos),	г	–	Thalassinoides	(Th),	Phycosiphon	
(Ph),	д	–	Siphonichnus	(Sph),	Fugichnia	(Fu),	е	–	cluster	of	Taenidium	(Ta),	met	by	Beaconites	
(Be),	ж	–	Diplocraterion	(Di)

Рис.	9.	Ассоциация	следов	биотурбации	продельтового	склона:	а	—	Scolicia	(Sc),	
Chondrites	(Ch),	Phycosiphon	(Ph),	б	—	Teichichnus	(Te),	Phycosiphon	(Ph),	в	—	Phycosiphon	
(Ph),	г	—	Gyrochorte	(Gy),	Thalassinoides	(Th),	Chondrites	(Ch),	д	—	Zoophycos	(Zo),	Phycosiphon	
(Ph),	Helminthopsis	(He),	Schaubcylindrichnus	(Sch)
Fig.	9.	Association	of	bioturbation	traces	of	the	prodelta	slope:	а	–	Scolicia	(Sc),	Chondrites	(Ch),	
Phycosiphon	(Ph),	б	–	Teichichnus	(Te),	Phycosiphon	(Ph),	в	–	Phycosiphon	(Ph),	г	–	
Gyrochorte	(Gy),	Thalassinoides	(Th),	Chondrites	(Ch),	д	–	Zoophycos	(Zo),	Phycosiphon	(Ph),	
Helminthopsis	(He),	Schaubcylindrichnus	(Sch)
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Табл.	1.	Частота	встречаемости	ихнофоссилий	в	различных	обстановках	осадконакопления
Tab.	1.	Frequency	of	occurrence	of	traces	of	ichnofossils	in	different	depositional	environments
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Рис.	10.	Ассоциация	следов	биотурбации	нижней	зоны	предфронтальной	зоны	пляжа:	
а	—	Rosselia	(Ro),	б	—	Ophiomorpha	(Oph),	в	—	Schaubcylindrichnus	(Sch),	г	—	
Cosmorhaphe	(Cos),	д	—	Rhizocorallium	(Rh),	е	—	Chondrites	(Ch)
Fig.	10.	Association	of	traces	of	bioturbation	in	the	lower	zone	of	the	prefrontal	zone	of	the	beach:	
а	–	Rosselia	(Ro),	б	–	Ophiomorpha	(Oph),	в	–	Schaubcylindrichnus	(Sch),	г	–	
Cosmorhaphe	(Cos),	д	–	Rhizocorallium	(Rh),	е	–	Chondrites	(Ch)

Рис.	11.	Биотурбация	
(Phycosiphon/Ph,	
Planolites/Pl	и	другая	неясная	
биотурбация)	в	глубоководных	
турбидитах	нижнемеловых	
отложений	севера	Западной	
Сибири
Fig.	11.	Bioturbation	
(Phycosiphon/Ph,	
Planolites/Pl	and	other	unclear	
bioturbation)	in	deep-sea	
turbidites	of	Lower	Cretaceous	
sediments	of	northern	Western	
Siberia

Рис.	12.	Поверхности	Glossifungites	(границы	показаны	
стрелками)	со	следами	Thalassinoides	(Th),	
Arenicolites	(Ar)/Diplocratreion	(Di)	в	керне	отложений	
нижнехетской	свиты	северо-востока	Западной	Сибири
Fig.	12.	Glossifungites	surfaces	(boundaries	are	shown	
by	arrows)	with	ichnofossils	Thalassinoides	(Th),	Arenicolites	
(Ar)/Diplocratreion	(Di)	in	the	sediment	core	of	the	
Nizhnehetskaya	formation	in	the	northeast	of	Western	Siberia

Рис.	13.	Влияние	степени	биотурбации	на	коллекторские	свойства	пород
Fig.	13.	Influence	of	the	degree	of	bioturbation	on	the	reservoir	properties	of	rocks

Западной	Сибири,	 проявления	биотурбации	
аналогичны	 ассоциации	 следов	 дельтового	
комплекса	(рис.	11).

В	таблице	1	отображена	наиболее	типич-
ная	частота	встречаемости	следов	биотурба-
ции	в	различных	обстановках	среднеюрских,	
нижнемеловых	отложений		Западной	Сибири.	

Ихнокорреляция.	 В	 решении	 вопросов	
региональной	 корреляции	 большую	 роль	
играет	 такая	 ихнофация,	 как	 Glossifungites,	
так	 как	 она	 связана	 с	 ключевыми	 поверх-
ностями	 несогласия.	 Пласты,	 ограниченные	
несогласием,	 обычно	 содержат	 ихнофации,	
контролируемые	средой:	Trypanites	(для	твер-
дого	 скального	 субстрата),	 Teredolites	 (для	
древесного),	Glossifungites	 (для	уплотненно-
го).	Наличие	следов	ихнофации	Glossifungites	
указывает	 на	 колонизацию	 почти	 твердого	
грунта	(обезвоженного	и	уплотненного,	но	не-
литифицированного)	 в	 прибрежно-морских	
и	морских	условиях	[15].

В	мелководно-морских	отложениях	ниж-
нехетской	 свиты	 северо-восточной	 части	
Западной	 Сибири	 нередко	 можно	 встретить	
в	 керне	 поверхности,	 охарактеризованные	
ихнофацией	 Glossifungites,	 на	 границе	 эро-
зионного	 размыва	 —	 горизонта	 трансгрес-
сии	 –	 на	 разделе	 двух	 литофаций	 —	 снизу	
алевролиты	 глинистые	 биотурбированные,	
сверху	 перекрытые	 значительно	 зернистым	
песчаником.	Такие	эрозионные	поверхности	
позволяют	уточнить	границы	секвенций	[4].

Среди	 ихнофоссилий,	 относящихся	
к	 ихнофации	 Glossifungites,	 встречают-
ся	 Arenicolites,	 Skolithos,	 Diplocraterion,	
Rhizocorallium,	 Thalassinoides	 [3]	
и	 другие	 следы	 (рис.	 12).	 Более	 полно	
и	 подробно	 описано	 значение	 ихнофос-
силий	 в	 работе	 Р.	 Микулаш,	 А.	 Дронов	
«Палеоихнология»,	2006.

Петрофизическое	 значение	 биотурба-
ции.	 Биотурбация	 является	 важным	факто-
ром	оценки	качества	 коллекторов	в	нефте-
газовой	 отрасли.	 Биогенная	 деятельность	
может	 влиять	 на	 пористость	 и	 проницае-
мость	 коллектора.	 Это	 влияние	может	 быть	
как	 положительным,	 так	 и	 отрицательным.	
Петрофизические	 характеристики	 коллек-
тора	 при	 наличии	 биотурбационной	 пере-
работки	 осадка	 во	 многом	 зависят	 от	 мор-
фологии	 следов	 ископаемых,	 наличия	 или	
отсутствия	 выстилки	нор,	 размера	и	 харак-
тера	заполнения	нор,	интенсивности	биотур-
бации	в	различных	средах	отложения.	Низ-
кая	 степень	 биотурбации	 оказывает	 лишь	
незначительное	влияние	на	поток	флюидов,	
при	более	высокой	интенсивности	биотурба-
ционной	 переработки	 осадков	 происходит	
большая	взаимосвязанность	нор,	что	приво-
дит	 к	 увеличению	вертикальной	и	 горизон-
тальной	проницаемости	в	породе	[14,	16].

В	 нижнеяковлевской	 свите	 Енисей-
Хатангского	 фациального	 района,	 как	 уже	
было	написано	выше,	наблюдается	солонова-
товодная	 биотурбация	 ихнофации	 Skolithos	
(Skolithos,	 Cylindrichnus)	 в	 песчаных	 отло-
жениях	 эстуариевых	 русел.	 Норки	 Skolithos	
представлены	 вертикальными	 цилиндриче-
скими	 трубками	 (диаметром	 до	 0,7–0,8	 см)	
с	 той	же	песчаной	литологией	внутри	норы,	
что	 и	 вмещающая	 порода,	 с	 гладкими	 стен-
ками,	укрепленными	глинистым	материалом.	
Норки	 Cylindrichnus	 —	 небольшие	 верти-
кальные	 воронкообразные	 цилиндрические	
норки,	 полностью	 выполненные	 глинистым	
материалом.	 Таким	 образом,	 в	 данном	 слу-
чае	биотурбация	привнесла	в	русловые	пес-
чаники	 значительное	 содержание	 глинисто-
го	 материала	 и	 усложнила	 конфигурацию	
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поровых	каналов	в	породе	вплоть	до	полного	
перекрытия.	 При	 сравнении	 коллекторских	
свойств	из	построенных	зависимостей	пори-
стости	 и	 проницаемости	 наблюдается	 зна-
чительное	 различие	 коллекторских	 свойств	
литотипа	 «чистых»	 (без	 биотурбации)	 пес-
чаников	 от	 песчаников,	 переработанных	
ихнофоссилиями,	 а	 именно	 ухудшение	 кол-
лекторских	 свойств	 с	 увеличением	 степени	
биотурбации	(рис.	13).	

В	 дельтовых	 песчаных	 отложениях	 ниж-
нехетской	 свиты	 Енисей-Хатангского	 райо-
на	 отмечается	 противоположная	 ситуация.	
Здесь	 участки	 песчаника	 проксимальной	
части	фронта	дельты	переработаны	следами	
Macaronichnus.

Следы	Macaronichnus	—	горизонтальные	
цилиндрические	 неразветвленные,	 слабо	
извилистые	норы,	 диаметром	от	нескольких	
мм	до	1,5	см.	Выстилка	нор	отсутствует.	Лито-
логия	 внутри	 нор	 аналогичная	 вмещающей	
породе	либо	выполнена	более	чистым	песча-
ным	материалом	(рис.	14).	

При	 сравнительном	анализе	 петрофизи-
ческих	свойств	песчаников	без	следов	ихно-
фоссилий	 и	 биотурбированных	 песчаников	
организмами	 Macaronichnus	 при	 плотном	
скоплении	 нор	 было	 обнаружено	 положи-
тельное	влияние	биотурбации	на	коллектор.	
Стоит	 отметить,	 что	 во	фронте	 дельты	 снизу	
вверх	зернистость	песчаников	увеличивается	
(в	данном	случае	от	мелкозернистых	до	сред-
не-мелкозернистых),	 что	 должно	 отразиться	
на	проницаемости	в	положительную	сторону.	
Однако,	 наоборот,	 в	 нижележащих,	 менее	
зернистых	 песчаниках,	 но	 переработанных		
Macaronichnus,	 наблюдается	 более	 высокое	
значение	проницаемости	(89	мД),	в	то	время	
как	в	песчаниках	средне-мелкозернистых	без	
биотурбации,	залегающих	выше	по	разрезу,	
проницаемость	составила	45	мД	(рис.	15).	

Итоги

Интеграция	 седиментологических	 и	 ихноло-
гических	 данных	 позволяет	 более	 детально	
охарактеризовать	 и	 реконструировать	 усло-
вия	 и	 динамику	 осадконакопления.	 Следы	
Mermia	 —	 типичные	 представители	 конти-
нентального	 осадконакопления,	 Scoyenia	
встречается	 и	 в	 континентальных	 обстанов-
ках,	и	 в	переходных	от	морских	к	 континен-
тальным,	а	Rosselia,	Ophiomorpha	—	предста-
вители	 пляжевых	 обстановок,	 Phycosiphon,	
Zoophycos	—	норы	в	морских	условиях.	[6].

Выводы

Многие	 параметры	 нор,	 в	 первую	 очередь	
морфология	 и	 связанность	 нор,	 опреде-
ляют	 коллекторский	 потенциал	 породы.	
Биотурбация	 влияет	 на	 проницаемость	
неоднозначно	 [14,	 16]:	 некоторые	 ихно-
роды	 выполняют	 выстилку	 нор	 глинистым	
материалом,	 строят	 тупиковые	 не	 сообща-
ющиеся	туннели,	а	также	перемешивают	гли-
нисто-песчаный	осадок,	 что	 приводит	 к	 сни-
жению	 гранулометрического	 состава	 пород	
и	в	целом	приводит	к	уменьшению	проница-
емости	и	ухудшению	коллекторских	свойств,	
однако	 некоторые	 ихнороды	 (например,	
Macaronichnus)	 строят	 превосходные	 сооб-
щающиеся	туннели,	по	их	ходам	наблюдается	
разуплотнение	 осадка	 и	 пониженное	 содер-
жание	глинистого	материала,	что	благоприят-
но	сказывается	на	проницаемости.	Вероятно,	
дальнейшие	наблюдения	позволят	разделить	
ихнороды	 на	 положительно-влияющие	 и	 от-
рицательно-влияющие	 на	 проницаемость	
коллектора	 и	 внедрить	 их	 в	 компьютерные	
модели	исследуемых	объектов.
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Results

Integration	 of	 sedimentological	 and	 ichnological	 data	 allows	 us	 to	
characterize	and	reconstruct	in	more	detail	the	conditions	and	dynamics	
of	sedimentation.	Traces	Scoyenia,	Mermia	–	typical	representatives	of	
continental	sedimentation,	and	Rosselia,	Ophiomorpha	–	representatives	
of	beach	coasts,	Phycosiphon,	Zoophycos	–	sea	creatures.	

Conclusions

Many	 burrow	 parameters,	 primarily	 morphogenesis	 and	 burrow	
connectivity,	determine	the	reservoir	potential	of	the	rock.	Bioturbation	
has	an	ambiguous	effect	on	permeability	–	some	ichnospecies	line	their	

burrows	 with	 clay	 material,,	 they	 build	 dead-end,	 non-communicating	
tunnels,	 and	 also	mix	 clay-sand	 sediment,	 which	 leads	 to	 a	 decrease	
in	 the	 granulometric	 composition	 of	 the	 rocks	 and	 generally	 leads	 to	
a	 decrease	 in	 permeability	 and	 deterioration	 of	 reservoir	 properties,	
however,	some	sand-vesting	ichnospecies	build	excellent	interconnected	
tunnels;	along	their	passages,	decompaction	of	sediment	and	a	reduced	
content	 of	 clayey	material	 are	 observed,	 which	 has	 a	 beneficial	 effect	
on	permeability.	Probably,	further	observations	will	make	it	possible	to	
divide	ichnospecies	into	those	that	have	a	positive	effect	and	those	that	
have	a	negative	effect	on	the	permeability	of	the	reservoir	and	introduce	
them	into	computer	models	of	the	studied	objects.
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Abstract
In	the	context	of	constantly	growing	field	data	volumes,	the	issue	of	automating	the	processing	and	structuring	knowledge	about	the	development	

target	being	studied,	followed	by	identifying	the	main	properties	that	allow	selecting	and	justifying	EOR	methods,	becomes	relevant.	One	of	these	

methods	cover	well	interventions	(WI),	in	particular	hydraulic	fracturing	(frac).

This	study	sets	the	goal	of	finding	an	optimal	solution	to	the	problem	of	selecting	and	justifying	candidate	wells	for	hydraulic	fracturing	using	

a	case	study	of	the	Malyk	field.	Over	a	thousand	wells	within	three	production	targets	(over	2	thousand	reservoir	intersections)	have	been	drilled	

in	this	field.	On	average,	about	50	hydraulic	fracturing	jobs	are	carried	out	annually,	and	selecting	optimal	candidate	wells	is	an	important	task	for	

reservoir	engineers.

To	find	an	optimal	method	for	selecting	candidate	wells	for	hydraulic	fracturing,	a	comparative	analysis	of	existing	approaches	to	assessing	well	

productivities	has	been	completed	within	this	study.	The	results	pointed	out	a	hybrid	model	which	showed	higher	forecast	accuracy	in	comparison	

with	other	approaches.	This	model	is	based	on	a	physics-informed	machine	learning	concept.

The	main	stages	of	the	study	included	the	development	of	an	automated	system	for	collecting	and	treatment	of	geological	and	field	information,	

testing	various	machine-learning	models	and	comparison	with	the	results	of	physical	and	mathematical	modeling.

The	study	allowed	to	select	an	optimal	algorithm	for	predicting	post-frac	well	productivity	which	is	applicable	for	quick	model	runs	covering	large	

numbers	of	wells.	The	developed	algorithm	is	included	in	the	system	for	selecting	candidate	wells	for	hydraulic	fracturing,	implemented	based	

on	the	VBA	and	Python	programming	languages.	Currently,	the	study	results	are	at	the	pilot	testing	phase.
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Аннотация
В	условиях	постоянно	растущих	объемов	данных	по	месторождениям	актуальным	становится	вопрос	автоматизации	процесса	

обработки	и	структуризации	знаний	об	изучаемом	объекте	разработки	с	последующим	выделением	основных	характеристик,	

позволяющих	 выбирать	 и	 обосновывать	 методы	 повышения	 нефтеотдачи	 на	 месторождениях.	 Одним	 из	 таких	 методов	

является	проведение	геолого-технических	мероприятий	(ГТМ),	в	частности,	гидравлический	разрыв	пласта	(ГРП).	

В	данной	работе	поставлена	цель	поиска	оптимального	решения	задачи	выбора	и	обоснования	скважин-кандидатов	для	

ГРП	на	примере	месторождения	имени	Малыка.	На	данном	месторождении	насчитывается	более	тысячи	скважин	по	трем	

эксплуатационным	объектам	(более	двух	тысяч	пластопересечений).	Ежегодно	проводится,	в	среднем,	около	50	операций	

ГРП	и	поиск	оптимальных	скважин	—	это	важная	задача	для	инженеров-разработчиков.	

Для	выбора	оптимального	метода	поиска	скважин-кандидатов	на	ГРП	в	текущем	исследовании	выполнен	сравнительный	

анализ	 существующих	 подходов	 к	 оценке	 продуктивности	 скважин.	 Полученные	 результаты	 позволили	 сделать	 вывод	

о	применимости	 гибридной	модели,	показавшей	более	высокую	точность	прогноза	в	 сравнении	с	другими	подходами.	

В	основе	такой	модели	лежит	концепция	физически-информированного	машинного	обучения.

Основные	 этапы	 работы	 включали	 в	 себя	 разработку	 автоматизированной	 системы	 сбора	 и	 подготовки	 геолого-

промысловой	информации,	тестирование	различных	моделей	машинного	обучения	и	сравнение	с	результатами	физико-

математического	моделирования.

В	 результате	 выполненной	 задачи	 подобран	 оптимальный	 алгоритм	 прогнозирования	 продуктивности	 скважин	 после	

ГРП,	который	применим	для	оперативных	расчетов	по	большому	количеству	скважин.	Разработанный	алгоритм	включен	

в	систему	поиска	скважин-кандидатов	на	ГРП,	реализованную	на	базе	языков	программирования	VBA	и	Python.	На	текущий	

момент	выполняется	опытно-промышленная	апробация	результатов	работы.	

Материалы	и	методы

Поставленные	задачи	решаются	с	применением	физико-
математического	моделирования	и	алгоритмов	машинного	
обучения.	Для	автоматизации	сбора	и	предобработки	
промысловых	данных,	обучения	ML-моделей	и	расчета	

ожидаемых	параметров	работы	скважин	используются	средства	
программирования	VBA	и	Python.	
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Materials	and	methods

The	tasks	are	solved	via	physical	and	mathematical	modeling	and	
machine	learning	algorithms.	VBA	and	Python	programming	tools	
are	applied	to	automate	the	collection	and	pre-processing	of	field	

data,	to	train	ML	models,	and	to	estimate	the	expected	well	operation	
parameters.
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Введение

Автоматизация	 процесса	 поиска	 геоло-
го-технических	 мероприятий	 (ГТМ)	 является	
популярным	направлением	среди	специали-
стов	по	разработке	нефтяных	и	 газовых	ме-
сторождений.	Данное	направление	развива-
ется	 параллельно	 с	 ростом	 вычислительных	
мощностей	компьютеров	и	накоплением	зна-
чительных	 массивов	 информации,	 которые	
требуют	 принципиально	 другого	 уровня	 об-
работки.	Как	следствие,	возникает	необходи-
мость	в	развитии	систем	оперативного	приня-
тия	решений	в	условиях	постоянно	растущих	
объемов	данных.

Существующий	подход	к	поиску	и	обосно-
ванию	 скважин-кандидатов	 для	 ГРП	 в	 боль-
шинстве	 случаев	 сводится	 к	 экспертному	
анализу.	Большой	объем	геолого-промысло-
вой	 информации	 обрабатывается	 в	 ручном	
режиме,	 скважины	 рассматриваются	 точеч-
но,	а	качество	оценки	геологических	рисков	
напрямую	 зависит	 от	 опыта	 специалиста.	
Очевидными	 недостатками	 такого	 подхода	
являются	 высокие	 трудозатраты	 и	 необъек-
тивность	получаемых	результатов.	Сложность	
оценки	продуктивности	скважины	после	ГРП	
приводит	 к	 необходимости	 использования	
гидродинамических	 симуляторов,	 которые	
дают	наиболее	 точный	и	физически	обосно-
ванный	результат.	Однако	высокие	 трудоза-
траты	на	создание	и	актуализацию	гидроди-
намической	 модели,	 а	 также	 длительность	
расчетов	не	позволяют	в	полной	мере	авто-
матизировать	 данный	 процесс	 и	 применить	
его	в	оперативной	работе.	

Альтернативным	 подходом	 является	
машинное	 обучение	 (ML).	 В	 отличие	 от	 фи-
зического	 моделирования,	 ML-модель	 про-
гнозирует	 значение	 целевой	 переменной	
на	 основе	 фактических	 данных,	 находя	

сложные	 закономерности	 без	 предоставле-
ния	их	явной	формы.	Такой	подход	значитель-
но	упрощает	построение	модели	и	имеет	вы-
сокую	скорость	расчета.	Однако	основными	
недостатками	 ML-моделей	 являются	 их	 низ-
кая	 интерпретируемость	 и	 отсутствие	 учета	
физической	 составляющей	 процесса.	 Для	
более	широкого	применения	алгоритмов	ма-
шинного	 обучения	 в	 инженерных	 расчетах	
необходимо	не	только	создание	интерпрети-
руемых	решений,	но	и	интеграция	с	существу-
ющими	физико-математическими	моделями.

Основная	часть

Разработанная	 система	 автоматизирует	
весь	цикл	сбора	и	анализа	 геолого-промыс-
ловой	информации,	а	также	производит	рас-
чет	основных	показателей	разработки	в	раз-
резе	 каждого	 пласта	 (рис.	 1).	 Учитываются	
исторические	данные	скважины:	добыча	и	за-
качка,	проведенные	ГТМ,	исследования	и	т.д.	
В	результате	была	создана	наиболее	полная,	
автоматически	 обновляемая	 база	 данных	
по	всему	фонду	скважин.

Из	 полученного	 массива	 данных	 систе-
ма	 проводит	 первичный	 отбор	 пар	 скважи-
на-пласт	на	основе	экспертных	ограничений.	
Критерии	отбора	могут	быть	индивидуальны	
для	 каждого	 месторождения	 в	 зависимости	
от	 геологических	 параметров	 продуктив-
ных	 пластов,	 конструктивных	 особенностей	
скважин,	 номенклатуры	 применяемого	 на-
сосного	 оборудования,	 результатов	 ранее	
проведенных	 ГТМ	 и	 т.д.	 Основная	 задача,	
решаемая	на	данном	этапе,	—	это	автомати-
зация	принятия	типовых	решений	при	отборе	
скважин-кандидатов.	

Для	 месторождения	 имени	 Малыка	
в	качестве	критериев	отбора	задаются	мини-
мальные	 значения	 остаточных	 извлекаемых	

запасов,	 расстояния	 до	 фронта	 нагнетания	
и	компенсации	отборов.	Исключаются	пласто-
пересечения,	по	которым	ранее	проводились	
неэффективные	ГРП	(как	по	целевой	скважи-
не,	так	и	по	скважинам	окружения).

На	 заключительном	 этапе	 производится	
расчет	ожидаемых	параметров	работы	сква-
жин	после	ГРП:	обводненность,	коэффициент	
продуктивности,	 глубина	 спуска	 насосного	
оборудования,	потенциальное	забойное	дав-
ление	и	дебит	жидкости.	В	результате	пользо-
ватель	получает	перечень	скважин	и	пластов	
с	 наибольшей	 потенциальной	 эффективно-
стью	проведения	ГРП.	

Для	 прогноза	 обводненности	 исполь-
зуется	 классическая	 модель	 машинного	
обучения	 на	 основе	 градиентного	 бустинга.	
Обучающая	выборка	формируется	непосред-
ственно	 из	 загруженной	 базы	 данных,	 что	
позволяет	 в	 автоматическом	 режиме	 пере-
обучать	модель	с	учетом	актуального	состоя-
ния	разработки.	

Подбор	 глубины	 спуска	насоса	осущест-
вляется	 по	 данным	 инклинометрии	 и	 кон-
струкции	 скважины,	 затем	 рассчитывается	
целевое	 забойное	 давление	 с	 учетом	 мак-
симального	 содержания	 свободного	 газа	
на	приеме	насоса.

Для	прогноза	дебита	жидкости	после	ГРП	
проведено	 сравнение	 различных	 методов,	
которые	можно	разделить	на	три	группы:	
1.	 Физико-математическое	моделирование.
2.	 Модели,	 основанные	 на	 данных	 (Data	

Driven-подход).
3.	 Гибридные	модели.

Физико-математическое	 моделирова-
ние	—	это	 стандартный	подход,	 основанный	
на	 физике	 рассматриваемого	 процесса,	
где	 точность	 и	 скорость	 расчета	 напрямую	
зависят	от	 сложности	модели.	Для	задач	ав-
томатизации	 в	 данной	 работе	 используется	
упрощенная	 математическая	 модель	 при-
тока	 к	 скважине	 [7],	 которая	 обеспечивает	
удовлетворительную	 скорость	 вычислений	
на	больших	массивах	данных.	

Модели,	основанные	на	Data	Driven-подхо-
де,	характеризуются	высокой	скоростью	рас-
чета	и	гибкостью	настройки	на	фактические	
данные,	но	в	некоторых	случаях	могут	давать	
нефизические	результаты.	Процесс	обучения	
таких	моделей	заключается	в	сборе	и	подго-
товке	данных,	получаемых	непосредственно	
с	 погружных	 датчиков,	 приборов	 учета,	 ре-
зультатов	лабораторных	исследований	и	т.д.	
На	 основе	 собранных	 данных	 формируется	
обучающая	 выборка,	 которая	 в	 дальней-
шем	 подается	 на	 вход	 модели	 машинного	
обучения.	

Гибридные	методы	сочетают	в	себе	пре-
имущества	 предыдущих	 подходов	 и	 имеют	
различные	 варианты	 реализации.	 Сово-
купность	 таких	 методов	 получила	 название	
физически	 информированного	 машинного	
обучения,	или	PIML	(Physics-informed	Machine	
Learning).	Гибридные	модели	можно	условно	
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Рис.	1.	Общая	схема	системы	поиска	скважин-кандидатов	на	ГРП
Fig.	1.	A	block	diagram	for	selecting	candidate	wells	for	hydraulic	fracturing
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классифицировать	по	способу	внедрения	фи-
зических	знаний:
1.	 Обучение	физике	на	основе	данных,	 на-

прямую	воплощающих	собой	закономер-
ности,	присущие	реальной	системе.

2.	 Внедрение	физики	в	архитектуру	модели.
3.	 Добавление	знаний	о	физике	в	функцию	

потерь	 модели	 (Physics-informed	 Neural	
Network).
В	данной	работе	рассмотрены	два	вари-

анта	построения	гибридных	моделей	для	про-
гноза	 дебита	 жидкости	 скважин	 после	 ГРП,	
относящиеся	к	первой	группе.	Оба	варианта	
принимают	 за	 основу	 решения	 базовой	фи-
зико-математической	модели,	а	задачей	ма-
шинного	обучения	является	снижение	ошиб-
ки	расчета	базовой	модели.

В	 первом	 варианте	 используется	 ан-
самблевая	 модель	 на	 основе	 метода	
стекинга	 (рис.	 2).	 Основная	 идея	 данного	
метода	состоит	в	 том,	чтобы	объединить	не-
сколько	 разнородных	 моделей	 в	 одну	 ли-
нейную	метамодель	и	получить	 взвешенный	
прогноз	 всего	 ансамбля.	Веса	 настраивают-
ся	 с	 помощью	 алгоритма	 линейной	 регрес-
сии.	 В	 нашем	 случае	 в	 ансамбль	 включены	
три	модели	машинного	 обучения	 (градиент-
ный	бустинг,	 случайный	лес,	метод	опорных	
векторов),	 а	 также	 базовая	модель	 притока	
к	скважине.	Ансамблирование	на	основе	сте-
кинга	обеспечивает	более	высокую	точность	
прогноза	в	сравнении	с	отдельными	моделя-
ми	 машинного	 обучения,	 а	 также	 частично	
решает	 проблему	 аномальных	 прогнозов:	
если	 одна	 из	 ML-моделей	 в	 ансамбле	 дает	
аномальный	 результат,	 остальные	 частично	
корректируют	 его,	 при	 этом	 общий	 прогноз	
ансамбля	 остается	 на	 удовлетворительном	
уровне.

Из	 основных	 недостатков	 такого	 под-
хода	 стоит	 отметить	 сложность	 интерпрета-
ции	и	внедрения	в	бизнес-процессы.	Кроме	

того,	 базовая	 физико-математическая	 мо-
дель	 в	 ансамбле	 должна	 иметь	 удовлетво-
рительную	 точность	 расчета,	 в	 противном	
случае	включение	 такой	модели	в	ансамбль	
нецелесообразно.

Ввиду	 указанных	 ограничений	 имеет	
смысл	рассмотреть	альтернативный	вариант	
построения	гибридной	модели	(рис.	3).	В	дан-
ном	варианте	за	основу	принята	одна	модель	
машинного	 обучения,	 в	 которой	 в	 качестве	
дополнительных	 признаков	 генерируются	
результаты	расчета	базовой	физико-матема-
тической	модели.	Такой	подход	значительно	
сокращает	 время	обучения,	 имеет	 хорошую	
интерпретируемость,	 а	 также	 более	 прост	
в	реализации	и	дальнейшей	поддержке.	При	
этом	оба	алгоритма	имеют	примерно	одина-
ковую	точность	прогноза.

Генерация	дополнительных	признаков	

для	гибридной	модели

Ввиду	 того,	 что	 основная	 задача	 ма-
шинного	обучения	в	 таком	алгоритме	—	это	
снижение	 ошибки	 расчета	 базовой	модели,	
то	 для	 формирования	 обучающей	 выборки	
необходимо	 предварительно	 сгенерировать	
решения	 базовой	 физико-математической	
модели	 по	 действующему	 добывающему	
фонду	 скважин.	Из	 обучающей	выборки	ис-
ключаются	скважины	с	двумя	и	более	рабо-
тающими	пластами	для	того,	чтобы	избежать	
неточности	в	оценке	текущей		обводненности	
и	продуктивности	по	каждому	пласту	отдель-
но.	В	качестве	исходных	данных	для	расчета	
принимаются	фактические	параметры	рабо-
тающей	скважины	(объемная	обводненность	
fw,	давление	на	приеме	насоса Pin	или	дина-
мический	 уровень	Hliq,	 пластовое	давление	
Pr,	 общий	 скин-фактор	 S,	 свойства	 пласта	
и	флюида,	конструкция	скважины	и	т.д.).	Та-
ким	образом,	задача	сводится	к	моделирова-
нию	текущего	режима	работы	по	некоторому	

количеству	скважин	(в	зависимости	от	место-
рождения)	с	последующим	обучением	модели	
машинного	обучения	на	полученных	данных,	
где	целевой	переменной	будет	фактический	
коэффициент	 продуктивности.	 Общий	 поря-
док	расчета	приведен	ниже.

Рассчитывается	 эффективная	 вязкость	
жидкости	 в	 пластовых	 условиях	 μliq,	 учиты-
вающая	 различие	 в	 проводимости	 нефти	
и	воды:

												 	 (1)

Общая	сжимаемость	системы	ct	задается	
выражением:

	 	.	 (2)

Эффективный	 объемный	 коэффици-
ент	 жидкости	Bliq	 определяется	 следующим	
образом:

	 	 (3)

где	μw	—	вязкость	воды	в	пластовых	услови-
ях,	мПа∙с;	μo	—	 вязкость	 нефти	 в	 пластовых	
условиях,	мПа∙с;	kro	—	ОФП	по	нефти,	д.ед.;	
krw	—	ОФП	по	 воде,	 д.ед.;	Sw	—	 текущая	 во-
донасыщенность,	 д.ед.;	 Co	 —	 сжимаемость	
нефти	в	пластовых	условиях,	1/атм;	Cw	—	сжи-
маемость	воды	в	пластовых	условиях,	1/атм;	
Cr	 —	 сжимаемость	 породы,	 1/атм;	
Bo	 —	 объемный	 коэффициент	 расширения	
нефти,	м3/м3;	Bw	—	объемный	коэффициент	
расширения	воды,	м3/м3;	 fw	—	текущая	объ-
емная	обводненность	продукции,	д.ед.

Далее	производится	расчет	коэффициен-
та	продуктивности	 J	с	использованием	мате-
матической	модели	 притока	 к	 скважине	 [7].	
Для	 учета	 текущего	 состояния	 призабойной	
зоны	пласта	используется	скин-фактор,	полу-
ченный	 по	 результатам	 гидродинамических	
исследований.

Для	расчета	текущего	забойного	давления	
механизированной	 скважины	Pwf	 требуется	
проведение	 гидравлического	 расчета	 [2–4],	
который	в	итоге	сводится	к	построению	про-
филя	давления	в	скважине:

	 	 (4)

где	Pc	—	 затрубное	 давление	на	 устье	 сква-
жины,	атм;	ΔPo	—	давление	столба	газа	в	за-
трубном	пространстве,	атм;	ΔP1	—	давление	
газированного	 столба	 нефти	 в	 затрубном	
пространстве	 над	 приемом	 насоса,	 атм;	
ΔP2	—	потери	давления	при	движении	газо-
жидкостной	смеси	под	насосом,	атм.

Дебит	жидкости	Qliq	 определяется	 исхо-
дя	из	рассчитанных	значений	коэффициента	
продуктивности	J	 и	 забойного	давления	Pwf 
в	соответствии	с	[6]:
дебит	в	точке	насыщения:

      Qb = J×(Pr − Pb) , (5)

максимальный	дебит	при	100	%	нефти:

	 							 ,	 (6)

давление	для	комбинированного	уравнения	
притока	при	дебите	Qomax:

	 			 	 (7)

если	fw	=	1	и	Pwf > Pb,	то:

	 								 	 	(8)

Рис.	3.	Модель	с	генерацией	дополнительных	признаков	с	помощью	физико-
математической	модели
Fig.	3.	A	model	with	the	generation	of	additional	features	using	a	physical	and	mathematical	
model

Рис.	2.	Ансамблевая	модель	на	основе	стекинга
Fig.	2.	Stacking-based	ensemble	model
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если	fw <	1	и	Pwf > Pwfg,	то:

	 	 (9)

	 	 (10)

	 	 (11)

														 	 (12)

Если	B =	0,	то:

	 																	 	 	 (13)

Если	B ≠	0,	то:

	 	 (14)

Если	fw <	1	и	Pwf ≤ Pwfg,	то:

	 									 	 (15)

							 	 (16)

	 	 (17)

где:	Pb	—	давление	насыщения	нефти	в	пла-
стовых	условиях,	атм;	fo	—	текущая	доля	неф-
ти	в	продукции,	д.ед.

Расчеты	 выполняются	 по	 всем	 скважи-
нам,	 входящим	 в	 обучающую	 выборку,	 за-
тем	 производится	 обучение	 ML-модели	 для	
прогноза	 коэффициента	 продуктивности.	
В	 качестве	 независимых	 параметров	 моде-
ли	 используются	 как	 данные,	 загружаемые	
из	 корпоративной	 базы	 данных,	 так	 и	 рас-
считанные	параметры	(μliq,	Pwf,	J,	Qliq).	Зави-
симая	переменная	—	это	коэффициент	про-
дуктивности,	 рассчитанный	 от	 фактических	
параметров	работы	скважины.

Для	построения	гибридной	модели	в	дан-
ной	работе	используется	алгоритм	градиент-
ного	 бустинга	 над	 решающими	 деревьями,	
который	 обычно	 показывает	 наилучшую	
точность	 на	 выборках	 с	 неоднородными	
табличными	 данными.	 Данный	 алгоритм	
представляет	 собой	 ансамблевую	 модель,	
в	основе	которой	лежит	итеративное	обуче-
ние	деревьев	решений	с	целью	минимизиро-
вать	функцию	потерь.

Прогноз	параметров	работы	скважины	

после	ГРП

Для	 получения	 прогнозных	 параметров	
работы	скважины	после	проведения	ГРП	про-
изводятся	 аналогичные	 расчеты	 μliq,	 ct,	Bliq 
в	 пересчете	 на	 ожидаемую	 обводненность	
по	выражениям	(1,	2,	3),	а	также	коэффициен-
та	продуктивности	J	с	учетом	новых	значений	
эффективной	мощности	пласта	и	скин-факто-
ра	после	ГРП.

Далее	по	данным	инклинометрии	и	кон-
струкции	 скважины	 подбирается	 оптималь-
ная	 глубина	 спуска	 насоса,	 рассчитывает-
ся	 целевое	 забойное	 давление	Pwf	 и	 дебит	
жидкости	 Qliq	 с	 учетом	 допустимого	 содер-
жания	 свободного	 газа	 на	 приеме	 насоса.	
Рассчитанные	 параметры	 подаются	 на	 вход	
обученной	 модели	 машинного	 обучения,	
в	результате	чего	будет	получено	новое	зна-
чение	 коэффициента	 продуктивности	J.	 Для	
согласования	всех	параметров	системы	рас-
четы	целевого	забойного	давления	Pwf,	деби-
та	жидкости	Qliq	и	коэффициента	продуктив-
ности	 по	ML-модели	 проводятся	 итеративно	
до	достижения	заданной	точности.

Поскольку	обучение	модели	производит-
ся	 на	 действующих	 скважинах,	 по	 которым	
также	 впоследствии	 необходимо	 получить	
прогноз	 дебита	 жидкости	 после	 ГРП,	 то	 для	
исключения	 «утечки	 данных»	 использует-
ся	 последовательное	 разделение	 выборки	
на	 заданное	 количество	 частей	 по	 методу	
k-Fold	кросс-валидации	(рис.	4):	
•		 пользователь	задает	целое	число	k,	мень-

шее	числа	строк	в	обучающей	выборке;
•		 обучающая	 выборка	 разбивается	

на	k	одинаковых	частей	(фолдов);

•		 производится	 k	 итераций,	 во	 время	 ка-
ждой	 из	 которых	 по	 одному	 фолду	 рас-
считывается	прогнозный	дебит	жидкости	
после	ГРП	по	описанному	выше	алгорит-
му,	 а	 оставшаяся	 часть	 данных	 выступа-
ет	 в	 качестве	 обучающей	 выборки	 для	
k-ой	модели.
Количество	 фолдов	 выбирается	 пользо-

вателем,	 исходя	 из	 требований	 к	 скорости	
и	 точности	расчета,	а	 также	размера	обуча-
ющей	выборки.	Более	высокая	точность	про-
гноза	достигается	при	максимальном	значе-
нии	k (k	=	размер	выборки	—	1),	но	при	этом	
будет	произведено	k	итераций	обучения	мо-
дели,	что	может	значительно	увеличить	время	
расчета	на	больших	выборках.

Для	 месторождения	 имени	 Малыка	 об-
щий	 размер	 выборки	 составил	 460	 строк	
и	 18	 признаков.	 На	 рисунке	 5	 приведена	
оценка	важности	параметров	обученной	мо-
дели	 с	 использованием	 Python-библиотеки	
SHAP	 [10].	 Наибольшее	 влияние	 на	 прогноз	
модели	 оказывают	 параметры,	 сгенериро-
ванные	с	помощью	базовой	физико-матема-
тической	модели:	«Дебит	жидкости	(базовая	
модель)»,	 «Коэф.	 продуктивности	 (базовая	
модель)».

Описанный	 алгоритм	 реализован	
на	 базе	 Microsoft	 Excel	 с	 использованием	
языков	 программирования	 VBA	 и	 Python.	
Загрузка	геолого-промысловой	информации	
из	корпоративной	базы	данных	осуществля-
ется	 в	 автоматическом	 режиме	 с	 помощью	
SQL-запросов.	 При	 разработке	 моделей	 ма-
шинного	обучения	применяется	стандартный	
набор	Python-библиотек:	«Numpy»,	«Pandas»,	
«Scikit-learn»,	«CatBoost»,	«Optuna».	

Рис.	4.	Разделение	выборки	по	методу	k-Fold	
кросс-валидации
Fig.	4.	Sample	separation	using	the	k-Fold	
cross-validation	method

Рис.	5.	Важность	признаков	модели
Fig.	5.	Importance	of	model	features
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Табл.	1.	Средние	значения	метрик	по	результату	поэлементной	кросс-валидации
Tab.	1.	Average	metrics	based	on	the	leave-one-out	cross-validation

МОДЕЛЬ RMSE R2

Гибридная	модель 53,303	(+\–	49,009) 0,785

Gradient	Boosting	Machine 59,988	(+\–	53,653) 0,734

Random	Forest 65,105	(+\–	56,059) 0,697

Support	Vector	Machine 65,838	(+\–	57,920) 0,684

Математическая	модель 84,082	(+\–	112,611) 0,637

Оценка	качества	модели

Для	сравнения	качества	прогноза	прове-
дены	тестовые	расчеты	дебита	жидкости	с	при-
менением	 рассмотренных	 методов	 (рис.	 6)	
на	 действующих	 скважинах.	 Оценка	 прове-
дена	 с	 применением	 поэлементной	 пере-
крестной	проверки	(k	=	размер	выборки	—	1)	
по	следующей	метрике:

															 	 (18)

где	 N	 —	 число	 наблюдений	 в	 выборке,	
yi	 —	 фактическое	 значение	 целевого	 пара-
метра,	 ŷi	 —	 прогнозное	 значение	 целевого	
параметра.

По	результатам	 тестирования	 гибридная	
модель	 показала	 более	 высокую	 точность	
прогноза	в	сравнении	с	другими	подходами.	

Рис.	6.	Результат	тестирования	различных	моделей	для	прогноза	дебита	жидкости:	а	—	физико-математическая	модель;	б	—	support	
vector	machine;	в	—	random	forest;	г	—	gradient	boosting	machine;	д	—	гибридная	модель
Fig.	6.	The	result	of	testing	various	models	for	predicting	liquid	rates:	a	–	physical-mathematical	model;	б	–	support	vector	machine;	в	–	random	
forest;	г	–	gradient	boosting	machine;	д	–	hybrid	model
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Results

At	 the	 moment,	 the	 developed	 system	 is	 being	 tested	 at	 the	 Malyk	
Field.	 Four	 candidate	wells	have	been	selected	 for	hydraulic	 fracturing	
jobs	which	 are	 under	 implementation.	 The	practical	 outcomes	of	 such	
solutions	 show	 not	 only	 a	 significant	 reduction	 in	manual	 efforts,	 but	
also	provide	a	comprehensive	assessment	of	the	development	potential	
of	hydraulic	fracturing	targets.

Conclusions

At	 the	 moment,	 the	 machine	 learning	 algorithms	 applied	 in	 physical	
modeling	 are	 a	 promising	 area	 for	 research.	 Hybrid	 models	 are	 of	

particular	 interest	 where	 the	 knowledge	 about	 physical	 laws	 can	 be	
introduced	in	one	way	or	another.	
This	paper	presents	a	software	implementation	of	an	automated	system	
for	 selecting	 candidate	 wells	 for	 hydraulic	 fracturing	 using	 a	 hybrid	
model.	The	prediction	quality	of	the	hybrid	model	and	classical	methods	
based	 on	 physical	 and	 mathematical	 modeling	 and	 machine	 learning	
algorithms	was	compared.	The	test	results	showed	that	the	hybrid	model	
has	a	higher	quality	of	predicting	well	productivity	 in	comparison	with	
classical	approaches.
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Полученные	средние	значения	метрик	каче-
ства	приведены	в	таблице	1.

Итоги

На	 текущий	 момент	 разработанная	 систе-
ма	 проходит	 апробацию	 на	 месторождении	
имени	 Малыка.	 Подобрано	 четыре	 скважи-
ны-кандидата	 для	 ГРП,	 которые	 находятся	 в	
стадии	 реализации.	 Практический	 результат	
применения	 подобных	 решений	 показывает	
не	только	значительное	сокращение	ручного	
труда,	но	и	дает	комплексную	оценку	потен-
циала	 объектов	 разработки	 к	 проведению	
ГРП.

Выводы

На	 данный	 момент	 применение	 алгоритмов	
машинного	 обучения	 в	 области	 физическо-
го	 моделирования	 является	 перспективным	
направлением	 для	 исследований.	 Особый	
интерес	 представляют	 гибридные	 модели,	 в	
которые	 тем	 или	 иным	 образом	 могут	 быть	
внедрены	знания	о	физических	законах.	
В	данной	работе	представлена	программная	
реализация	 автоматизированной	 системы	
поиска	 скважин-кандидатов	 для	 гидрав-
лического	 разрыва	 пласта	 с	 применением	
гибридной	 модели.	 Приведено	 сравнение	
качества	 прогнозирования	 гибридной	 мо-
дели	 и	 классических	 методов	 на	 основе	

физико-математического	 моделирования	 и	
алгоритмов	машинного	обучения.	По	резуль-
тату	тестирования	гибридная	модель	показа-
ла	более	высокое	качество	прогнозирования	
продуктивности	 скважины	 в	 сравнении	 с	
классическими	подходами.
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Аннотация
Представлена	 методика	 поиска	 оптимальных	 технологических	 решений	 для	 проектирования	 разработки	 в	 условиях	
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Введение

В	 связи	 с	 вовлечением	 в	 эксплуатацию	
новых	активов	компания	ПАО	«НК	«Роснефть»	
особое	 внимание	 уделяет	 разработке	 вы-
сокотехнологичных	 цифровых	 решений	 для	
всесторонней	оценки	геологических	и	техно-
логических	рисков	в	проектах	разработки	ме-
сторождений	нефти	и	газа	в	труднодоступных	
районах	Крайнего	Севера.	

Решение	данной	задачи	в	целом	включа-
ет	четыре	основных	этапа:
1.	 Оценка	 геологических	 неопределенно-

стей	объекта	разработки.
2.	 Оценка	 рисков	 достижения	 проектного	

коэффициента	 извлечения	 нефти	 (КИН)	
и	коэффициента	извлечения	газа	(КИГ).

3.	 Поиск	 оптимальных	 технологических	 ре-
шений	 для	 минимизации	 выявленных	

рисков	и	неопределенностей	для	получе-
ния	максимально	возможной	суммарной	
добычи	углеводородов	(УВ).

4.	 Оценка	 рентабельности	 проек-
та	 разработки	 с	 учетом	 наиболее	
вероятных	 (Р50),	 оптимистичных	 (Р10)	
и	пессимистичных	(Р90)	моделей	строе-
ния	 объекта.	 Принятие	 решения	 о	 вво-
де	 объекта	 в	 эксплуатацию,	 порядке	
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и	последовательности	бурения	эксплуа-
тационных	скважин.
Авторами	данной	статьи	выполнена	рабо-

та	 по	 созданию	 единого	 рабочего	 процесса	
многовариантной	 оценки	 профиля	 добычи	
по	 вновь	 вводимой	 в	 разработку	 нефтяной	
залежи	и	поиску	оптимального	решения	для	
бурения	3	горизонтальных	скважин	в	услови-
ях	высокой	геологической	неопределенности	
целевого	 объекта.	 Смысл	 данного	 подхода	
заключается	в	выявлении	в	пределах	залежи	
зон	наиболее	вероятных	запасов	нефти,	кото-
рые	должны	быть	вовлечены	в	процесс	дре-
нирования	в	первую	очередь,	и	зон	с	более	
низкой	вероятностью	промышленной	нефте-
носности,	вовлечение	в	разработку	которых	
будет	 зависеть	 от	 результатов	 бурения	 пер-
вых,	 наиболее	 «обрискованных»	 скважин.	
Выбор	уверенных	зон	для	эксплуатационного	
бурения	 осуществлялся	 на	 основании	 двух	
основных	 критериев:	 наличие	 промышлен-
ных	 запасов	 нефти	 в	 вариантах	 геологиче-
ской	модели	пласта	квантилей	P90,	P50,	P10	
и	 достаточно	 близкие	 значения	 проектного	
уровня	 суммарной	 добычи	 УВ	 по	 всем	 ва-
риантам	 модели.	 В	 менее	 уверенных	 зонах	
наличие	 промышленных	 запасов	 нефти	 вы-
явлено	только	в	вариантах	модели	Р10	и	Р50.	
И	наименее	уверенные	зоны	—	это	краевые	
участки	 залежи,	 наличие	 запасов	в	 которых	
выявлено	только	в	оптимистичном	варианте	
модели	 (квантиль	 Р10),	 в	 этих	 зонах	 наблю-
дается	 очень	 широкий	 разброс	 в	 оценках	
накопленной	 добычи	 по	 проектным	 сква-
жинам	из-за	 высокого	 уровня	 неопределен-
ности	 входных	 параметров.	 Решение	 о	 вов-
лечении	 краевых	 зон	 в	 эксплуатацию	 будет	
приниматься	только	по	результатам	бурения	
первоочередных	 проектных	 скважин.	 Для	
всех	 отранжированных	 зон	 проводился	 оп-
тимизационный	расчет	 траекторий	 горизон-
тальных	 скважин	 с	 целью	 выявления	 наи-
более	 эффективного	 направления	 бурения	
с	 максимальным	 прогнозом	 по	 суммарной	
добыче.	 В	 зонах	 с	 высокой	 вероятностью	
неподтверждения	 запасов	 такой	 подход	 по-
зволяет	оптимизировать	траектории	скважин	
для	 выхода	 на	 проектный	 уровень	 добычи	
по	 объекту	 в	 целом	 за	 счет	 изменения	 вза-
имного	расположения	скважин	в	пласте	либо	
дает	возможность	сократить	затраты	на	осво-
ение	месторождения	за	счет	отказа	от	буре-
ния	низкодебитных	и	быстро	обводняющихся	
скважин.

Применимость

Разработанная	 сотрудниками	 ООО	
«Тюменский	 нефтяной	 научный	 центр»	
(ООО	«ТННЦ»)	методика	поиска	наиболее	оп-
тимального	 положения	 траекторий	 горизон-
тальных	скважин	направлена	на	достижение	
максимально	возможного	КИН	и	проектного	
уровня	добычи	в	случае	ухудшения	фактиче-
ских	 свойств	 пласта	 относительно	 заложен-
ных	в	проектном	документе.

На	данный	момент	имеется	проектный	до-
кумент	 с	 утвержденной	 геологией	и	 утверж-
денной	расстановкой	скважин	(3	горизонталь-
ных	 скважины	 и	 1	 наклонно-направленная).	
Цель	работы	заключается	в	учете	имеющихся	
геологических	и	 гидродинамических	рисков	
с	последующим	автоматизированным	расче-
том	 положения	 траекторий	 новых	 скважин,	
альтернативных	утвержденным.

Практическая	 реализация	 методики	
включает	три	этапа:
1.	 Оценка	 геологических	 неопределенно-

стей	и	создание	многовариантной	геоло-
гической	модели	(ГМ).

2.	 Оценка	 гидродинамических	 неопреде-
ленностей	 и	 создание	 многовариант-
ной	 гидродинамической	 модели	 (ГДМ)	
с	адаптацией	на	результаты	исследований	
в	скважинах.

3.	 Актуализация	алгоритма	автоматического	
поиска	оптимальной	траектории	горизон-
тальной	 скважины	 (ГС),	 ранее	 разрабо-
танного	 специалистами	 ООО	 «ТННЦ»	 [2]	
под	 задачу	 оптимальной	 расстановки	
скважин	на	многовариантной	ГДМ.
На	рисунках	1	и	2	и	в	таблице	1	приведены	

основные	геолого-физические	характеристи-
ки	эксплуатационного	объекта,	использован-
ного	в	расчетном	эксперименте.

Геологические	особенности	объекта	

исследований	(этап	1)

В	 качестве	 объекта	 моделирования	 вы-
бран	 продуктивный	 пласт	 одного	 из	 место-
рождений	 юго-восточной	 части	 Ямало-Не-
нецкого	 автономного	 округа	 (ЯНАО).	 Пласт	
представлен	 чередованием	 алевритовых	
глин	 и	 линзовидных	 прослоев	 песчани-
ков	 в	 разной	 степени	 биотурбированных	
и	карбонатизированных.	

Выполненные	ранее	работы	на	месторо-
ждении	 давали	 противоречивые	 сведения	
о	 характере	 насыщения	 и	 закономерностях	
распределения	продуктивных	пород,	поэтому	

было	принято	решение	о	создании	многова-
риантной	 геолого-технологической	 модели,	
учитывающей	 все	 основные	 варианты	 стро-
ения	 резервуара	 и	 диапазоны	 возможного	
варьирования	 фильтрационно-емкостных	
свойств	[1,	2].

С	 точки	 зрения	 оценки	 запасов	 углево-
дородного	 сырья	 и	 прогноза	 технологиче-
ских	 показателей	 разработки	 выбранного	
объекта	 наибольшую	 неопределенность	
представляла	 собой	 лито-фациальная	 мо-
дель,	 контролирующая	 объем	 и	 распреде-
ление	проницаемых	пород	в	пласте.	Низкая	
плотность	 поисково-разведочного	 бурения	
на	 изучаемой	 площади	 не	 позволяла	 одно-
значно	определить	границы	глинизации	пес-
чаных	линз,	поэтому	на	первом	этапе	работ	
по	результатам	детального	сейсмо-фациаль-
ного	и	седиментологического	анализа	были	
сформулированы	 три	 возможных	 сценария	
концептуальной	 модели	 объекта	 (рис.	 3).	
Данные	 сценарии	 имеют	 разную	 степень	
вероятности,	определяемую	по	степени	уве-
ренности	 прослеживания	 границ	 полной	
глинизации	линзовидных	тел	на	срезах	дина-
мических	 атрибутов	 сейсмической	 записи.	
Ниже	на	рисунке	представлены	три	вариан-
та	развития	баровых	песчаных	тел	с	разной	
степенью	 связанности,	 вероятность	 прояв-
ления	 данных	 сценариев	 концептуальной	
модели	оценена	как	квантили	Р10,	Р50,	Р90.

Оценка	геологических	неопределенностей	

и	создание	многовариантной	

геологической	модели	(ГМ)

Полученные	на	этапе	детального	лито-фа-
циального	анализа	 три	варианта	концепции	
развития	песчаных	линз	далее	были	исполь-
зованы	 в	 анализе	 чувствительности	 объема	
начальных	 геологических	 запасов	 нефти	
к	неопределенностям	в	картировании	струк-
турных	 границ	 залежи,	 внутренней	 неодно-
родности	 пласта	 и	 оценке	 петрофизических	
свойств	пород.

На	рисунках	4	и	5	представлена	диаграм-
ма-торнадо,	 построенная	 по	 результатам	
анализа	чувствительности,	и	распределение	
начальных	геологических	запасов	на	основа-
нии	расчета	300	равновероятных	реализаций	
модели	пласта.

По	результатам	анализа	300	реализаций	
ГМ	 было	 установлено,	 что	 диапазон	 изме-
нения	 запасов	 достаточно	 широк	 и	 для	 оп-
тимального	 планирования	 бурения	 нужно	

Рис.	1.	Гидродинамическая	модель	пласта	А
Fig.	1.	Reservoir	simulation	model	of	the	bed	А

Рис.	2.	Темп	отбора	КИН
Fig.	2.	Rate	of	recovery	Oil	Recovery	Factor
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рассматривать	все	три	варианта	развития	ба-
ровых	систем	(рис.	5).	С	целью	«обрисковки»	
проектных	 скважин	 рассматривались	 вари-
анты	наиболее	вероятного	Р50,	пессимистич-
ного	Р90	и	оптимистичного	объема	НГЗ	нефти	
в	пласте.

На	базе	ключевых	геологических	моделей	
(квантили	P90,	P50,	P10)	построена	карта	гео-
логических	рисков	(статистически	уверенных	
зон)	для	оптимального	размещения	проектно-
го	фонда	эксплуатационных	скважин	(рис.	6).	
Цветовое	 ранжирование	 карты	 рисков	

определяется	 степенью	 подтверждаемости	
наличия	 запасов	 в	 трех	 крайних	 вариантах	
модели:	 зеленая	 зона	 минимальных	 рисков	
оконтуривает	 область	 присутствия	 промыш-
ленных	запасов	нефти	во	всех	вариантах	мо-
дели,	желтая	зона	соответствует	области	про-
дуктивности	в	моделях	квантилей	Р50	и	Р10,	
красная	 зона	 максимального	 риска	 может	
быть	 продуктивной	 только	 по	 варианту	 мо-
дели	Р10,	наиболее	оптимистичному.	Исходя	
из	данной	карты	рисков	следует,	что	первые,	
наиболее	уверенно	обоснованные	скважины,	

необходимо	бурить	в	центральной	части	лин-
зы,	 отмеченной	 на	 карте	 рисков	 зеленым	
цветом.	Смещение	проектных	 скважин	к	 за-
падной	 и	 южной	 литологическим	 границам	
линзы	 (желтая	зона)	потенциально	будет	за-
висеть	 от	 динамики	 подтверждаемости	 про-
дуктивной	мощности	в	первых	пробуренных	
скважинах.	Краевая	часть	нефтяной	залежи,	
отмеченная	 красным	 цветом,	 представляет	
собой	 зону	 максимального	 геологическо-
го	риска	и	может	быть	вовлечена	в	процесс	
разбуривания	 только	 после	 подтверждения	
положения	структурных	границ	пласта.

Оценка	гидродинамических	

неопределенностей	и	создание	

многовариантной	гидродинамической	

модели	(ГДМ)	с	адаптацией	на	результаты	

исследований	в	скважинах	(этап	2)

На	основе	исследований	 керна	 устанав-
ливаются	 связи	между	 параметрами,	 по	 ко-
торым	 рассчитываются	 масштабированные	
значения	 концевых	 точек	 функций	 относи-
тельных	 фазовых	 проницаемостей	 (ОФП).	
В	 качестве	 зависимости	 используются	 ли-
нейные,	 логарифмические,	 степенные	
и	 экспоненциальные	 функции.	 В	 качестве	
примера	 на	 рисунке	 7	 приведен	 график	 за-
висимости	 остаточной	 нефтенасыщенности	
от	 коэффициента	 вытеснения	 и	 связанной	
водонасыщенности.

Для	создания	многовариантной	гидроди-
намической	модели	пласта	А	была	проведена	
оценка	неопределенностей	фильтрационных	
свойств	пород	и	флюидов,	оказывающих	вли-
яние	на	прогнозный	профиль	добычи.	Такие	
параметры,	как	связанная	и	критическая	во-
донасыщенности,	остаточная	нефтенасыщен-
ность,	ОФП	нефти	и	ОФП	воды	при	остаточной	
нефтенасыщенности,	 являются	 важными	 ха-
рактеристиками	 взаимодействия	 флюидов	
между	собой.

Определены	 диапазоны	 неопределенно-
стей	для	 каждого	из	 параметров,	 и	 в	 целом	
проанализированы	 возможные	 формы	 кри-
вых	ОФП	на	основе	данных	исследования	кер-
на.	От	вида	кривых	(наряду	с	соотношением	
вязкостей	флюидов)	будут	зависеть	главным	
образом	темпы	обводнения.	От	проницаемо-
стей	 и	 сжимаемости	 порового	 пространства	
будет	 зависеть	 скорость	 распространения	
давления	в	пласте	при	прогнозе	расчете.

На	 рисунке	 8	 представлен	 сводный	
график	 изменения	 коэффициента	 извле-
чения	 нефти	 (КИН),	 построенный	 по	 ре-
зультатам	 расчета	 базовых,	 максимальных	

Табл.	1.	Геолого-физическая	характеристика	залежи
Tab.	1.	Geological	and	physical	characteristics	of	the	deposit

Параметры Объекты	(залежи)

Пласт А

	 Район	скв.	P1

Средняя	глубина	залегания	(а.	о.),	м -3	168

Тип	залежи Пластовая,	лит-ки	экр-ая

Тип	коллектора терригенный

Средняя	нефтенасыщенная	толщина,	м 5,2

Средняя	водонасыщенная	толщина,	м 3,2

Пористость.	д.ед.	(газ/нефть) –	/	0,19

Средняя	нефтенасыщенность,	доли	ед. 0,57

Проницаемость,	мД 774,5

Коэффициент	песчанистости,	доли	ед. 0,6

Коэффициент	расчлененности,	доли	ед. 9,7

Начальная	пластовая	температура,	°С 77,3

Начальное	пластовое	давление,	МПа 32,8

Вязкость	нефти	в	пластовых	условиях,	мПа-с 0,50

Плотность	нефти	в	пластовых	условиях,	т/м3 0,701

Плотность	нефти	в	поверхностных	условиях,	т/м3 0,810

Давление	насыщения	нефти	газом,	МПа 19,7

Газосодержание	нефти,	м3/т 156,0

Вязкость	воды	в	пластовых	условиях,	мПа-с 0,379

Плотность	воды	в	пластовых	условиях,	т/м3 1,0025

Коэффициент	вытеснения	(водой),	доли	ед. 0,486

Коэффициент	вытеснения	(газом),	доли	ед. –

Средняя	продуктивность,	×10	м3	(сут-МПа) 46,2

Коэффициент	нефтеизвлечения,	доли	ед.

В	том	числе:	по	запасам	категории	B1/B2 0,386

Рис.	3.	Варианты	распределения	линз	барового	генезиса:	а	—	вариант	Р10	—	максимальная	связность	линзовых	тел;	б	—	вариант	Р50	—	
умеренная	связность;	в	—	P90	—	набор	полностью	изолированных	песчаных	линз
Fig.	3.	Distribution	variants	of	bar	genesis	lenses:	а	–	variant	Р10	–	maximum	connection	of	lensed	bodies;	б	–	variant	Р50	–	mean	cohesion;	в	–	
P90	–	set	of	full	isolated	sand	lenses
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и	 минимальных	 вариантов	 гидродинамиче-
ской	модели	залежи	с	тремя	горизонтальны-
ми	и	одной	наклонно-направленной	скважи-
нами	(ННС).	Расчет	проводился	с	раздельным	
варьированием	 основных	 фильтрационных	
параметров	 пласта	 и	 флюида.	 Анализ	 полу-
ченных	 профилей	 добычи	 показывает,	 что	
наибольшее	влияние	на	объем	добываемого	
продукта	оказывают	проницаемость,	остаточ-
ная	 нефтенасыщенность	 (Critical	 Saturation	
of	Oil	in	Water	–	SOWCR),	относительная	про-
ницаемость	 по	 воде	 при	 остаточной	 нефте-
насыщенности	 (Relative	 Water	 Permeability	
in	Critical	Oil	Saturation	–	KRWR),	форма	кри-
вых	ОФП	и	 проницаемость	 аквифера	 (водо-
носного	пласта).

Для	 проведения	 дальнейших	 многова-
риантных	 расчетов	 исключены	 следующие	
параметры,	 оказывающие	 незначительное	
влияние	(<5	%	в	амплитуде)	на	накопленную	
добычу	 нефти:	 максимальная	 ОФП	 нефти	
(Oil	Relative	Permeability	–	KRO),	критическая	
насыщенность	 водой	 (Saturation	 of	 Critical	
Water	–	SWCR),	остаточная	водонасыщенность	
(Lower	Water	Saturation	 –	 SWL).	 Полученные	
результаты	и	процентное	соотношение	влия-
ния	параметров	представлены	на	диаграмме	
типа	«Торнадо»	(рис.	9).	Серым	цветом	обо-
значены	параметры,	минимально	влияющие	
на	накопленную	добычу	нефти.	Они	были	ис-
ключены	из	дальнейших	расчетов.	

Уточнение	 концептуальной	 и	 базовой	
геолого-гидродинамической	 модели	 пласта	
привело	 к	 изменению	 геометрии	 залежей	
и	 увеличению	 начальных	 геологических	 за-
пасов	нефти	по	 сравнению	с	 утвержденным	
ранее	вариантом	и,	как	следствие,	к	увеличе-
нию	 прогнозируемой	 накопленной	 добычи.	
Также	 изменилась	 проницаемость	 и	 ее	 рас-
пределение	 по	 пласту,	 что	 также	 позволило	
повысить	отбор	нефти.	На	рисунке	10	показан	
веер	 полученных	 реализаций	 гидродинами-
ческих	 расчетов.	 Реализации	 ГДМ,	 соответ-
ствующие	 квантилям	 вероятности	 Р10,	 Р50,	

Рис.	4.	Торнадо-диаграмма
Fig.	4.	Tornado-plot

Рис.	5.	Гистограмма	распределения	начальных	запасов	нефти	в	пласте	А	
Fig.	5.	Histogram	of	initial	oil	reserves	distribution	in	the	А	bed

Рис.	7.	Зависимость	остаточной	нефтенасыщенности	от	коэффициента	
вытеснения	и	связанной	водонасыщенности
Fig.	7.	Dependence	of	residual	oil	saturation	from	oil	sweep	efficiency	factor	and	connate	
water	saturation

Рис.	6.	Карта	статистически	уверенных	зон	
для	эксплуатационного	бурения
Fig.	6.	Map	of	statistically	true	zones	for	
development	drilling

Табл.	2.	Диапазон	изменения	коэффициента	вытеснения	нефти
Tab.	2.	Range	of	change	in	oil	displacement	coefficient

Диапазон	значений

Минимальный Среднее Максимальный

(1-SWL)-(-0,8537×SWL+0,62)×(1-SWL) (1-SWL)-(-0,8537×SWL+0,7986)×(1-SWL) (1-SWL)-(-0,8537×SWL+0,94)×(1-SWL)
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Р90,	 определялись	 комплексным	 учетом	
различных	 лито-фациальных	 геологических	
моделей,	переменных	матрицы	неопределен-
ностей	(геология,	форма	кривых	ОФП,	прони-
цаемость	аквифера,	концевые	 точки:	KRWR,	
SOWCR,	SOGCR).	Анализ	полученных	резуль-
татов	показал	значительный	разброс	объема	
накопленной	добычи	и	коэффициента	конеч-
ного	 нефтеизвлечения	 при	 варьировании	
фильтрационных	 параметров	 относительно	

базового	варианта	модели	Р50:	от	-70	%	в	ми-
нимальном	варианте	до	+50	%	в	максималь-
ном	(рис.	10).

Максимальный	 накопленный	 отбор	
нефти	 (профиль	 Р10)	 из	 всех	 вариаций	 мо-
дели	 достигается	 за	 счет	 оптимистичного	
сценария	 лито-фациальной	 модели	 пласта	
Р10,	 базового	 сценария	 по	 проницаемости	
пласта,	 пониженного	 значения	 остаточной	
нефтенасыщенности	 (SOWCR),	 повышенной	

проницаемости	аквифера,	пониженной	ОФП	
по	 воде	 при	 остаточной	 нефтенасыщенно-
сти	 (KRWR)	 и	 базовой	 формы	 кривой	 ОФП	
по	нефти.

Расчет	 с	 минимальным	 накопленным	
отбором	 нефти	 (профиль	 Р90)	 получен	 при	
использовании	 пессимистичного	 сценария	
лито-фациальной	 модели	 пласта	 Р90,	 базо-
вого	 сценария	 по	 проницаемости	 пласта,	
повышенного	значения	SOWCR,	базовой	про-
ницаемости	 аквифера,	 повышенной	 KRWR	
и	формы	кривой	ОФП	по	нефти	ниже	базовой.

Таким	 образом,	 на	 основе	 полученных	
множественных	 реализаций	 гидродинами-
ческой	 модели	 проведен	 детальный	 стати-
стический	анализ,	позволяющий	определить	
«коридор»	 возможных	 вариаций	 профиля	
накопленной	 добычи	 нефти	 за	 весь	 период	
эксплуатации	 в	 зависимости	 от	 отклонения	
фактических	значений	основных	параметров	
объекта	 от	 принятых	 в	 проектной	 докумен-
тации.	 Использованный	 подход	 детального	
лито-фациального	моделирования	 позволил	
увеличить	 показатели	 прогнозной	 добычи	
по	пласту	А,	 накопленная	нефть	по	базовой	
реализации	 выше	 утвержденного	 уровня	
на	24,3	%.	Бурение	эксплуатационных	сква-
жин,	 запланированное	 на	 2025	 г.,	 позволит	
подтвердить	 выводы	 по	 концептуальному	
строению	пласта	[4].

Для	 достижения	 проектного	 профиля	
добычи	 при	 существенном	 отклонении	фак-
тического	строения	пласта	от	принятого	в	ба-
зовом	варианте	Р50	на	последнем	этапе	опти-
мизации	 проектных	 решений	 был	 выполнен	
итерационный	 автоматизированный	 подбор	
траекторий	горизонтальных	скважин	на	вари-
антах	модели	Р10	и	Р90.	Производительность	
проектных	скважин	в	итоге	остается	практи-
чески	на	одном	уровне,	независимо	от	степе-
ни	 близости	 свойств	 моделируемого	 пласта	
с	базовым	(утвержденным)	вариантом	Р50.	

Поиск	оптимальных	траекторий	скважин	

для	минимизации	влияния	выявленных	

неопределенностей	на	профиль	добычи	

(этап	3)

На	 третьем	 этапе	 данной	 работы	 был	
проведен	дополнительный	анализ	проектных	

Рис.	9.	Торнадо-диаграмма,	описывающая	влияние	параметров	неопределенности	
на	профиль	добычи	нефти
Fig.	9.	Tornado-plot,	describing	influence	of	uncertainty	parameters	on	oil	production	profile

Рис.	8.	Сводный	график	коэффициента	нефтеизвлечения
Fig.	8.	Summary	plot	of	oil	recovery	factor

Рис.	10.	Вероятностная	оценка	коэффициента	нефтеизвлечения	за	прогнозный	период
Fig.	10.	Probabilistic	estimation	of	oil	recovery	factor	due	to	forecast	period

Рис.	11.	Карта	проводимости	КН	из	модели	
Р50
Fig.	11.	Map	of	conductivity	KH	from	the	P50	
model
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решений	 с	 целью	 выявления	 возможности	
сохранения	и	улучшения	показателей	работы	
проектных	 скважин	 в	 случае	 существенного	
отклонения	фактических	параметров	пласта	
от	модельных	расчетов.

Для	 этого	 на	 вариантах	 Р10,	 Р50,	 Р90	
гидродинамической	 модели		 пласта	 А	 был	
выполнен	автоматический	подбор	оптималь-
ных	 траекторий	 проектных	 горизонтальных	
скважин.	 Алгоритм	 расчета	 детально	 изло-
жен	 в	 статье	 Society	 of	 Petroleum	 Engineers	
SPE206574	[4,	5].

Прогнозный	расчет	добычи	нефти	в	дан-
ной	работе	 выполнен	 для	 трех	 горизонталь-
ных	 эксплуатационных	 скважин	 и	 одной	
наклонно-направленной.	 Расположение	
скважин	и	профиль	траекторий	горизонталь-
ной	секции	были	выбраны	исходя	из	утверж-
денных	проектных	документов	и	рассматри-
вались	 в	 качестве	 эталонного	 варианта	 для	
последующего	сопоставления	с	наилучшими	
расчетами	автоматизированного	алгоритма.	
За	 успешное	 решение	 задачи	 оптимизации	
принимается	 вариант	 траектории	 с	 лучши-
ми	 технологическими	 показателями	 работы	
скважин	 относительно	 утвержденных	 в	 про-
екте	разработки	месторождения.	При	поиске	
оптимальной	 траектории	варьируются	пара-
метры	горизонтальной	секции	(зенитный	угол,	
отход	от	вертикали,	профиль	скважины	и	т.д.).	
Длина	горизонтальной	секции	во	всех	вари-
антах	одинакова	[6,	7].

Необходимым	 дополнительным	 услови-
ем	 решения	 задачи	 оптимизации	 бурения	
горизонтальных	 скважин	 на	 основе	 много-
вариантной	 модели	 пласта	 является	 дости-
жение	максимально	 возможной	 сходимости	
профилей	накопленной	добычи	по	ключевым	
реализациям	 модели	 P10,	 P50,	 P90.	 Выпол-
нение	данного	условия	возможно	только	при	
заложении	проектной	скважины	на	участках	
месторождения	 с	 высокой	 степенью	 одно-
значности	 (определенности)	 модели	 пласта.	
Скважины,	 удовлетворяющее	 данному	 ус-
ловию,	 бурятся	 в	 первую	 очередь.	 Если	 на-
копленная	 добыча	 по	 проектной	 скважине	
в	разновероятных	моделях	пласта	имеет	 су-
щественные	отличия,	это	говорит	о	высокой	
степени	 неопределенности	 модели	 на	 вы-
бранном	участке	и	недостаточной	изученно-
сти	 объекта.	 Для	 более	 уверенного	 обосно-
вания	таких	скважин	необходимы	результаты	
бурения	 первоочередных	 скважин	 либо	 вы-
полнение	дополнительных	уточняющих	стро-
ение	и	свойства	пласта	исследований	[8].

Далее	описан	анализ	результатов	работы	
оптимизационного	 алгоритма	 на	 трех	 вари-
антах	 гидродинамической	 модели	 пласта	 А.	
На	 рисунках	 11–13	 выполнено	 сравнение	
утвержденного	 в	 проектной	 документации	
на	разработку	варианта	расположения	трех	ГС	
в	пласте	с	вариантом,	выбранным	автомати-
зированным	 алгоритмом	 в	 качестве	 наибо-
лее	оптимального.

В	 результате	 использования	 оптимиза-
ционного	алгоритма	удалось	получить	новое	
положение	 траекторий	 проектных	 скважин	
(разворот	горизонтальных	секций	скважин	Р3	
и	 Р4),	 обеспечивающее	 максимально	 воз-
можную	 прогнозную	 накопленную	 добычу	
и	 увеличение	 КИН.	 Первоначально	 оптими-
зационный	 алгоритм	 запускался	 на	 модели	
пласта	 Р50.	 Для	 оценки	 устойчивости	 полу-
ченного	 решения	 к	 геологическим	 неопре-
деленностям	 такой	 же	 итерационный	 поиск	
оптимальных	траекторий	скважин	был	выпол-
нен	на	вариантах	модели	P10	и	P90.

На	рисунках	 14–16	 приведен	 анализ	ре-
зультатов	поиска	траекторий	в	оптимистичном	

Рис.	13.	Показатели	КИН	вариантов	разбуривания	на	модели	Р50
Fig.	13.	Data	of	oil	recovery	factor	for	different	variants	of	drilling	on	the	P50	mode

Рис.	12.	Многовариантный	расчет	траекторий	на	гидродинамической	модели	Р50
Fig.	12.	Multivariate	calculations	of	well	trajectories	on	the	P50	reservoir	simulation	model

Рис.	14.	Карта	проводимости	КН	из	модели	Р10	—	а;	модели	P90	—	б
Fig.	14.	Map	of	conductivity	KH	from	the	P10	model	–	а;	P90	model	–	б
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варианте	модели	пласта	Р10	с	максимальны-
ми	запасами,	а	 также	в	пессимистичном	ва-
рианте	модели	Р90	с	уменьшенной	площадью	
залежи	и	сниженными	объемами	начальных	
геологических	запасов.	Таким	образом,	была	
выполнена	проверка	чувствительности	опти-
мизированных	 траекторий	 проектных	 сква-
жин	на	моделях	Р10,	Р50	и	Р90	с	целью	выяв-
ления	наиболее	«уверенных»	траекторий	для	
первоочередного	 бурения.	 Было	 установле-
но,	в	частности,	что	в	оптимистичном	вариан-
те	модели	пласта	P10	изменение	траекторий	
всех	 трех	 скважин	 приведет	 к	 увеличению	
охвата	зон	дренирования	и	получению	допол-
нительной	добычи	нефти.	Конечный	прогноз-
ный	КИН	в	этом	случае	будет	примерно	на	7	%	
выше	утвержденного.

В	случае	значительного	ухудшения	пара-
метров	 залежи	 (вариант	 модели	 Р90),	 одну	
ГС,	 наиболее	 рискованную,	 рекомендуется	
исключить	 из	 плана	 бурения.	 При	 этом	 две	
оставшиеся	 скважины	 могут	 обеспечить	 до-
стижение	проектного	КИН.	Профиль	добычи	
по	 оптимизированному	 варианту	 бурения	
превышает	 исходный	 базовый	 уровень	 для	
данного	варианта	модели.

Анализ	результатов	сопоставления	траек-
торий	бурения	по	трем	разновероятным	ГДМ	
пласта	 (Р10,	Р50,	Р90)	и	выбор	очередности	
бурения:
•	 Оптимальное	решение	положения	новых	

скважин	найдено	на	наиболее	вероятной	
модели	пласта	P50	и	подтверждено	анали-
зом	чувствительности	на	моделях	P10,	P90.	
Выполненный	 автоматизированный	 под-
бор	 траекторий	 скважин	 на	 Р50	 пока-
зал	 высокую	 сходимость	 утвержденной	
и	алгоритмической	расстановки	скважин	
и	близкие	значения	конечного	КИН.	

•	 Использование	автоматизированного	ал-
горитма	 подбора	 траекторий	 ГС	 на	 трех	
вариантах	 развития	 песчаных	 линз	 Р50,	
Р10,	 Р90	 показало,	 что	 направление	 бу-
рения	 оптимальных	 скважин	 зависит	
от	 фактического	 строения	 пласта.	 Наи-
более	 устойчиво	 решение	 по	 проводке	
скважины	Р3	в	центре	залежи.	Наименее	
устойчиво	 решение	 по	 расположению	
скважины	Р4	в	краевой	части	залежи.	При	
уменьшении	 площади	 залежи	 (вариант	
раздельных	 линз	 P90)	 скважина	 должна	
быть	отменена.	

•	 Порядок	бурения	скважин:	первой	бурит-
ся	 скважина	 Р3,	 находящаяся	 в	 центре	
залежи,	далее	бурится	Р2	на	западе,	ре-
шение	по	бурению	скважины	Р4	на	восто-
ке	 принимается	 по	 результатам	бурения	
скважин	P3,	P2	(рис.	11,	14).

Итоги

Авторами	 статьи	 представлено	 техническое	
решение	 задачи	 оптимизации	 и	 повышения	

уровня	проработки	проектных	решений	в	ус-
ловиях	 высокого	 уровня	 неопределенности	
геологических	параметров	на	новых	активах	
ПАО	«НК	«Роснефть».

Выводы	

Внедрение	 предлагаемого	 подхода	 по	 обо-
снованию	 оптимальных	 траекторий	 гори-
зонтальных	 скважин	 на	 основе	 многовари-
антной	 геолого-гидродинамической	 оценки	
позволит:
•	 повысить	 степень	 успешности	 бурения	

и	показатели	работы	новых	скважин;
•	 существенно	сократить	расходы	на	буре-

ние	 рискованных,	 недостаточно	 обосно-
ванных	горизонтальных	скважин;

•	 сократить	 трудозатраты	на	расчет	и	ана-
лиз	большого	количества	реализаций	ги-
дродинамических	 моделей	 и	 схем	 раз-
мещения	 проектных	 скважин.	 При	 этом	
достигается	 максимальный	 учет	 всех	
возможных	 нюансов	 в	 строении	 пласта	
и	 конструктивных	 решениях	 проектных	
скважин.

Результаты	данной	работы	учтены	в	рейтинге	
бурения.	 Ожидается	 утверждение	 оконча-
тельных	проектов	на	бурение	Заказчиком.

Литература	

1.	 Геологическое	моделирование	
прибрежно-морских	отложений	

Рис.	16.	Показатели	КИН	вариантов	Р10	—	а;	P90	—	б
Fig.	16.	Data	of	oil	recovery	factor	for	different	variants	of	drilling	on	the	P10	model	–	а;	P90	–	б

Рис.	15.	Многовариантный	расчет	траекторий	на	модели	Р10	—	а;	P90	—	б
Fig.	15.	Multivariate	calculations	of	well	trajectories	on	the	P10	reservoir	simulation	model	–	а;	P90	–	б
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Results

Authors	 of	 the	 article	 have	 presented	 example	 of	 the	 successful	
well	 planning	 optimization	 task	 solution	 which	 must	 lead	 to	 total	 oil	
production	from	new	wells	increasing	and	minimization	of	geological	and	
technological	 risk	 and	 uncertainties	 influence	 on	 operation	 efficiency.	
Given	 methodology	 can	 be	 deployed	 at	 the	 new	 assets	 with	 high	
geological	uncertainty	conditions	at	the	area	of	“Rosneft	Oil	Company”	
PJSC	operation.

Conclusions

Implementation	 of	 suggested	 approach	 to	 optimal	 well	 placement	
justification	at	the	basis	of	 the	multivariate	reservoir	simulation	model	
allows	to:

•	 enhance	the	rate	of	successful	well	drilling	and	 improve	new	wells	
operating	parameters;

•	 dramatically	reduce	the	cost	of	new	not	completely	justified	horizontal	
wells	drilling;

•	 decrease	 the	 labor	 cost	 for	 field	 development	 planning	 project	
completion	 and	 reduce	 the	 number	 of	 simulation	 runs	 for	 well	
placement	 analysis.	 With	 the	 use	 of	 suggested	 approach	 the	
unlimited	 number	 of	 variants	 reflecting	 the	 uttermost	 nuances	
in	reservoir	structure	and	wellbore	profile	design	can	be	analyzed.

The	 results	 of	 given	 project	 has	 been	 considered	 in	 drilling	 ranking	
list.	The	final	well	drilling	project	is	currently	at	the	operation	company	
approval	stage.
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Abstract
Hydrodynamic	modeling	of	a	unique	oil	field	located	in	Western	Siberia	requires	extremely	high	competencies	from	specialists,	high	labor	costs	

for	preparing	initial	information	and	adapting	models.	This	is	not	acceptable	for	solving	operational	production	tasks	of	development	monitoring,	

since	such	fields	have	a	 long	history,	a	huge	well	stock,	which	significantly	complicates	 the	modelling	process,	and	as	a	 result,	calculations	

on	the	cluster	take	up	to	seven	days.	One	of	the	options	for	modeling	such	deposits	is	the	use	of	simplified	hydrodynamic	models	that	offset	the	

disadvantages	of	previous	methods.	The	main	essence	of	the	approach	is	the	maximum	enlargement	of	model	cells	by	section	(one	pack	in	a	layer	

is	one	layer).	The	paper	describes	the	principles	of	construction,	adaptation	and	application	of	simplified	hydrodynamic	models	for	two	objects	

of	the	deposit.	The	existing	problems	of	simplified	hydrodynamic	modeling	and	recommendations	for	their	further	solution	are	presented.

Materials	and	methods

Analysis	of	the	tools	for	modeling	the	studied	field.	Construction	of	
the	geological	basis	of	simplified	hydrodynamic	models,	setting	the	
properties	of	the	formation	and	fluids,	loading	field	data	on	wells.	
Adaptation	and	application	of	simplified	(single-layer)	hydrodynamic	
models.

Keywords

Western	Siberia,	a	unique	oil	field,	BV8,	BV10	formations,	simplified	
hydrodynamic	modeling,	single-layer	hydrodynamic	model
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Аннотация
Гидродинамическое	моделирование	уникальных	по	запасам	нефтяных	месторождений	с	длительной	историей	разработки	

требует	 крайне	 высоких	 компетенций	 от	 специалистов,	 высоких	 трудозатрат	 на	 подготовку	 исходной	 информации	

и	адаптацию	моделей,	что	создает	трудности	для	решения	оперативных	производственных	задач	мониторинга	разработки.	

Одним	 из	 вариантов	 к	 моделированию	 таких	 месторождений	 является	 применение	 упрощенных	 гидродинамических	

моделей,	 которые	 нивелируют	 недостатки	 предыдущих	методов.	 Основная	 суть	 подхода	—	максимальное	 укрупнение	

ячеек	моделей	по	разрезу	 (одна	пачка	в	пласте	—	один	слой).	В	работе	описываются	принципы	построения,	адаптации	

и	применения	упрощенных	гидродинамических	моделей	по	двум	объектам	одного	из	месторождений	Западной	Сибири.	

Приводятся	существующие	проблемы	упрощенного	гидродинамического	моделирования	и	рекомендации	по	дальнейшему	

их	решению.

Материалы	и	методы

Анализ	инструментария	по	моделированию	исследуемого	
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гидродинамических	моделей,	задание	свойств	пласта	и	флюидов,	
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применение	упрощенных	(однослойных)	гидродинамических	
моделей.	
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Введение

Гидродинамическое	 моделирование	
нефтяных	 месторождений	 —	 один	 из	 ос-
новных	инструментов	разработчика	пласта,	
направленный	 на	 прогнозирование	 пото-
ков	флюидов	через	пористую	среду	посред-
ством	 гидродинамических	 симуляторов.	
Основное	 предназначение	—	 обеспечение	
возможности	 физически	 содержательно-
го	 анализа	 и	 проектирования	 разработки	
на	долгосрочную	перспективу,	обеспечение	
возможности	 принятия	 адресных	 решений	
по	сопровождению	разработки	на	ближай-
шую	перспективу.

Нефтяные	пласты	представляются	в	виде	
гидродинамических	 моделей	 (ГДМ),	 состоя-
щих	из	большого	количества	ячеек.	ГДМ	соз-
даются	с	использованием	программного	обе-
спечения	—	гидродинамических	симуляторов	
(РН-КИМ,	tNavigator,	Eclipse	и	др.).

Предпосылки	создания	упрощенных	ГДМ	

Объектом	исследования	являются	пласты	
одного	из	месторождений	Западной	Сибири.	
Рассматриваемое	 месторождение	 в	 настоя-
щее	время	в	разработке	находится	более	55	лет,	
имеет	 уникальные	 размеры	 по	 площади	
и	 разрезу	 —	 3	 тыс.	 км2,	 этаж	 нефтеносно-
сти	 составляет	 около	 2	 км.	 Фонд	 скважин,	
перебывавших	 в	 добыче,	 насчитывает	
более	 21	 тыс.	 единиц,	 часть	 из	 которых	 со-
вместно	разрабатывает	несколько	пластов.

Соответственно,	 длительная	 история	
разработки	месторождения,	огромный	фонд	
пробуренных	скважин,	уникальные	размеры	
залежей	 не	 позволяют	 применять	 стандарт-
ные	подходы	к	гидродинамическому	модели-
рованию	нефтяных	месторождений.

Инструментарий	по	моделированию	

на	месторождении

В	 зависимости	 от	 видов	 производствен-
ных	 задач	 при	 моделировании	 исследуемо-
го	 месторождения	 применяют	 различные	
инструменты,	 включающие:	 Capacitance	
Resistive	Model	(CRM)	(Ариадна)	[1],	аналити-
ческие	модели,	двухмерные	прокси-модели,	
секторные	и	полномасштабные	ГДМ,	нейрон-
ные	сети	(Автобаланс)	[2].

Нейронные	 сети	 и	 модели	 CRM	 на	 теку-
щий	 момент	 хорошо	 решают	 задачи	 регу-
лирования	 и	 определения	 неэффективной	
закачки.	

Аналитические	 модели,	 в	 том	 числе	 мо-
дели	 характеристик	 вытеснения,	 позволяют	
произвести	 оценку	 извлекаемых	 запасов	
по	 объектам,	 выполнить	 анализ	 выработки	
запасов	 по	 динамике	 отбора	 от	 начальных	
извлекаемых	запасов.	Локализация	запасов	
в	классическом	виде	невозможна	ни	по	пло-
щади,	ни	по	разрезу.	В	случае	адресного	рас-
смотрения	 участков	 объекта,	 можно	 опре-
делить	 районы	 с	 не	 вырабатываемыми	
запасами.

Первые	 попытки	 упрощения	 моделиро-
вания	 полномасштабных	 ГДМ	 были	 связа-
ны	 с	 построением	 прокси-моделей.	 Модели	
представляли	собой	набор	двухмерных	карт,	
описанных	 в	 динамике	 для	 каждой	 пачки	
пласта.	 Несмотря	 на	 высокую	 скорость	 сче-
та,	 модели	 имели	 низкую	 прогностическую	
способность,	 вызванную	 ограниченностью	
функционала	 и	 существующими	 неопре-
деленностями	 деления	 добычи	 по	 пачкам.	
Осложняющим	фактором	 применения	 прок-
си-моделирования	являлось	наличие	обшир-
ных	водонефтяных	зон	(ВНЗ).

Наиболее	 универсальный	 подход	 к	 мо-
делированию	месторождения	—	применение	
секторных	и	полномасштабных	ГДМ,	 так	как	
они	 позволяют	 выполнить	 полный	 комплекс	
производственных	задач	[3].

Полномасштабные	 ГДМ	 на	 месторожде-
нии	 обновляются	 при	 подготовке	 проек-
тно-технологической	 документации	 (ПТД)	
с	 периодичностью	 —	 порядка	 одного	 раза	
в	 пять	 лет.	 В	 виду	 значительного	 времени	
счета,	 в	 полномасштабных	 ГДМ	 выполнена	
не	поскважинная	адаптация,	а	групповая,	что	
делает	данные	модели	непригодными	для	за-
дач	мониторинга.

Альтернатива	 –	 использование	 сектор-
ных	 ГДМ,	 которые	в	 настоящее	время	явля-
ются	 основным	 инструментом	 для	 сопрово-
ждения	 бурения.	 Преимуществом	 данного	
подхода	 является	 оперативное	 обновление	

Табл.	1.	Сведения	о	времени	счета,	покрытии,	актуализации	секторных	
и	полномасштабных	ГДМ	по	пластам	исследуемого	месторождения
Tab.	1.	Information	on	the	time	of	calculation,	coverage,	updating	of	sectoral	and	full-scale	
hydrodynamic	models	for	the	formations	of	the	studied	field	

Объекты Секторные	ГДМ Полномасштабные	ГДМ	(ПТД)

время	
расчета

покрытие актуальность время	
расчета

покрытие актуальность

АВ1-5 до	3	часов 86	% 2022	г. до	7	суток 100	% 01.01.2023

БВ8 до	3	часов 68	% 2022	г. до	3	суток 100	% 01.01.2023

БВ10 до	3	часов 66	% 2015–2019	гг. до	1	суток 100	% 01.01.2023

Ач до	3	часов 7	% 2019	г. до	1	суток 100	% 01.01.2023

ЮВ1 до	3	часов 39	% 2015–2019	гг. до	1	суток 100	% 01.01.2023

Рис.	1.	Двухслойное	представление	пласта	
(горизонтальный	ВНК)
Fig.	1.	Two-layer	representation	of	the	formation	
(horizontal	oil-water	contact)

Рис.	3.	Схема	послойного	моделирования	объекта	БВ10
Fig.	3.	The	scheme	of	layered	modeling	of	the	BV10	object

Рис.	2.	Схема	послойного	моделирования	объекта	БВ8
Fig.	2.	The	scheme	of	layered	modeling	of	the	BV8	object
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за	счет	небольшого	количества	скважин.	При	
этом	основным	недостатком	является	то,	что	
сектора	ограничены	по	площади,	т.е.	нельзя	
выполнить	 полноценный	 прогноз	 по	 всему	
пласту	 и	 нет	 возможности	 построения	 пол-
номасштабных	карт.	Затрудняет	применение	
секторного	моделирования	неполное	покры-
тие	секторами,	а	также	разная	степень	акту-
альности	моделей	(табл.	1).	

Для	 нивелирования	 недостатков	 выше-
описанных	 подходов	 предлагается	 приме-
нение	 упрощенного	 гидродинамического	
моделирования.

Принцип	построения	и	адаптация	

упрощенных	ГДМ	

Упрощенная	 ГДМ	 представляет	 собой	
полномасштабную,	 единую	 модель	 эксплуа-
тационного	объекта.	В	настоящее	время	по-
строено	две	упрощенные	ГДМ	—	для	 группы	
пластов	БВ8	(БВ8

0	и	БВ8
1-3)	и	БВ10	(БВ10

0	и	БВ10
1-2).	

В	моделях	охватываются	весь	фонд	скважин	
и	 весь	период	 эксплуатации.	Каждая	пачка	
в	упрощенных	ГДМ	представлена	в	виде	двух	
слоев,	один	из	которых	полностью	нефтена-
сыщенный,	 другой	 водонасыщенный.	 Оба	
слоя	 обрезаны	 (нулевой	 песчанистостью)	
по	 контору	 водонефтяного	 контакта	 (ВНК):	
нефтенасыщенный	 сверху,	 водонасыщен-
ный	 снизу.	 При	 моделировании	 использо-
вался	 горизонтальный	ВНК,	 для	 выделения	
чистонефтяной	 зоны	 (ЧНЗ)	 и	 ВНЗ	 (рис.	 1).	
Необходимость	 разделения	 нефти	 и	 воды	
в	 отдельные	 слои	 вызвана	 следующими	
факторами:
•	 наличие	 обширных	 ВНЗ	 моделируемых	

пластов;
•	 нефизичная	концентрация	остаточных	за-

пасов	в	приконтурных	областях	однослой-
ных	моделей;

•	 большой	 фонд	 фактических	 скважин	
с	 горизонтальным	окончанием	для	адап-
тации	 исторических	 показателей	 (подтя-
гивание	ВНК).
Упрощенная	 ГДМ	 объекта	 БВ8	 содержит	

пять	нефтяных	(БВ8
0-1,	БВ8

0-2,	БВ8
0-3	и	БВ8

1-2,	БВ8
3),	

шесть	 водоносных	 и	 пять	 глинистых	
слоев	 (рис.	 2).	 Упрощенная	 ГДМ	 объекта	
БВ10	—	два	нефтяных	 (БВ10

0	и	БВ10
1-2),	 три	во-

доносных	и	два	глинистых	слоев	(рис.	3).	Для	
адаптации	обводненности	в	упрощенных	ГДМ	
были	 предусмотрены	 фиктивные	 водонасы-
щенные	слои.

При	 задании	 свойств	 пласта	 и	 флюидов	
используется	модель	Black	Oil,	расчет	значе-
ний	концевых	точек	относительных	фазовых	
проницаемостей	 (ОФП)	 производится	 в	 ка-
ждой	ячейке	по	 зависимостям	из	полномас-
штабной	 ГДМ,	 PVT	 свойства	нефти	 задаются	
в	 виде	 зависимостей	 от	 давления,	 также	
встроена	 возможность	 использования	 раз-
ных	типов	аквифера.

Промысловые	 данные	 по	 скважинам	
представляют	 собой	 выгрузку	 из	 базы	 дан-
ных,	которая	включает:
•	 траектории	скважин;
•	 интервалы	перфорации;
•	 сведения	 о	 гидравлическом	 разрыве	

пласта	(ГРП);
•	 данные	 месячных	 эксплуатационных	

рапортов;
•	 учет	 заколонных	 циркуляций	 и	 негерме-

тичностей	эксплуатационных	колонн;
•	 сведения	 о	 геолого-технических	 меро-

приятиях	(ГТМ).
При	анализе	входных	данных	проводится	

проверка	и	при	необходимости	их	корректи-
ровка.	Размеры	ячеек	в	направлениях	X	и	Y	

Рис.	5.	Текущие	результаты	адаптации	по	объекту	БВ10:	а	—	зависимости	дебита	
жидкости	и	накопленной	добычи	жидкости,	б	—	зависимости	дебита	нефти	
и	накопленной	добычи	нефти
Fig.	5.	Current	results	of	adaptation	for	the	BV10	facility:	a	–	dependences	of	liquid	flow	rate	and	
accumulated	liquid	production,	б	–	dependences	of	oil	flow	rate	and	accumulated	oil	production

Рис.	4.	Текущие	результаты	адаптации	по	объекту	БВ8:	а	—	зависимости	дебита	
жидкости	и	накопленной	добычи	жидкости,	б	—	зависимости	дебита	нефти	
и	накопленной	добычи	нефти
Fig.	4.	Current	results	of	adaptation	for	the	BV8	facility:	a	–	dependences	of	liquid	flow	rate	and	
accumulated	liquid	production,	б	–	dependences	of	oil	flow	rate	and	accumulated	oil	production

Табл.	2.	Сравнение	расчетных	накопленных	показателей	по	упрощенным	ГДМ	
от	фактических	значений
Tab.	2.	Comparison	of	calculated	accumulated	indicators	based	on	simplified	hydrodynamic	
models	from	actual	values

Параметр БВ8 БВ10
Отклонение,	% Отклонение,	%

Накопленная	добыча	нефти,	тыс.	м3 -1,6 1,3

Накопленная	добыча	жидкости,	тыс.	м3 -0,6 -0,2

Накопленная	закачка	воды,	тыс.	м3 -4,7 -14,9
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Рис.	6.	Кроссплоты	адаптации	накопленной	добычи	нефти	по	скважинам	объектов	БВ8	
и	БВ10
Fig.	6.	Cross-plots	of	adaptation	of	accumulated	oil	production	from	wells	of	BV8	and	BV10	
facilities

Табл.	3.	Отклонение	накопленной	добычи	
нефти	по	скважинам	объектов	БВ8	и	БВ10
Tab.	3.	Deviation	of	accumulated	oil	production	
from	wells	of	BV8	and	BV10	facilities

Процент	накопленной	
добычи	нефти	по	скважинам

БВ8 БВ10

С	погрешностью	
адаптации	<20	%

62 57

С	погрешностью	
адаптации	<30	%

76 69

С	погрешностью	
адаптации	<40	%

82 78

С	погрешностью	
адаптации	<50	%

87 84

Рис.	7.	Отклонение	запускной	обводненности	по	ВНС
Fig.	7.	Deviation	of	the	starting	water	level	for	the	commissioning	of	new	wells

Рис.	8.	Распределение	отклонения	
по	обводненности	скважин	от	ВНС
Fig.	8.	Distribution	of	the	deviation	in	the	water	
content	of	wells	from	the	introduction	of	new	
wells

в	упрощенных	ГДМ	приняты	100	метров,	ана-
логично	предыдущим	подходам.

После	проверки	входных	данных	прово-
дится	интегральная	адаптация:
•	 подбор	 оптимальных	 значений	 па-

раметров	 законтурного	 водоносного	
горизонта;

•	 ограничение	 уровней	 закачки	 системы	
поддержания	пластового	давления	(ППД)	
в	соответствии	с	забойным	давлением;

•	 подбор	оптимальных	значений	проницае-
мости,	насыщенности;

•	 подбор	 оптимальных	 значений	 верти-
кальной	анизотропии	проницаемости;

•	 подбор	 оптимальных	 значений	 ОФП:	
изменение	 формы	 ОФП,	 изменение	

зависимостей,	модифицированных	ОФП.
На	данном	этапе	выполнялся	контроль	

расхождения	 годовой	 и	 накопленной	 до-
бычи	жидкости	и	закачки	воды	по	скважи-
нам,	соответствия	модельного	тренда	пла-
стового	давления	фактическому	(рис.	4,	5,	
табл.	2).

После	проведения	интегральной	адапта-
ции	в	целом	по	объекту,	 следующим	этапом	
является	 поскважинная	 адаптация,	 в	 кото-
рой	применялись	следующие	корректировки	
в	упрощенных	ГДМ:	
•	 локальное	изменение	проницаемости;
•	 локальное	изменение	нефтенасыщен-

ности;
•	 локальное	 изменение	 вертикальной	

анизотропии	проницаемости;
•	 локальное	 изменение	 модифицирован-

ных	ОФП;
•	 корректировка	параметров	ГРП;
•	 учет	 несовершенства	 скважины	

(скин-фактор).
На	 данном	 этапе	 выполнялся	 контроль	

расхождения	 годовой	 и	 накопленной	 добы-
чи	жидкости,	нефти	и	закачки	воды	по	сква-
жинам;	 анализировались	 кросс-плоты	 пла-
стового	 давления,	 забойного	 давления,	
накопленной	добычи	нефти	и	текущей	добычи	
нефти	(рис.	6,	табл.	3).

На	 текущий	момент	 уровень	 поскважин-
ной	 адаптации	 составляет	 около	 60	 %.	 Для	
адаптации	40	%	скважин,	из	числа	ненастро-
енных	на	объекте	БВ8,	необходимо	провести	
обновление	геологической	основы	упрощен-
ной	модели.	

Итогом	 моделирования	 является	 полу-
чение	карт	основных	динамических	параме-
тров,	 позволяющих	 выполнить	 комплексный	
анализ	наличия	зон	локализации	остаточных	
запасов	 (ЛОЗ).	 Полученные	 результаты	 ис-
пользовались	 для	 принятия	 решения	 о	 рас-
смотрении	зоны	ЛОЗ	для	проведения	ГТМ.

Сопоставление	запускной	обводненности	

ввода	новых	скважин	(ВНС)	в	2023	г.

По	 пластам	 БВ8	 хорошая	 корреляция	
отмечается	 для	 зон	 уплотняющего	 бурения	
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с	 адаптированным	 окружающим	 фондом,	
по	 объекту	 БВ10	 —	 удовлетворительная	
сходимость,	 в	 том	 числе	 по	 краевым	
зонам	(рис.	7,	8,	9).

Сравнение	функционала	упрощенных	ГДМ	

с	предыдущими	подходами

Упрощенные	ГДМ	обладают	наибольшим	
функционалом,	по	сравнению	с	прокси-моде-
лированием	(табл.	4).

Однослойные	 ГДМ	 позволят	 выпол-
нить	 оперативные	 задачи	 и	 стратегиче-
ские	 расчеты	 в	 целом	 по	 объекту	 по	 срав-
нению	 с	 полномасштабным	 и	 секторным	
моделированием	(табл.	5).

Несмотря	на	преимущества,	упрощенные	
ГДМ	имеют	ряд	недостатков,	вызванных	низ-
кой	детализацией	по	разрезу	и	неточностью	
структурного	каркаса,	построенного	по	опор-
ному	 фонду	 наклонно-направленных	 сква-
жин	без	учета	результатов	бурения	горизон-
тальных	скважин.	

Данные	 факторы	 сопровождаются	
в	 проблеме	 адаптации	 истории	 —	 забойно-
го	 давления	 и	 накопленной	 добычи	 нефти	
(погрешность	более	20	%).	Зоны	ЛОЗ	не	всег-
да	согласуются	с	результатами	эксплуатации	
фактических	 скважин,	 также	 наблюдается	
не	подтверждение	запускной	обводненности	
по	 скважинам,	 пробуренным	 в	 изолирован-
ные	ЦИ	в	пределах	пачек.

Табл.	4.	Сопоставление	функционала	прокси-моделей	и	упрощенных	ГДМ	применительно	для	пластов	исследуемого	месторождения
Tab.	4.	Comparison	of	the	functionality	of	proxy	models	and	simplified	GDMS	applied	to	the	formations	of	the	studied	field	

Параметры Прокси-модель Упрощенная	модель

Примечание возможность	
моделирования

Примечание возможность	
моделирования

Учет	зарезок	бокового	ствола	(ЗБС)	
с	других	пластов/объектов

фиктивными	
скважинами	
в	неудобном	формате

нет учитываются	все	скважины	и	ЗБС да

Моделирование	залежей	с	газовой	
шапкой	и	залежей	с	обширной	ВНЗ

функционал	
не	предусмотрен

нет возможно	при	помощи	задания	
дополнительного	газо/
водонасыщенного	слоя

да

Моделирование	многостадийного	
гидроразрыва	пласта	
в	горизонтальных	скважинах	(ГС),	
неполное	вскрытие,	уход	трещины	
гидроразрыва	в	нижележащий	пласт

ГС	моделируется	как	
трещина

нет моделируется	с	учетом	
фактической	проводки	скважины	
и	параметров	трещины

да

Стабильность	работы	ПО Зависимость	
от	состояния	сети	
для	обмена	данными	
с	базы	данных	

нет Стабильно	 да

Время	расчета	одной	итерации,	мин 520 100

Табл.	5.	Основные	возможности,	достоинства	и	недостатки	упрощенных,	секторных	и	полномасштабных	ГДМ
Tab.	5.	The	main	features,	advantages	and	disadvantages	of	simplified,	sectoral	and	full-scale	hydrodynamic	models

Упрощенные	(однослойные)	ГДМ Секторные	ГДМ Полномасштабные	ГДМ	(ПТД)

Основные	
возможности

•	Стратегические	расчеты	в	целом	по	объекту	
•	Оперативные	расчеты

•	Сопровождение	бурения	
•	Оперативные	расчеты

•	Расчет	профиля	добычи	
на	прогноз	

•	Оценка	выработки	запасов

Достоинства •	Незначительное	время	расчета	
•	Получение	полномасштабных	карт
•	Поскважинная	адаптация

Незначительное	время	расчета	
Расчёты	отдельных	скважин	
Поскважинная	адаптация

100	%	покрытия

Недостатки Ошибки	в	распределении	текущих	остаточных	
запасов	Ошибки	в	распределении	коллектора	
и	модели	начального	насыщения	Проблема	
с	адаптацией	скважин,	вскрывающих	изолированные	
целевые	интервалы	(ЦИ)	в	пределах	пачек	Единый	
коэффициент	нефтенасыщенности	по	разрезу

•	Ограниченность	по	площади	
•	Ошибки	краевых	эффектов

•	Значительное	время	расчета	
•	Групповая	адаптация

Рис.	9.	Сведения	по	отклонению	обводненности	ВНС	в	зависимости	от	расположения	
скважин
Fig.	9.	Information	on	the	deviation	of	the	water	content	of	new	wells	depending	on	the	location	
of	wells
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Results

Modeling	 the	 unique	 oil	 field	 under	 consideration	 is	 a	 non-trivial	 task	
due	to	the	long	history	of	development,	the	huge	stock	of	drilled	wells,	
and	the	unique	sizes	of	the	deposits.	Standard	full-scale	GDMs	are	not	
applicable	for	monitoring	tasks.
Existing	 other	 modeling	 approaches	 are	 not	 capable	 of	 performing	
the	 entire	 list	 of	 production	 tasks,	 which	 is	 why	 a	 new	 approach	was	
proposed	-	the	use	of	simplified	GDMs.
In	 simplified	 GDMs,	 each	 pack	 is	 modeled	 as	 a	 separate	 layer	 with	
averaged	parameters	from	the	full-scale	GDM.	According	to	the	proposed	
concept,	single-layer	GDMs	are	designed	to	 identify	LOS	zones	by	area	
with	 detailing,	 if	 necessary,	 on	 sector	 models,	 as	 well	 as	 to	 perform	
full-scale	 calculations	 within	 the	 framework	 of	 various	 design	 tasks	

(calculations	of	predicted	production	levels	for	facilities,	assessment	of	
the	RPM	system,	etc.).

Conclusions

Simplified	GDMs	 are	 a	 good	 alternative	 to	 full-scale	 and	 sector	 GDMs	
due	to	the	availability	of	the	functionality	necessary	to	solve	production	
problems.	However,	at	present,	during	the	modeling	of	single-layer	GDM,	
problems	have	arisen	in	history	adaptation,	reproduction	of	LZ	zones,	and	
solving	some	production	problems	due	to	the	inaccuracy	of	the	structural	
framework	and	low	detailing	along	the	section.	In	the	future,	to	eliminate	
the	shortcomings,	 it	 is	planned	to	reconstruct	the	structural	framework	
and	study	the	effect	of	increasing	the	number	of	layers	vertically	on	the	
modeling	results	and	the	calculation	time	of	the	models.
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С	 целью	 нивелирования	 выявленных	
ограничений	 требуется	 перестроение	 струк-
турного	 каркаса	 и	 исследование	 влияния	
увеличения	 количества	 слоев	 по	 вертикали	
на	результаты	моделирования	и	время	счета	
моделей.

Итоги

Моделирование	 рассматриваемого	 уникаль-
ного	 нефтяного	 месторождения	 является	
нетривиальной	 задачей	 в	 виду	 длительной	
истории	 разработки,	 огромного	 фонда	 про-
буренных	 скважин,	 уникальных	 размеров	
залежей.	 Стандартные	 полномасштабные	
ГДМ	оказываются	не	применимыми	для	задач	
мониторинга.
Существующие	другие	подходы	моделирова-
ния	 не	 способны	 выполнить	 весь	 перечень	
производственных	 задач,	 в	 виду	 чего	 был	
предложен	новых	подход	–	применение	упро-
щенных	ГДМ.
В	 упрощенных	 ГДМ	 каждая	 пачка	 модели-
руется	 как	 отдельный	 слой	 с	 осредненными	

параметрами	 из	 полномасштабной	 ГДМ.	 Со-
гласно	 предлагаемой	 концепции,	 однослой-
ные	 ГДМ	предназначены	для	 выявления	 зон	
ЛОЗ	по	площади	с	детализацией,	в	случае	не-
обходимости,	на	секторных	моделях,	а	также	
для	 выполнения	 полномасштабных	расчётов	
в	 рамках	 различных	 задач	 проектирования	
(расчёты	прогнозных	уровней	добычи	по	объ-
ектам,	оценка	системы	ППД	и	т.п.).

Выводы

Упрощенные	ГДМ	являются	хорошей	альтер-
нативой	 для	 полномасштабных	 и	 секторных	
ГДМ	в	виду	наличия	функционала,	необходи-
мого	 для	 решения	 производственных	 задач.	
Однако	в	настоящий	момент	в	 ходе	модели-
рования	однослойных	ГДМ	возникли	пробле-
мы	 в	 адаптации	 истории,	 воспроизведении	
зон	ЛОЗ,	решении	некоторых	производствен-
ных	 задач	 из-за	 неточности	 структурного	
каркаса	 и	 низкой	 детализации	 по	 разрезу.	
В	 дальнейшем	 для	 устранения	 недостатков	
запланировано	 перестроение	 структурного	

каркаса	и	исследование	влияния	увеличения	
количества	слоев	по	вертикали	на	результаты	
моделирования	и	время	счета	моделей.
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Abstract
The	paper	describes	the	lessons	learned	when	creating	an	automated	system	for	selecting	analogues	of	fluids	with	defined	properties	of	narrow	

fractions/hydrocarbon	groups	and	allowing	to	improve	the	reliability	of	initial	information	used	to	address	various	practical	challenges	of	oil	and	

gas	industry.	A	review	of	the	current	regulatory	documents	concerning	recommendations	on	the	selection	of	reservoir	analogues	in	the	validation	

of	the	volumetrics	determined	by	the	properties	of	reservoir	fluids	has	been	performed.	A	case	study	of	a	reservoir	analogue	selection	for	a	real	oil	

pool	is	given,	proving	that	the	approaches	developed	by	the	authors	allow	searching	for	a	suitable	target	with	a	high	degree	of	reliability.

Materials	and	methods

The	basis	for	the	presented	method	was	the	data	obtained	from	actual	
fluid	samples	taken	during	well	testing.	To	determine	the	physical	and	
chemical	and	chromatographic	data,	the	metrologically	verified	and	
calibrated	measuring	tools	were	used.
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Аннотация
В	 статье	 представлен	 опыт	 создания	 автоматизированной	 системы	 подбора	 аналогов	 флюида,	 имеющего	

охарактеризованные	 свойства	 узких	 фракций/групп	 углеводородов,	 позволяющей	 повысить	 достоверность	 исходной	

информации,	 используемой	 для	 решения	 различных	 практических	 задач	 нефтегазовой	 отрасли.	 Выполнен	 обзор	

действующих	 регламентных	 документов	 относительно	 рекомендаций	 по	 подбору	 пластов-аналогов	 при	 обосновании	

подсчетных	параметров,	обусловленных	свойствами	пластовых	флюидов.	Приведен	практический	пример	подбора	пласта-

аналога	 для	 реальной	 нефтяной	 залежи,	 показывающий,	 что	 разработанные	 авторами	 подходы	 позволяют	 с	 высокой	

степенью	достоверности	производить	поиск	подходящего	объекта.

Материалы	и	методы

Основой	для	представленного	метода	послужили	данные,	
полученные	на	фактических	пробах	флюидов,	отобранных	при	
испытании	скважин.	Для	определения	физико-химических	и	
хроматографических	данных	использовались	средства	измерения,	
проведшие	соответствующие	метрологические	процедуры	поверки	и	
калибровки.

Ключевые	слова

нефть,	конденсат,	физико-химические	свойства,	атмосферно-
вакуумная	разгонка,	метод	аналогии,	обоснование	подсчетных	
параметров,	оценка	геологических	запасов
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Важным	 этапом	 разведки	 залежей	 угле-
водородов	является	подсчет	 запасов	нефти,	
горючих	 газов	 и	 газового	 конденсата	 для	
их	 постановки	 на	 государственный	 учет.	
Утвержденные	на	данном	этапе	свойства	пла-
стовых	флюидов	влияют	не	только	на	точность	
величины	 геологических	 запасов,	 но	 также	
закладываются	 в	 основу	 последующих	 рас-
четов	вариантов	разработки	месторождения.	
Таким	 образом,	 использование	 недосто-
верных	 свойств	 пластовой	 нефти	 или	 газа,	
принятых	 на	 начальном	 этапе,	 может	 стать	
причиной	 не	 только	 некорректной	 оценки	
запасов,	 но	 и	 значительного	 расхождения	
проектных	и	фактических	профилей	добычи,	
ошибок	 в	 расстановке	 эксплуатационного	
фонда,	 в	 выборе	режимов	работы	скважин,	
проектировании	 систем	 сбора,	 подготовки	
и	транспорта.	Особенно	эти	проблемы	замет-
ны	при	эксплуатации	залежей	с	высоким	со-
держанием	газа	в	пластовой	нефти	или	кон-
денсата	в	газе.

Приоритетным	 источником	 информации	
при	обосновании	подсчетных	параметров,	ха-
рактеризующих	состав	и	физико-химические	
свойства	 пластовых	 углеводородных	 флюи-
дов,	являются	результаты	исследований	соб-
ственных	 представительных	 проб	 (в	 первую	
очередь	 глубинных	 или	 рекомбинирован-
ных).	 Однако	 не	 всегда	 удается	 обеспечить	
отбор	 проб,	 удовлетворяющих	 требованиям	
к	 их	 представительности.	 В	 таких	 случаях	

регламентными	 документами	 для	 проведе-
ния	расчетов	допускается	использование	со-
става	и	свойств	по	аналогии	с	уже	открытыми	
и	более	изученными	месторождениями	[1–4].	

Методы	 аналогии	 широко	 применяются	
при	 решении	 нефтегазовых	 задач	 поиска,	
разведки	 и	 разработки	 залежей	 в	 условиях	
недостатка	исходной	фактической	информа-
ции	[5–7].	Однако	при	всем	разнообразии	со-
става	и	свойств	нефтяных,	газовых	и	газокон-
денсатных	 залежей	 до	 последнего	 времени	
в	нашей	стране	ни	в	одном	из	регламентных	
документов	не	приводились	четкие	требова-
ния	к	обоснованию	свойств	пластового	флю-
ида	по	методу	аналогии,	а	именно	к	набору	
сопоставляемых	 параметров	 и	 минимально	
возможному	 их	 расхождению,	 позволяюще-
му	признать	тот	или	иной	объект	подходящим	
в	качестве	аналога.	Например,	в	«Требовани-
ях…»	 [2]	отмечается	 только,	 что	при	исполь-
зовании	 метода	 аналогии	 необходимо	 при-
водить	«исходные	данные,	подтверждающие	
правильность	 выбора	 параметров	 подсчета	
по	аналогам».	Какие	именно	данные	считают-
ся	подтверждающими	корректность	выбора,	
в	указанном	документе	не	уточняется.	В	«Ме-
тодических	рекомендациях…»	[3]	отмечается,	
что	 в	 качестве	 аналога	 выбирается	 «залежь	
со	 сходными	 геолого-промысловыми	 харак-
теристиками	 ближайшего	 разведываемого	
или	 разрабатываемого	 месторождения».	
Перечень	 характеристик,	 которые	 при	 этом	

должны	быть	сходными,	в	данном	источнике	
не	приведен.

Практика	показывает,	что	в	условиях	от-
сутствия	 четких	 рекомендаций	 в	 качестве	
аналога	 мог	 быть	 выбран	 тот	 объект,	 для	
которого	 наблюдалась	 близость	 таких	 пара-
метров,	как	пластовое	давление,	 температу-
ра	 и	 глубина	 залегания.	 При	 этом	 дополни-
тельно	 учитывалась	в	 лучшем	случае	 только	
плотность	дегазированного	жидкого	флюида	
(нефти	или	конденсата),	а	все	остальные	его	
физико-химические	 свойства	 (например,	
вязкость,	 содержание	 серы,	 смол,	 парафи-
нов	и	т.п.)	не	сопоставлялись.	Также	не	учи-
тывались	и	данные	о	составе	 газовой	фазы.	
Исключение	 из	 анализа	 перечисленных	 па-
раметров	 может	 приводить	 к	 значительным	
ошибкам,	поскольку	они	определяют	взаим-
ную	 растворимость	 жидких	 и	 газообразных	
компонентов	в	пластовых	условиях,	а	значит,	
в	 совокупности	 с	начальными	 термобариче-
скими	 условиями	 в	 залежи	 обуславливают	
состав	и	свойства	пластового	флюида.	

В	 2023	 году	 были	 разработаны	 и	 реше-
нием	 экспертно-технического	 совета	 ФБУ	
«Государственная	 комиссия	 по	 запасам	 по-
лезных	 ископаемых»	 рекомендованы	 к	 ис-
пользованию	 «Методические	 рекомендации	
по	определению	подсчетных	параметров,	ха-
рактеризующих	 компонентный	 состав	 и	фи-
зико-химические	свойства	УВС»	[4].	В	данном	
документе	 параметры,	 на	 которые	 необхо-
димо	 ориентироваться	 при	 подборе	 анало-
гов,	описаны	наиболее	подробно.	Среди	них	
одинаковое	 фазовое	 состояние	 пластового	
флюида,	 сопоставимые	 термобарические	
условия	и	глубина	залегания,	а	также	основ-
ные	физико-химические	свойства	нефти	или	
конденсата	и	состав	газа.	Насколько	близки-
ми	 должны	 быть	 сравниваемые	 параметры,	
а	также	какие	из	них	являются	приоритетны-
ми,	в	документе	не	указано.	Введение	расши-
ренного	перечня	сравниваемых	параметров	
должно	значительно	повысить	точность	оцен-
ки	 подсчетных	 параметров	 при	 использова-
нии	 метода	 аналогии,	 поскольку	 свойства	
пластовых	флюидов	могут	изменяться	в	рам-
ках	одного	пласта	или	даже	залежи,	особен-
но	 если	 при	 их	 формировании	 участвовали	
несколько	нефтематеринских	источников	или	
уже	после	заполнения	ловушки	происходили	
процессы	вторичного	преобразования	насы-
щающих	 ее	 углеводородов.	 Таким	 образом,	
чем	 больше	 показателей,	 характеризующих	
пластовый	флюид,	 используется	 при	 поиске	
аналога,	тем	точнее	он	будет	подобран.

Если	поиск	аналогов	производится	в	руч-
ном	 режиме,	 то	 процесс	 требует	 больших	
временных	 затрат,	 а	 на	 представительность	
подобранного	 объекта	 может	 оказывать	
влияние	 субъективное	мнение	 специалиста.	
На	потребность	в	совершенствовании	и	авто-
матизации	процессов	выбора	аналогов	 ука-
зывает	 развитие	 такого	 направления,	 как	
разработка	 коллективами	 авторов	 различ-
ных	систем	и	методик	подбора.	Так,	в	2023	г.	
на	 II	 научно-практической	 конференции	
им.	 Е.Г.	 Коваленко	 «Актуальные	 вопросы	
экспертизы	геологических	и	извлекаемых	за-
пасов	УВС»	Волковым	В.П.	был	представлен	
доклад	на	тему	«Разработка	технического	за-
дания	для	создания	поисковой	системы	ана-
логов	месторождений	УВС	для	целей	подсче-
та	 запасов	 и	 проектирования	 разработки»,	
в	котором	отражены	результаты	разработки	
системы	для	автоматического	подбора	зале-
жей-аналогов	с	применением	алгоритмов	ис-
кусственного	интеллекта.	На	этапе	формиро-
вания	поискового	запроса	среди	параметров,	

Табл.	1.	Характеристики	жидкой	и	газовой	фаз,	учитываемые	при	поиске	аналога
Tab.	1.	The	properties	of	the	liquid	and	gas	phases	to	be	taken	into	account	in	the	search	
of	an	analogue

Фаза	
пластовой	
УВ	системы

Характе-
ристики

Наименование	
характеристик

Количество	
показателей	
в	БД	для	
характеристики	(xi)

Весовой	
коэф.	(γi)

Ж
ид
ка
я	
(н
еф

ть
,	к
он
де
нс
ат
)

Ф
из
ик
о-
хи
м
ич
ес
ки
е

плотность 1–3 1

вязкость 1–3 1

показатель	преломления 1 1

молярная	масса 1 1

содержание	серы 1 1

содержание	смол 1 1

содержание	парафинов 1 1

содержание	асфальтенов 1 1

температура	застывания 1 1

То
ва
рн
ы
е

распределение	фракций	
по	температурам	кипения

до	50 1

плотность	фракций до	50 1

молярная	масса	фракций до	50 1

вязкость	узких	фракций до	50 1

содержание	серы	в	узких	
фракциях

до	50 1

температура	застывания	
узких	фракций

до	50 1

детальный	углеводородный	
состав	узких	фракции

более	100	
(30	значимых)	для	
каждой	фракции

1

Хр
ом

ат
ог
ра
ф
ич
ес
ки
е компонентно-фракционный	

состав
до	100 1

детальный	углеводородный	
состав	бензиновой	фракции

более	100	
(30	значимых)

1

Газовая	
(растворенный	
газ,	газ	
сепарации)

Компонентно-групповой	
состав

до	17 1
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позволяющих	 учесть	 состав	 и	 свойства	
пластового	 флюида,	 кроме	 глубины	 залега-
ния	 и	 начальных	 термобарических	 условий	
предлагается	 задавать	 дополнительные	 па-
раметры,	 такие	 как	 содержание	 конденсата	
в	пластовом	газе	или	плотность	дегазирован-
ной	нефти.	Важность	«корректного	описания	
свойств	 пластовых	 флюидов	 и	 прогнозиро-
вания	 их	 поведения	 в	 процессах	 добычи,	
транспорта,	 а	 также	 при	 расчете	 запасов	
нефти	и	газа»	отмечают	и	авторы	статьи	 [8].	
Для	решения	проблемы	недостаточного	объ-
ема	 исходных	 данных	 предлагается	 создать	
и	использовать	«единую	базу	готовых	PVT-ме-
тамоделей	 пластовых	 флюидов»,	 на	 основе	
которой	с	помощью	разработанной	авторами	
методики	предполагается	выполнять	подбор	
аналогов	пластовых	флюидов,	представляю-
щих	собой	готовую	композиционную	PVT-мо-
дель.	 О	 реализации	 функционала	 поиска	
флюидов	со	схожими	свойствами	в	условиях	
отсутствия	данных	по	неразведанным	место-
рождениям	 в	 разработанном	 АО	 НК	 «Каз-
Мунайгаз»	модуле	 «Пластовые	флюиды»	 за-
явлено	 и	 в	 работе	 [9],	 однако	методология,	
по	которой	осуществляется	процесс	выбора	
объекта,	в	статье	не	освещена.

В	начале	2023	года	цель	разработки	про-
граммного	продукта	для	автоматизированного	
поиска	 аналогов	 пластовых	 углеводородных	
систем	поставили	перед	собой	и	специалисты	
ООО	 «Тюменский	 нефтяной	 научный	 центр».	
Современная	 лабораторная	 база	 организа-
ции	и	многолетний	накопленный	фактический	
материал	по	исследованиям	пластовых	флю-
идов	 различных	 месторождений	 Восточной	
и	Западной	Сибири	позволили	собрать	обшир-
ную	базу	данных	(БД)	с	возможностью	после-
дующего	 ее	 использования	 в	 целях	 подбора	
аналогов	 для	объектов	 с	 неполной	исходной	
информацией.	 При	 этом	 задача	 поиска	 ана-
лога	не	ограничивалась	только	возможностью	
определения	 параметров,	 необходимых	 для	
целей	 подсчета	 запасов,	 а	 была	 расширена	
до	 одновременного	 определения	 исходных	
данных,	необходимых	для	повышения	 точно-
сти	 расчета	 процессов	 добычи,	 транспорта,	
первичной	и	вторичной	переработки,	т.е.	ин-
формации	о	компонентном	составе	продукции	
и	о	свойствах	групп	углеводородов,	входящих	
в	ее	состав.	Для	решения	поставленной	задачи	

наполнение	базы	данных	осуществлялось	ре-
зультатами	 исследований	 тех	 объектов,	 для	
которых	имеется	наиболее	полный	объем	ин-
формации,	включающей	такие	характеристи-
ки	дегазированных	жидких	углеводородов	как	
основные	физико-химические	 свойства,	 хро-
матографические	исследования	состава,	а	так-
же	 характеристики	 узких	 фракций	 (табл.	 1).	
При	наличии	данных	о	составе	газовой	фазы	
(газа	сепарации	или	растворенного	нефтяного	
газа)	эта	информация	также	заносилась	в	базу	
данных.	 Таким	образом,	при	поиске	аналога	
имеется	 возможность	 учитывать	 как	 реко-
мендуемые	регламентными	документами,	так	
и	 дополнительные	параметры,	 что	позволяет	
пользователю	 сделать	 наиболее	 обоснован-
ный	выбор.

В	рамках	реализации	проекта	была	про-
изведена	систематизация	данных	по	167	про-
бам	углеводородов:	118	—	нефтей	и	49	—	кон-
денсатов.	Изначально	 сформированная	база	
продолжает	пополняться	по	мере	проведения	
исследований	 новых	 образцов.	 Территори-
ально	пробами	представлены	шесть	регионов	
Восточной	 и	 Западной	 Сибири	 (62	 место-
рождения,	81	различный	продуктивный	пласт).

В	 минимальный	 набор	 параметров,	
по	которым	предлагается	осуществлять	поиск	
аналога,	 предлагается	 включить	 следующие	
характеристики	 дегазированной	 нефти	 или	
конденсата:
•		 основные	физико-химические	свойства;	
•		 компонентно-фракционный	состав,;
•		 групповой	 состав	 бензиновой	 фракции	

(содержание	алканов,	аренов,	нафтенов	
и	др.);	

•		 индивидуальный	 компонентный	 состав	
бензиновой	 фракции	 с	 дополнительной	
визуализацией	 в	 формате	 так	 называе-
мого	 метода	 «фингер-принт»	 (отпечаток	
пальца),	 который	 основан	 на	 сравнении	
наборов	 наиболее	 значимых	 компонен-
тов,	 содержащихся	 в	 составе	 отдельных	
групп	УВ.
Перечисленную	 информацию	 можно	 по-

лучить,	 даже	 если	 в	 ходе	 исследований	 про-
дуктивного	 объекта	 удалось	 отобрать	 только	
поверхностные	пробы	нефти	или	конденсата.	

Набор	 сравниваемых	 параметров	 при	
наличии	 соответствующей	 информации	 до-
полняется	 данными	 атмосферно-вакуумной	

разгонки	 (АВР)	жидких	 углеводородов	 и	 со-
ставом	газовой	фазы.	

Критерием	успешности	при	подборе	ана-
лога	(J)	является	минимизация	суммы	норми-
рованных	 квадратов	 разности	 значений	 (от-
клонений)	показателей	по	пробе	изучаемого	
объекта	(xпрi)	и	соответствующих	показателей	
образцов,	 имеющихся	 в	 базе	 данных	 (xДБi),	
с	 учетом	 величины	 весового	 коэффициента	
(γi):	

Весовые	 коэффициенты	 по	 умолчанию	
принимаются	равными	1,	а	при	необходимо-
сти	могут	быть	скорректированы	пользовате-
лем	в	меньшую	или	большую	сторону.

Для	 демонстрации	 работоспособности	
разработанного	 инструмента	 рассмотрим	
пример	подбора	аналога	для	одной	из	новых	
залежей	 месторождения	 «Х»	 Западной	 Си-
бири.	Фазовое	состояние	объекта	на	момент	
обоснования	свойств	принято	как	однофазное	
нефтяное.	 Изучаемая	 залежь	 в	 полной	мере	
охарактеризована	 результатами	 исследова-
ний	глубинных	и	дегазированных	проб	нефти.	
Предположим,	 что	 собственных	 представи-
тельных	 глубинных	 проб	 из	 месторождения	
«X»	 отобрать	 не	 удалось,	 и	 имеются	 только	
результаты	 исследований	 дегазированной	
нефти.	 Эти	 результаты	 из	 файлов	 специаль-
ного	 формата	 (протоколов)	 были	 загружены	
в	 форму	 автоматизированного	 поиска	 и	 вы-
полнен	подбор	наиболее	подходящих	анало-
гов	(рис.	1).	Отметим,	что	поиск	аналога	выпол-
нен	по	комплексному	критерию,	т.е.	с	учетом	
всех	 имеющихся	 параметров	 и	 с	 весовым	
коэффициентом	для	каждого,	равным	1.	При	
необходимости	 пользователь	может	из	 пред-
ложенных	 показателей	 выбирать	 наиболее	
приоритетные	 (один	или	несколько)	или	учи-
тывать	все,	экспертно	задавая	им	требуемые	
значения	весовых	коэффициентов.	

По	 результатам	 выполненного	 поиска	
в	 качестве	 наилучшего	 аналога	 для	 залежи	
месторождения	 «X»	 следует	 считать	 нефть	
из	 одновозрастных	 нижнехетских	 отложений	
месторождения	«А»	с	наименьшим	значением	
критерия	 сходимости.	 Основные	 параметры	
пластовой	 нефти	 месторождения	 «Х»,	 полу-
ченные	 по	 собственным	 глубинным	 пробам,	
и	в	случае	их	оценки	по	аналогии	с	залежью	
месторождения	 «А»,	 имеют	 высокую	 сходи-
мость	 (табл.	2),	что	подтверждает	работоспо-
собность	реализованной	поисковой	системы.	

Следует	 отметить,	 что	 согласно	 геоло-
го-физической	характеристике	подобранная	
залежь-аналог	 является	нефтяной	 с	 газовой	
шапкой.	При	этом	если	бы	подбор	аналогов	
для	нефтяной	залежи	«Х»	осуществлялся	в	со-
ответствии	с	рекомендациями	[4],	то	из	переч-
ня	 рассматриваемых	 объектов	 были	 бы	 ис-
ключены	двухфазные	нефтегазовые	залежи.	
В	 этом	 случае	 в	 качестве	 аналога	 выбира-
ется	 залежь	 месторождения	 «B»	 с	 гораздо	
более	 худшим	 процентом	 сходимости	 (рис.	
1),	 как	 единственная	 среди	 близлежащих,	
которая	не	имеет	 газовой	шапки.	Автомати-
ческая	 выгрузка	 сравнительных	 диаграмм,	
позволяющая	 визуально	 оценить	 точность	
подбора	 аналога	 пластового	 флюида,	 так-
же	 показывает	 значительное	 отличие	 нефти	
«В»	от	«Х»	и	«А»	по	большинству	физико-хи-
мических	характеристик	 (рис.	2).	Это	разли-
чие	 подтверждает	 и	 заметно	 более	 высокая	
плотность	дегазированной	нефти	залежи	«В»	
(840,8	кг/м3)	в	сравнении	с	«Х»	(826,9	кг/м3)	
и	 «А»	 (822,5	 кг/м3).	 Наблюдаемая	 разница	
в	свойствах	нефти	из	залежи	«В»	вероятнее	

Рис.	1.	Форма	автоматизированного	подбора	аналогов	на	примере	нефтяной	залежи	
месторождения	«X»	Западной	Сибири	
Fig.	1.	The	form	of	automated	selection	of	analogues	from	a	case	study	of	an	oil	pool	of	the	X	Field	
in	West	Siberia

норм
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всего	связана	с	протекающими	в	ней	процес-
сами	биодеградации,	на	что	указывает	пони-
женное	по	 сравнению	с	 «X»	и	 «А»	 содержа-
ние	нормальных	алканов	при	более	высоком	
фоне	ароматических	структур	(рис.	2).

При	последующем	более	детальном	изуче-
нии	материалов	было	установлено,	что	анализ	
сейсмических	данных	допускает	наличие	газо-
вой	шапки	и	в	залежи	«X»,	хотя	на	текущий	мо-
мент	она	не	выявлена.	Таким	образом,	можем	
видеть,	что	если	бы	по	методу	аналогии	были	
приняты	свойства	нефти	из	залежи	«B»,	то	при	
оценке	 запасов	 ошибка	 составила	 бы	 16	%,	
а	если	залежи	«А»	—	всего	4	%.	

Приведенный	 пример	 дополнительно	
показывает,	 что	 выбор	 аналога	 только	 сре-
ди	 месторождений	 с	 одинаковым	 фазовым	
состоянием	 пластового	 флюида,	 предложен-
ный	в	[4],	значительно	сужает	поиск	наиболее	
подходящего	варианта.	Текущая	оценка	типа	
залежи	как	однофазной	нефтяной	или	газовой	
может	быть	связана	с	тем,	что	газовая	шапка	
или	нефтяная	оторочка	в	исследуемой	залежи	
присутствует,	но	выполненного	объема	иссле-
дований	недостаточно	для	установления	их	на-
личия.	Таким	образом,	в	период	низкой	степе-
ни	изученности	нефтяных	залежей,	в	которых	
на	 текущий	 момент	 не	 установлено	 наличие	
газовой	шапки,	нельзя	исключать	вероятность	
предельной	или	близкой	к	предельной	степе-
ни	насыщенности	нефти.	Данный	вывод	спра-
ведлив	и	для	недостаточно	изученных	газокон-
денсатных	 залежей,	 в	 которых	 не	 выявлено	
наличие	нефтяной	оторочки.

Итоги

Помимо	двух	основных	задач	поиска	аналогов	
для	целей	подсчета	запасов,	а	также	характе-
ристики	свойств	групп	углеводородов,	входя-
щих	в	состав	пластового	флюида,	расширение	
возможностей	 использования	 сформирован-
ной	 базы	 данных	 видится	 в	 подключении	 к	
анализу	 различных	 геохимических	 маркеров	
или	 флюидальных	 коэффициентов	 [10–12],	
что	 позволит	 учитывать	 влияние	 на	 свойства	
сравниваемых	 объектов	 их	 фазового	 состо-
яния,	 генетического	 типа	 или	 произошедших	
процессов	 вторичных	 преобразований.	 Со-
вершенствование	подхода	к	поиску	аналогов	
также	предполагает	обоснование	оптимально-
го	набора	критериев	и	необходимой	точности	
их	сходимости,	чтобы	выбранный	объект	мог	
быть	 признан	 гарантированно	 лучшим	 среди	
возможных.	 Одним	 из	 перспективных	 подхо-
дов	в	этом	направлении	видится	принятие	ре-
шений	на	основе	вывода	по	прецедентам	[13].

Вид	 задач,	 решаемых	 при	 использовании	
реализованного	 инструмента,	 также	 может	
меняться	 в	 зависимости	 от	 наличия	 или	
отсутствия	 данных	 по	 атмосферно-вакуум-
ной	 разгонке.	 Среди	 перечисленных	 в	 та-
блице	 1	 видов	 исследований	 АВР	 является	
наиболее	 трудоемким	 и	 дорогостоящим.	
В	 лабораториях	 процесс	 фракционирова-
ния	 жидких	 углеводородов	 выполняется	 на	
оборудовании,	 включающем	 в	 себя	 ректи-
фикационную	 колонну	 с	 возможностью	 по-
лучения	 вакуумных	фракций	 при	 повышен-
ных	температурах.	Аппараты	АВР	позволяют	
получать	 отдельные	 10-градусные	 или	 так	
называемые	узкие	фракции,	свойства	кото-
рых	 (плотность,	 вязкость,	 массовое	 содер-
жание	серы,	температура	застывания	и	др.)	

определяются	 стандартными	 физико-хими-
ческими	 методами.	 Ценность	 данного	 вида	
исследований	заключается	не	только	в	опре-
делении	 характеристик	 товарных	 свойств	
нефти	или	конденсата.	Получаемые	данные	
также	 важны	 для	 корректного	 расчета	 со-
става	пластового	флюида,	поскольку	позво-
ляют	 наиболее	 точно	 определить	 свойства	
групп	 углеводородов	 (плотность,	 молярная	
масса),	избегая	тем	самым	ошибок,	которые	
могут	быть	получены	при	использовании	для	
их	оценки	табличных	данных	или	корреляци-
онных	зависимостей	[14,	15].
Таким	 образом,	 если	 при	 поиске	 аналога	
используются	 данные	 АВР,	 преимущество	
заключается	 в	 значительном	 увеличении	
сравниваемых	 показателей.	 Если	 же	 объект	

Табл.	2.	Сравнение	основных	характеристик	и	подсчетных	параметров	по	собственным	пробам	залежи	«Х»	и	в	случае	использования	
метода	аналогии	по	залежам	«А»	и	«В»
Tab.	2.	Comparison	of	the	main	properties	and	volumetrics	on	own	samples	of	the	X	Field	and	when	using	the	analogy	method	for	units	A	and	B

Параметры
Значения	для	залежи

«X»* «А» «В»

Ха
ра
кт
ер
ис
ти
ки

за
ле
ж
и

Тип	залежи Нефтяная Нефтяная	с	ГШ Нефтяная

Индекс	пласта Нх3-4 Нх3 Нх3(0)

Пластовая	температура,	°С 71,0 63,0 62,4

Начальное	пластовое	давление,	МПа 29,1 27,5 27,8

Глубина	залегания,	м 2918,0 2735,0 2798,5

ф
лю

ид
а Плотность	дегазированной	нефти,	кг/м3 826,9 822,5 840,8

Газосодержание,	м3/т 284,1 290,3 156,2

Объемный	коэффициент,	доли	ед. 1,74 1,80 1,53

Ошибка	в	оценке	геологических	запасов	нефти	при	использовании	полученных	параметров,	% – 4 16

*фактические	данные	по	результатам	исследований	собственных	глубинных	проб

Рис.	2.	Сравнение	некоторых	показателей	залежи	месторождения	«X»	Западной	Сибири	
с	залежами-аналогами	«А»	и	«В»
Fig.	2.	Comparison	of	some	parameters	of	an	oil	pool	of	the	X	Field	in	West	Siberia	with	analogue	
units	A	and	B
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на	момент	поиска	для	него	аналога	результа-
тами	АВР	не	охарактеризован,	то	преимуще-
ством	разработанного	инструмента	является	
возможность	 оценки	 наличия	 среди	 ранее	
проведенных	 исследований	 данных	 по	 АВР	
для	 схожих	 объектов.	 В	 случае	 уверенного	
нахождения	аналога	это	позволит	исключить	
финансовые	и	временные	затраты	на	прове-
дение	 трудоемких	 исследований	 для	 нового	
объекта,	а	при	отсутствии	—	обоснованно	ре-
комендовать	их	проведение.	
Еще	 одним	 достоинством	 разработанного	
продукта	 является	 возможность	 после	 под-
бора	аналога	произвести	выгрузку	свойств	(в	
первую	 очередь	 плотности	 и	 молярной	 мас-
сы)	псевдофракций	или	групп	углеводородов	
с	 пользовательской	 настройкой,	 учитываю-
щей	тип	флюида	и	необходимый	формат	вво-
да	 исходных	 данных	 в	 специализированном	
ПО,	 используемом	 для	 последующего	 моде-
лирования	 тех	 или	 иных	 процессов.	 Так,	 в	
PVT-симуляторы,	как	правило,	принято	зада-
вать	 состав	 флюида	 в	 компонентно-группо-
вом	виде	(до	фракции	Сn+),	а	для	программ-
ных	продуктов	 типа	Hysys,	 направленных	на	
моделирование	 систем	 подготовки,	 имеется	
возможность	 выгрузки	 данных	 в	 компонент-
но-фракционном	виде.	

Выводы

•		 В	 результате	 проведенных	 работ	 разра-
ботан	 инструмент,	 позволяющий	 про-
изводить	 автоматизированный	 выбор	
аналогов	 пластового	 флюида	 с	 характе-
ристикой	свойств	групп	и	фракций.

•		 Подбор	выполняется	с	учетом	требований	
актуальных	 регламентных	 документов,	
а	 также	 позволяет	 учитывать	 расширен-
ный	 набор	 характеристик,	 помогающих	
сделать	 наиболее	 обоснованный	 выбор	
среди	нескольких	аналогов.

•		 Информация,	 получаемая	 в	 результа-
те	 успешного	 подбора	 аналога,	 может	
использоваться	 для	 обоснования	 под-
счетных	 и	 прочих	 параметров,	 характе-
ризующих	 состав	 и	 свойства	 пластовых	
флюидов	 в	 условиях	 их	 недостаточной	
текущей	изученности.

•		 На	 реальном	 примере	 показано,	 что	
в	 период	 низкой	 степени	 изученности	
однофазных	 нефтяных	 или	 газоконден-
сатных	 залежей,	 в	 которых	 на	 текущий	
момент	не	установлено	наличие	газовой	
шапки	 или	 нефтяной	 оторочки,	 нельзя	
исключать	 вероятность	 предельной	 или	
близкой	к	предельной	степени	насыщен-
ности	нефти	или	газа,	а	значит	исключать	
из	 кандидатов	 на	 аналоги	 двухфазные	
залежи.

•		 Получаемая	информация	может	быть	так-
же	направлена	на	создание	PVT-моделей	
пластового	 флюида,	 необходимых	 для	
корректного	 расчета	 процессов	 добычи,	

транспорта,	 подготовки	 и	 переработки	
продукции.

•		 Помимо	задачи	поиска	аналогов	использу-
емая	методология	также	позволяет	выпол-
нять	 оценку	 целесообразности	 проведе-
ния	такого	трудоемкого	и	дорогостоящего	
вида	 анализа	 как	 атмосферно-вакуумная	
разгонка,	 что	 помогает	 недропользова-
телю	 обеспечить	 рациональные	 затраты	
на	реализацию	программы	исследований.

•		 Дальнейшее	 расширение	 возможностей	
использования	 сформированной	 базы	
данных	видится	в	подключении	к	анализу	
различных	 геохимических	маркеров	или	
флюидальных	 коэффициентов,	 а	 также	
в	совершенствовании	методологии	поис-
ка	аналогов.	
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Results

In	 addition	 to	 the	 two	 main	 tasks	 of	 searching	 for	 analogues	 for	 the	
purposes	of	reserves	estimation,	as	well	as	characterizing	the	properties	
of	hydrocarbon	groups	that	are	part	of	the	formation	fluid,	the	expansion	
of	 the	 applications	 of	 the	 formed	 database	 is	 recognized	 in	 the	
involvement	of	various	geochemical	markers	or	fluid	coefficients	into	the	
analysis	[10–12],	which	will	allow	to	take	into	account	the	effect	on	the	
properties	of	 the	compared	targets	caused	by	 the	phase	state,	genetic	
type,	or	diagenetic	processes.	 Improvement	of	 the	approach	 to	 search	
for	analogues	also	implies	justification	of	the	optimal	set	of	criteria	and	

the	necessary	accuracy	of	their	convergence	so	that	the	selected	target	
can	be	recognized	as	a	guaranteed	best	choice	among	the	possible	ones.	
One	 of	 the	 promising	 approaches	 here	 is	 reasoning-based	 decision	
making	[13].
The	 type	 of	 problems	 solved	with	 the	 implemented	 tool	 can	 also	 vary	
depending	on	the	availability	or	lack	of	atmospheric-vacuum	distillation	
data.	Among	the	types	of	studies	listed	in	Table	1,	AVD	is	the	most	labor-
intensive	and	expensive	one.	In	laboratories,	the	process	of	fractionation	
of	 liquid	 hydrocarbons	 is	 performed	 on	 the	 equipment	 including	 a	
rectification	 column	 allowing	 to	 obtain	 vacuum	 fractions	 at	 elevated	
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temperatures.	 AVD	 apparatuses	 allow	obtaining	 separate	 10-degree	 or	
so-called	 narrow	 fractions,	 the	 properties	 of	 which	 (density,	 viscosity,	
mass	 sulfur	 content,	 pour	 point,	 etc.)	 are	 determined	 by	 standard	
physical	and	chemical	methods.	The	value	of	this	type	of	research	is	not	
only	in	characterizing	the	marketable	properties	of	oil	or	condensate.	The	
data	obtained	is	also	important	for	correct	estimation	of	formation	fluid	
composition,	 as	 it	 allows	 to	 determine	 the	 properties	 of	 hydrocarbon	
groups	 (density,	 molar	 mass)	 in	 the	 most	 precise	 way,	 thus	 avoiding	
errors	that	can	be	obtained	when	using	tabular	data	or	correlations	for	
their	estimation.	[14,	15].
Thus,	 if	 the	 AVD	 data	 is	 used	 when	 searching	 for	 an	 analogue,	 the	
advantage	 is	 in	 a	 significant	 increase	 in	 the	 comparable	 indicators.	
If	 the	 target,	 at	 the	 time	 of	 searching	 for	 an	 analogue,	 has	 not	 been	
characterized	by	the	AVD	data,	the	advantage	of	the	developed	tool	is	the	
possibility	to	assess	the	availability	of	AVD	data	for	similar	targets	among	
the	previously	conducted	studies.	In	case	of	a	confident	analogue,	it	will	
allow	to	exclude	financial	and	time	costs	for	conducting	labor-intensive	
studies	 for	 a	 new	 target,	 and	 in	 case	 of	 absence	 of	 an	 analogue	 -	 to	
reasonably	recommend	to	conduct	such	studies.	
Another	 advantage	 of	 the	 developed	 tool	 is	 the	 possibility,	 after	
selection	 of	 an	 analogue,	 to	 unload	 the	properties	 (primarily	 density	
and	molar	mass)	of	pseudo-fractions	or	 groups	of	hydrocarbons	with	
user	adjustment,	taking	into	account	the	type	of	fluid	and	the	required	
format	 of	 input	 data	 in	 specialized	 software	 used	 for	 subsequent	
simulation	 of	 certain	 processes.	 For	 example,	 PVT	 simulators	 are	
usually	used	to	set	the	fluid	composition	in	component-group	form	(up	
to	 the	Cn+	 fraction),	and	 for	software	products	such	as	Hysys,	aimed	
at	modeling	treatment	systems,	there	is	a	possibility	to	upload	data	in	
component-fraction	form.	

Conclusions

•	 As	 a	 result	 of	 the	 study,	 a	 tool	 has	 been	 developed	 that	 allows	
automated	selection	of	reservoir	fluid	analogues	with	characterization	
of	properties	of	groups	and	fractions.

•	 The	 selection	 is	 performed	 taking	 into	 account	 the	 requirements	
of	 the	 current	 regulatory	 documents	 and	 also	 allows	 to	 take	 into	
account	an	extended	set	of	properties	 that	help	 to	make	 the	most	
reasonable	choice	among	several	analogues.

•	 The	information	obtained	as	a	result	of	successful	analogue	selection	
can	 be	 used	 to	 validate	 the	 volumetrics	 and	 other	 parameters	
characterizing	 the	 composition	 and	 properties	 of	 reservoir	 fluids	
under	insufficient	state	of	knowledge.	

•	 A	real	case	study	is	used	to	show	that	under	low	degree	of	knowledge	
of	single-phase	oil	or	gas	condensate	reservoirs	where	no	current	gas	
cap	or	an	oil	rim	has	been	found,	we	cannot	exclude	the	probability	
of	marginal	or	close	to	marginal	degree	of	oil	or	gas	saturation,	and	
therefore	to	exclude	two-phase	reservoirs	from	analogue	candidates.

•	 The	 information	 obtained	 can	 also	 be	 used	 to	 build	 PVT	 models	
of	 reservoir	 fluids	 required	 for	 correct	 estimation	 of	 production,	
transportation,	processing,	and	treatment	processes.

•	 In	 addition	 to	 the	 task	 of	 searching	 for	 analogues,	 the	 proposed	
methodology	also	makes	it	possible	to	assess	the	feasibility	of	such	
a	 time-consuming	and	expensive	 type	of	 analysis	as	atmospheric-
vacuum	distillation	(AVD),	which	helps	an	Operator	to	ensure	rational	
research	costs.

•	 Further	 expansion	 of	 the	 applicability	 of	 the	 formed	 database	
is	 associated	 with	 the	 inclusion	 of	 various	 geochemical	 markers	
or	fluid	coefficients	into	the	analysis,	as	well	as	in	the	improvement	
of	the	analog	search	methodology.

References

1.	 Classification	of	reserves	and	resources	
of	oil	and	combustible	gases.	Regulatory	
and	methodological	documentation.	
Second	edition,	revised	and	supplemented.	
Moscow:	ESOEN,	NAEN,	2018,	500	p.	
(In	Russ).

2.	 Requirements	for	the	composition	and	rules	
for	registration	of	materials	submitted	for	
state	examination	on	the	estimation	of	oil	
and	combustible	gas	reserves:	approved	
by	Order	№	564	of	the	Ministry	of	Natural	
Resources	and	Ecology	of	the	Russian	
Federation,	dated	December	28,	2015.	
(In	Russ).

3.	 Methodological	recommendations	on	the	
application	of	the	Classification	of	reserves	
and	resources	of	oil	and	combustible	gases:	
approved	by	Order	№	477	of	the	Ministry	
of	Natural	Resources	and	Ecology	of	the	
Russian	Federation,	dated	November	1,	
2013.	(In	Russ).

4.	 Methodological	recommendations	for	
measuring	the	volumetrics	characterizing	
the	component	composition	and	
physical	and	chemical	properties	of	HC:	
recommended	for	use	by	the	Decision	
of	the	Expert	Technical	Council	of	the	
State	Committee	on	Reserves	(Minutes	
№	20	of	the	Meeting	of	the	hydrocarbon	
section	of	the	Expert	Technical	Council	
of	the	State	Commission	on	Mineral	
Reserves,	held	August	1,	2023).	(In	Russ).

5.	 Vologin	I.S.,	Islamov	R.R.,	Nigmatullin	F.N.,	

Harisova	A.V.,	Loznyuk	O.A.	Methodology	
for	selecting	an	analogue	target	of	an	oil	
and	gas	reservoir	based	on	geological	and	
physical	characteristics.	Oil	industry,	2019,	
issue	12,	P.	124–127.	(In	Russ).

6.	 Podnebesnykh	A.V.,	Khafizov	A.R.	
Technique	express	estimation	of	analogue	
object	for	hydrocarbon	reserves	on	the	
basis	of	their	geological	signs.	Problems	
of	gathering,	treatment	and	transportation	
of	oil	and	oil	products,	2019,	issue	3,	
P.	9–18.	(In	Russ).

7.	 Abdrakhmanova	E.K.,	Islamov	R.R.,	
Kuzin	I.G.,	Nigmatullin	F.N.,	Antakov	I.S.,	
Gilayev	G.G.	Improving	the	efficiency	
of	development	new	oil	and	gas	condensate	
reservoirs	using	a	method	for	selecting	
an	analogue.	Exposition	Oil	Gas,	2022,	
issue	7,	P.	66–69.	(In	Russ).

8.	 Kim	V.V.,	Matroshilov	N.O.,	Pechko	K.A.	
et	al.	Methodology	for	selecting	analogs	
of	reservoir	fluid	PVT	models	and	rapid	
estimation	of	PVT	parameters	for	new	
assets.	Oil	industry,	issue	12,	P.	36–39.	
(In	Russ).

9.	 Kunzharikova	K.M.,	Uzykanov	Zh.S.,	
Bisikenova	L.M.	Modern	information	system	
for	automation	of	the	interpretation	of	the	
results	of	investigation	of	formation	fluid	
properties.	Actual	problems	of	oil	and	gas,	
2023,	issue	2,	P.	196–200.	(In	Russ).

10.	Dmitrievsky	A.N.,	Klabunovsky	E.I.	Some	
aspects	of	hydrocarbons	properties	
correlation	of	oils	extracted	out	of	Russian	

oil	fields.	Geology,	geophysics	and	
development	of	oil	and	gas	fields,	2013,	
issue	8,	P.	45–51.	(In	Russ).

11.	Oblasov	N.V.,	Goncharov	I.V.,	
Samoilenko	V.V.,	Ger	W.	van	Graas.	
Вiodegradation	in	the	NKH	3-4	reservoir	
at	Vankor	field	(West	Siberia	basin,	Russia)	
is	strongly	controlled	by	rock	properties.	
Organic	Geochemistry,	2018,	Vol.	119,	
P.	36–49.	(In	Eng).

12.	Gromova	E.A.,	Zanochuev	S.A.	Monitoring	
the	composition	of	gas	condensate	well	
streams	based	on	samples	taken	from	
multiphase	flow	meters.	Oil	and	gas	
studies,	2021,	issue	5,	P.	127–139.	(In	Russ).

13.	Glukhikh	I.N.,	Nikiforov	D.V.	Decision	
making	for	modeling	of	oil	and	gas	fields	
by	using	case-based	reasoning.	Tyumen	
State	University	Herald.	Physical	and	
mathematical	modeling.	Oil,	gas	and	
energy,	2019,	Vol.	5,	issue	3,	
P.	147–163.	(In	Russ).

14.	Brusilovskiy	A.I.,	Yushchenko	T.S.	wo-phase	
deposits:	Methodology	approach	to	the	
identification	of	composition	and	pVT	
properties	of	reservoir	hydrocarbon	fluids	
using	limited	initial	information.	PROneft.	
Professionally	about	Oil,	2016,	issue	1,	
P.	68–74.	(In	Russ.)

15.	Zakharchenko	A.G.,	Andreev	O.V.	Method	
of	calculation	of	molecular	weights	
and	densities	of	hydrocarbon	fractions	
of	reservoir	fluids.	Exposition	Oil	Gas,	2014,	
issue	4,	P.	60–62.	(In	Russ).

Громова	Евгения	Александровна,	к.т.н.,	старший	эксперт,	
ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия,	
доцент,	Тюменский	индустриальный	университет,	
Тюмень,	Россия
Для	контактов:	eagromova@tnnc.rosneft.ru

Заночуев	Сергей	Анатольевич,	к.т.н.,	начальник	отдела	
исследований	свойств	пластовых	флюидов,	
ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия

Гребенкин	Алексей	Алексеевич,	главный	специалист,	
ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия

ИНФОРМАЦИЯ	ОБ	АВТОРАХ	I	INFORMATION	ABOUT	THE	AUTHORS

Gromova	Evgeniya	Alexandrovna,	ph.d.	of	engineering	sciences,	
senior	expert,	“Tyumen	petroleum	research	center”	LLC,	
Tyumen,	Russia;	assistant	professor,	Industrial	University	of	Tyumen,	
Tyumen,	Russia
Corresponding	author:	eagromova@tnnc.rosneft.ru

Zanochuyev	Sergey	Anatolyevich,	ph.d.	of	engineering	sciences,	
head	of	the	reservoir	fluid	research	division,	
“Tyumen	petroleum	research	center”	LLC,	Tyumen,	Russia

Grebenkin	Alexey	Alekseevich,	chief	specialist,	
“Tyumen	petroleum	research	center”	LLC,	Tyumen,	Russia



96 ЭКСПОЗИЦИЯ	НЕФТЬ	ГАЗ	ОКТЯБРЬ	�	�����	����

ДОБЫЧА

УДК	622.276.63	I	Научная	статьяDOI:	10.24412/2076-6785-2024-7-96-102

Features	of	acid	treatment	of	carbonate	rocks	of	the	Ust-Kut	Horizon	in	East	Siberia

Cherepanova	N.A.,	Arzhilovskaya	N.N.,	Ulyanova	A.V.,	Kochetov	A.V.

“Tyumen	petroleum	research	center”	LLC,	Tуumen,	Russia
nacherepanova@tnnc.rosneft.ru

Abstract
The	paper	describes	a	case	study	of	the	Ust-Kut	carbonates	within	the	Leno-Tungusky	Petroleum	Province,	including	the	features	of	the	hydrochloric	

acid	action	on	poorly-permeable	dolomites,	depending	on	the	lithology	and	the	void	space	structure.	The	Vendian-Cambrian	dolomites	are	enriched	

with	magnesium.	The	 rate	of	 their	dissolution	 in	hydrochloric	acid	solutions	 is	2–2,5	 times	 lower	 than	 that	of	 stoichiometric	dolomites.	 The	

possibility	of	formation	of	highly	conductive	dissolution	channels	is	shown	on	the	cores	of	various	productive	reservoir	lithotypes,	which	confirms	

the	efficiency	of	hydrochloric	acid	solutions	in	optimal	exposure	parameters:	increased	volumes	of	high-concentration	hydrochloric	acid	at	low	

injection	rates.	A	complicating	factor	in	the	dissolution	of	the	dolomites	of	the	Ust-Kut	Horizon	is	the	presence	of	salts	(halites,	anhydrites)	and	the	

uneven	distribution	of	the	void	space.	The	exposure	of	highly-halitized	rock	regions	to	concentrated	hydrochloric	acid	solutions	is	inefficient.	With	

halite	and	anhydrite	salts	in	the	void	space,	step-by-step	treatment	with	solutions	with	increasing	acid	concentration	is	recommended.

Materials	and	methods

The	following	methods	were	applied	in	the	study:	analysis	of	published	
literature,	experimental	studies	of	the	rock	flow	parameters	when	
exposed	to	hydrochloric	acid	solutions,	X-ray	computed	tomography	
of	rock	samples,	petrographic	analysis,	statistical	analysis,	and	

generalization	of	the	test	results.	Core	plugs	and	petrographic	thin	
sections	from	the	Ust-Kut	horizon	were	used	as	testing	materials.

Keywords

Ust-Kut	Horizon,	dolomite,	dissolution	rate,	hydrochloric	acid,	acid	
treatments,	dissolution	channel
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Особенности	кислотного	воздействия	на	
карбонатные	породы	усть-кутского	горизонта	
Восточной	Сибири

	Черепанова	Н.А.,	Аржиловская	Н.Н.,	Ульянова	А.В.,	Кочетов	А.В.

ООО	«Тюменский	нефтяной	научный	центр»,	Тюмень,	Россия
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Аннотация
На	 примере	 карбонатных	 отложений	 усть-кутского	 горизонта	 Лено-Тунгусской	 нефтегазоносной	 провинции	 (НГП)	

рассмотрены	особенности	воздействия	соляной	кислоты	на	слабопроницаемые	доломиты	в	зависимости	от	литологического	

строения	 и	 структуры	пустотного	 пространства.	Доломиты	венд-кембрийского	 возраста	 обогащены	магнием.	 Скорость	

их	 растворения	 в	 растворах	 соляной	 кислоты	 в	 2–2,5	 раза	 ниже	 образцов	 доломитов	 стехиометрического	 состава.	

На	 керновом	 материале	 различных	 литотипов	 продуктивных	 пород-коллекторов	 показана	 возможность	 образования	

высокопроводящих	 каналов	 растворения,	 что	 подтверждает	 эффективность	 действия	 солянокислотных	 растворов	

в	оптимальных	параметрах	воздействия:	повышенные	объемы	соляной	кислоты	высокой	концентрации	при	невысоких	

скоростях	 закачки	 кислотной	 композиции.	 Осложняющим	 фактором	 растворения	 доломитов	 усть-кутского	 горизонта	

является	 наличие	 солей	 (галита,	 ангидрита)	 и	 неравномерное	 распределение	 пустотного	 пространства.	 Воздействие	

концентрированными	 растворами	 соляной	 кислоты	 на	 интенсивно	 галитизированные	 участки	 пород	 не	 эффективно.	

В	 присутствии	 солей	 галита	 и	 ангидрита	 в	 пустотном	 пространстве	 рекомендуется	 поэтапная	 обработка	 растворами	

с	возрастающей	концентрацией	кислоты.

Материалы	и	методы

В	исследовании	применены	следующие	методы:	анализ	
литературных	источников,	экспериментальные	исследования	
фильтрационных	параметров	пород	при	воздействии	растворами	
соляной	кислоты,	рентгеновская	компьютерная	томография	
образцов	горных	пород,	петрографический	анализ,	статистическая	
обработка	и	обобщение	результатов	полученных	исследований.	

В	качестве	материалов	использованы	циллиндрические	образцы	
горных	пород	и	петрографические	шлифы	усть-кутского	горизонта.

Ключевые	слова

усть-кутский	горизонт,	доломит,	скорость	растворения,	соляная	
кислота,	кислотные	обработки,	канал	растворения
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В	 последние	 десятилетия	 месторожде-
ния	углеводородов	(УВ)	Лено-Тунгусской	НГП	
активно	 вводятся	 в	 разработку.	 Основные	
перспективы	введения	в	эксплуатацию	новых	
объектов	 углеводородов	 Лено-Тунгусской	
НГП	связаны	с	карбонатными	венд-кембрий-
скими	 отложениями	 осинского,	 усть-кутско-
го,	 преображенского	 горизонтов.	 Освоение	
скважин	карбонатных	пластов,	как	правило,	
осуществляют	с	использованием	соляно-кис-
лотных	растворов.	Интенсификация	притока	
нефти	имеет	большое	значение	на	всех	ста-
диях	разработки	месторождений	для	очистки	
призабойной	зоны	пласта	(ПЗП)	и	преодоле-
ния	 скин-эффекта.	 При	 обработке	 соляной	
кислотой	растворяются	карбонатные	минера-
лы	и	отложения,	загрязняющие	ПЗП,	что	по-
зволяет	 кратно	 увеличивать	 продуктивность	
скважины.	Несмотря	на	изученность	механиз-
ма	кислотного	воздействия	 с	 карбонатными	
минералами,	в	условиях	Лено-Тунгусской	НГП	
присутствует	 ряд	 специфических	 факторов,	
которые	влияют	на	эффективность	кислотных	
обработок.	

На	 примере	 пород	 усть-кутского	 го-
ризонта	 Непско-Ботуобинской	 антеклизы	
рассмотрены	 особенности	 солянокислотно-
го	 воздействия	 на	 доломитовые	 разности	
нефтяных	 пластов	 в	 зависимости	 от	 литоло-
гического	 строения	 и	 структуры	 пустотного	
пространства.	В	усть-кутском	горизонте	выде-
ляется	2	пласта:	верхний	Б	3-4	и	нижний	Б	5,	
разделенные	 глинисто-карбонатно-суль-
фатной	 перемычкой	 толщиной	 3–7	 м.	Мощ-
ность	 горизонта	 варьируется	 от	 28	 до	83	м.	
Коллекторы	 рассматриваемого	 объекта	
вскрыты	 зачастую	 горизонтальными	 сква-
жинами,	 имеют	 высокую	 минерализацию	
пластовой	воды	(более	350	г/л),	низкую	пла-
стовую	 температуру	 (менее	 20	 °С),	 низкие	
фильтрационно-емкостные	 свойства	 (ФЕС).	
Особенностью	 горизонта	 является	 низ-
кая	 пористость	 нефтеносных	 отложений	
от	1–2	до	10–15	%	и	широкое	распростране-
ние	постседиментационных	процессов,	кото-
рые	придают	неоднородность	ФЕС	как	по	пло-
щади,	так	и	по	разрезу	[1].

Породы	 усть-кутского	 горизонта	 пред-
ставлены	 доломитами	 различных	 структур-
ных	типов	с	прослоями	глинистых	доломитов	
и	ангидритов.	Основным	породообразующим	
минералом	 усть-кутского	 горизонта	 явля-
ется	 доломит,	 реже	 отмечаются	 доломиты	
с	примесью	глин,	кварца,	 галита	и	ангидри-
та,	 содержание	 которых	 в	 среднем	 состав-
ляет	от	1	до	7	%,	также	встречаются	кальцит	
и	 пирит	 в	 количестве	менее	 1	%.	 Доломиты	
вторичные	 предположительно	 образованы	
в	результате	замещения	известняков.	

Доломиты	 венд-кембрийского	 возраста	
имеют	 нестехиометрический	 состав,	 с	 пре-
обладанием	 карбоната	 магния.	 Отношение	
в	них	MgO/CaO	составляет	1,11,	тогда	как	те-
оретический	 состав	 доломита	 предполагает	
отношение	MgO/CaO	—	0,72	 (табл.	 1).	 Энер-
гия	кристаллической	решетки	доломита,	т.	е.	
легкость	 ее	 распада	 на	 ионы,	 имеет	 более	
высокие	значения	по	сравнению	с	энергией	
решетки	 кальцита	 и	 более	 низкие	 значения	
по	сравнению	с	показателем	для	магнезита.	
Поэтому	обогащение	усть-кутских	доломитов	
магнием	(«приближение»	свойств	к	магнези-
ту)	приводит	к	увеличению	энергии	кристал-
лической	 решетки	 и	 относительному	 сниже-
нию	скорости	его	разложения	[2].	

На	 рисунке	 1	 представлен	 график	 ки-
нетики	 растворения	 доломитовых	 пород	
различного	 возраста	 в	 растворе	 соляной	
кислоты	 15	 %масс.	 Определение	 скорости	

растворения	доломитов	производили	газово-
люметрическим	методом	на	дезинтегрирован-
ных	образцах	керна	при	температуре	22	°С.	
Для	 исследований	 использовали	 экстраги-
рованные	 образцы	 кернового	 материала,	
отобранные	из	пласта	Б3-4	 усть-кутского	 го-
ризонта	тэтэрской	свиты	венд-кембрийского	
возраста,	пласта	О1	окского	горизонта	верх-
невизейского	яруса	каменноугольной	систе-
мы	и	стандартный	образец	доломита.	

Образец	породы	усть-кутского	горизонта	
представлен	 доломитом	 микрокристалличе-
ским,	 ооидным,	 неравномерно	 пористым,	
слабо	 галитизированным.	 Образец	 породы	
окского	 горизонта	 представлен	 доломитом	
тонко-мелкокристаллическим,	 неравномер-
но	 кавернозно-пористым,	 с	 таблитчатыми	
кристаллами	 сульфатов	 по	 кавернам.	 В	 ка-
честве	образца	сравнения	использовали	 го-
сударственный	стандартный	образец	состава	
доломита	ГСО	7222-96	утвержденного	типа.	

Представленная	 на	 рисунке	 1	 динамика	
растворения	 подтверждает	 литературные	
данные	 [2,	 3]	 о	 двух	 стадиях	 кинетической	
кривой	 процесса	 растворения	 доломита.	
На	 первой	 стадии	 скорость	 процесса	 опре-
деляется	 скоростью	 химической	 реакции	
кислоты	с	доломитом	(кинетическая	область),	
а	 затем	 лимитирующим	фактором	 становит-
ся	 скорость	 диффузии	 кислоты	 к	 доломиту	
и	продуктов	реакции	в	раствор.	Зависимость	
степени	 растворения	 доломита	 от	 времени	
состоит	из	трех	областей:	кинетической	(в	на-
чальный	период),	промежуточной	и	диффузи-
онной	(в	конце).	В	кинетической	и	диффузи-
онной	области	характер	зависимости	степени	

растворения	во	времени	близок	к	прямоли-
нейному,	поэтому	процесс	описывается	кине-
тическим	уравнением	первого	порядка.	При	
сравнении	динамики	растворения	образцов	
доломитов	 между	 собой	 установлено,	 что	
скорость	растворения	образца	усть-кутского	
горизонта	в	2–2,5	раза	меньше,	чем	доломи-
тов	стехиометрического	строения.

Для	установления	причин	«аномального»	
растворения	 доломитов	 пласта	 Б	 3-4	 про-
ведено	 детальное	 изучение	 литологических	
особенностей,	минерального	состава,	струк-
туры	 пустотного	 пространства	 и	 вторичных	
изменений	 пород-коллекторов.	 В	 пределах	
пласта	 Б	 3-4	 выделяют	 семь	 литотипов:	 ан-
гидриты,	доломиты	окремненные,	доломиты	
глинистые,	 доломиты	 кристаллические,	 до-
ломиты	разнозернистые,	доломиты	микроби-
альные	строматолитовые	и	доломиты	микро-
биальные	 дендролитовые.	 В	 проницаемых	
продуктивных	 интервалах	 преобладающими	
литотипами	являются:	доломиты	разнозерни-
стые,	доломиты	микробиальные	дендролито-
вые,	 в	 меньшей	 степени	 доломиты	 кристал-
лические.	 Остальные	 литотипы	 не	 являются	
продуктивными.

Литотип	 доломит	 разнозернис-
тый	 (рис.	2а)	представлен	доломитами	свет-
ло-серыми	от	микро-тонко-	до	мелкокристал-
лических,	 средне-мелкозернистыми,	 реже	
тонкозернистыми,	 с	 редкими	 прожилками	
черного	органического	вещества	(ЧОВ),	пори-
стыми,	в	разной	степени	галитизированными.

Литотип	 доломит	 микроби-
альный	 дендролитовый	 (рис.	 2б)	
представлен	 доломитами	 темно-серыми	

Табл.	1.	Химический	состав	образцов	доломита
Tab.	1.	Chemical	composition	of	dolomite	samples

Порода Содержание,	% Отношение	MgO/CaO

CaO MgO CO2
Стехиометрический	состав 30,41 21,87 47,72 0,72

Доломит	окского	горизонта	
Волго-Уральской	провинции

30,4 21,6 48,0 0,71

Доломит	усть-кутского	
горизонта	Восточной	Сибири

24,9 27,1 48,0 1,11

Рис.	1.	Кинетика	растворения	доломитовых	пород	различных	литотипов
Fig.	1.	Dissolution	kinetics	of	the	dolomites	of	various	lithotypes	
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тонко-микрокристаллическими,	 микроби-
альными	 дендролитовыми,	 неравномерно	
пористыми,	с	редкими	трещинами,	в	разной	
степени	галитизированными	и	сульфатизиро-
ванными	[4].

Литотип	 доломит	 кристалличе-
ский	 c	 реликтовой	 зернистой	 структу-
рой	 (рис.	 2в)	 представлен	 доломитами	

темно-серыми	 микро-	 и	 тонкокристалличе-
скими,	 неравномерно	 пористыми,	 неравно-
мерно	галитизированными.	

Отмечается	 неоднородное	 распреде-
ления	 ФЕС	 внутри	 литогенетических	 типов.	
Строение	 пустотного	 пространства	 по-
род-коллекторов	 сложное,	 неоднородное	
с	 преобладанием	 пустот,	 образованных	

в	результате	постседиментационных	процес-
сов.	Широкое	распространение	среди	пустот	
имеют	поры,	нередко	выщелачивания,	встре-
чаются	 редкие	 каверны.	 В	 зернистых	 доло-
митах	 количество	 пор	 достигает	 10–25	 %.	
Однако	 эти	 пустоты	 часто	 заполнены	 соля-
ми	 галита	 и	 ангидрита.	 В	 перекристалли-
зованных	 породах	 поры	 мелкой	 размер-
ности	 (от	 0,01	 мм	 до	 0,15	 мм)	 формируют	
основной	 объем	 пустотного	 пространства.	
В	 кристаллических	 доломитах	 равномерно	
распределенные	 поры	 перекристаллизации	
в	кристаллической	массе	обеспечивают	хоро-
шую	пористость.	Отмечается	первичная	и	вто-
ричная	 пористость	 (поры	 перекристаллиза-
ции,	выщелачивания),	а	также	сообщаемость	
пор.	 В	 то	 же	 время	 невысокие	 показатели	
проницаемости	 коллекторов	 свидетельству-
ют	о	наличии	изолированных	и	запечатанных	
пустот	[1,	5].

Сульфатная	минерализация	и	заслонение	
пород,	 как	 правило,	 приводят	 к	 ухудшению	
пористости	и	сообщаемости	пустот,	что	пре-
пятствует	проникновению	кислоты	в	породу.	
Наряду	с	этим	соли,	присутствующие	в	породе	
и	пластовой	воде,	оказывают	влияние	на	ско-
рость	 растворения	 породы	 кислотой.	 Хло-
риды	калия	и	натрия	не	оказывают	влияния	
на	 скорость	 реакции,	 хлорид	 кальция	 уско-
ряет	ее,	 хлорид	магния	уменьшает	 скорость	
разложения	 магнезита.	 Сульфатные	 соли	
(Na2SO4,	 MgSO4	 СaSO4)	 замедляют	 скорость	
реакции	 взаимодействия	 соляной	 кислоты	
с	 доломитом.	 Присутствие	 хлорида	 кальция	
в	 солянокислотном	 растворе	 ускоряет	 опи-
санный	процесс,	снижая	растворимость	суль-
фата	кальция	[6].	

Рис.	2.	Фотоизображение	керна	литотипов	продуктивных	интервалов:	а	—	доломит	
разнозернистый;	б	—	доломит	микробиальный	дендролитовый;	в	—	доломит	
кристаллический	c	реликтовой	зернистой	структурой
Fig.	2.	Pictures	of	cores	of	productive	interval	lithotypes:	а	–	uneven-grained	dolomite;	
б	–	microbial	dendrite	dolomite;	в	–	crystalline	dolomite	with	relict	granular	texture

Табл.	2.	Результаты	фильтрационных	испытаний	солянокислотного	раствора	при	прокачке	через	образцы	доломита	усть-кутского	
горизонта
Tab.	2.	Flow	tests	of	hydrochloric	acid	solution	when	pumped	through	dolomite	samples	of	the	Ust-Kut	Horizon

№	
образца

Литологическое	описание Пористость,	
%

Фазовая	проницаемость	
по	нефти,	10-3	мкм2

Объем	КС	
до	прорыва,	п.о.

max	градиент	давления	
закачки	КС,	МПа/м

До	КС После	КС

31177 Доломит	микробиальный	
дендролитовый,	с	зернистым	
заполнением,	пористый,	слабо	
галитизированный

11,74 1,05 37,69 1,14 20,26

31176 Доломит	микробиальный	
дендролитовый,	с	зернистым	
заполнением,	пористый,	слабо	
галитизированный

10,97 0,95 3	664 0,85 21,5

31172 Доломит	микробиальный	
дендролитовый,	с	зернистым	
заполнением,	неравномерно	пористый,	
слабо	галитизированный

13,82 2,21 1,63 5,08* 67,0

31173 Доломит	микрокристаллический,	
равномерно	микропористый,	
с	прожилками	ЧОВ

18,34 3,43 2	956 3,1 10,3

13258 Доломит	тонкокристаллический,	
пористый

14,60 1,88 3	574 0,98 41,5

13252 Доломит	микрокристаллический,	
неравномерно	микропористый

13,99 0,46 0,30 4,2* 93,8

15676 Доломит	разнозернистый,	пористый,	
галитизированный

10,93 0,76 0,57 8,02* 80,1

15623 Доломит	разнозернистый,	пористый,	
галитизированный

11,63 0,34 0,09 0,89* 41,9

15625 Доломит	разнозернистый,	пористый 11,39 1,18 769,4 0,41 13,5

*прорыв	кислотного	состава	не	достигается
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Процесс	 взаимодействия	 кислотных	 со-
ставов	 с	 породой	 моделировали	 в	 термо-
барических	 условиях	 на	 фильтрационных	
установках.	 Исследование	 влияния	 раство-
римости	 доломитов	 солянокислотными	 рас-
творами	на	фильтрационные	свойства	пород	
производили	 на	 керновом	 материале	 трех	
основных	 литотипов	 пласта	 Б3-4.	 Модель	
пласта	 состояла	 из	 единичного	 цилиндри-
ческого	 образца	 породы	 диаметром	 38	мм,	
длиной	60–80	мм.	Газопроницаемость	образ-
цов	находилась	в	диапазоне	6–18·10-3	мкм2.	
Для	создания	начальной	нефтенасыщенности	
использовали	 изовискозную	 модель	 нефти	
с	 вязкостью	 2,4	 мПа∙с	 и	 модель	 пластовой	
воды	пласта	Б3-4	минерализацией	364	г/л	.	

Фильтрационные	 эксперименты	 выпол-
нены	на	нефтенасыщенном	керне	с	остаточ-
ной	неподвижной	водной	фазой	при	пласто-
вой	температуре	22	°С	и	давлении	17,2	МПа.	
Остаточная	 водонасыщенность	 в	 образцах	
создавалась	 методом	 полупроницаемой	
мембраны	 в	 индивидуальном	 капилляри-
метре	 и	 находилась	 на	 уровне	 32–40	 %.	
Вначале	 делали	 замер	 проницаемости	 мо-
дели	 керна	 по	 нефти	 в	 исходном	 состоянии	
до	 воздействия	 кислотой.	 Закачку	 раствора	
кислоты	15	%масс.	НСl	производили	в	направ-
лении	 «скважина-пласт»	 до	 прорыва	 с	 рас-
ходом	 0,2	 см3/мин.	 Прорыв	 кислоты	 проис-
ходит	 в	 момент	 достижения	 максимального	
градиента	давления	закачки	раствора	кисло-
ты.	После	прокачки	раствора	кислоты	модель	
выдерживали	 в	 состоянии	 покоя	 без	 филь-
трации	в	течение	двух	часов	на	реагирование	
породы	с	кислотным	составом.	По	окончании	
выдержки	 модель	 керна	 подключили	 под	
фильтрацию	 нефти	 и	 замеряли	 проницае-
мость	 модели	 по	 нефти	 после	 воздействия	
кислотой.	 Образцы	 керна	 после	 кислотного	
воздействия	 подвергли	 томографическим	
исследованиям	и	изучили	под	микроскопом	
в	петрографических	шлифах,	изготовленных	
на	срезе	по	направлению	движения	флюида	
и	кислоты	в	образце.

По	 описанной	 методике	 выполнено	 13	
экспериментов.	 В	 качестве	 кислотного	 со-
става	 использовали	 модифицированный	
солянокислотный	 состав	 (КС),	 содержащий	
оптимальный	комплекс	 поверхностно-актив-
ных	веществ	(ПАВ),	исключающих	негативное	
влияние	 на	 эмульсеобразование	 и	 осмоле-
ние	нефти.	В	исследуемых	образцах	продук-
тивных	литотипов	после	прокачки	кислотного	
состава	 фиксируется	 образование	 каналов	
растворения	 —	 червоточин,	 в	 результате	
чего	 установлено	 многократное	 увеличение	
проницаемости	 породы	 пласта-коллектора	
(табл.	2).	Формирующиеся	в	образцах	кана-
лы	 имеют	 объемную	 структуру,	 с	 многочис-
ленными	 ответвлениями.	 Установлено,	 что	
для	 намыва	 канала	 до	 прорыва	 кислотного	
состава	 требуется	 от	 0,4	 до	 3,1	 объема	 пор	
(п.о.)	испытуемого	образца.	При	этом	мини-
мальная	 порция	 кислоты	 использована	 для	
намыва	канала	в	зернистом	доломите,	а	наи-
большая	 —	 в	 кристаллическом	 микропори-
стом	доломите.

Согласно	литературным	данным	[7–9]	для	
низкотемпературных	 доломитовых	 пластов	
эффективное	 образование	 каналов	 раство-
рения	происходит	при	 увеличении	скорости	
растворения	породы.	Необходимая	скорость	
растворения	доломита	достигается	с	ростом	
концентрации,	 объема	 кислоты	 и	 времени	
воздействия.	 В	 условиях	 фильтрации	 вре-
мя	 реакции	 увеличивается	 при	 невысоких	
скоростях	 закачки	 кислотной	 компози-
ции.	 Несмотря	 на	 оптимальные	 параметры	

Рис.	3.	Фотоизображение	образцов	доломитов	микробиальных	после	воздействия	
кислотой:	а	—	образец	31176	—	микробиальная	дендролитовая	постройка	со	столбчатой	
формой	роста	и	зернистым	пористым	заполнением;	б	—	образец	31172	—	контакт	
пористого	зернистого	участка	с	плотной	микробиальной	структурой
Fig.	3.	Pictures	of	microbial	dolomite	samples	after	acid	exposure:	а	–	core	31176	–	microbial	
dendrolite	structure	with	a	columnar	growth	pattern	and	granular	porous	filling;	б	–	core	31172	–	
contact	of	a	porous	granular	region	with	a	tight	microbial	structure

воздействия,	 в	 каждом	 литотипе	 отмечают-
ся	 отдельные	 образцы,	 по	 которым	 кана-
лы	 растворения	 не	 формируются	 даже	 при	
значительных	объемах	прокачки	кислотного	
состава	—	до	8	п.о	при	относительно	низкой	
скорости	закачки.	В	таких	экспериментах	за-
качку	 кислоты	 прекращали	 при	 достижении	
предельного	 давления	 закачки,	 выдержива-
емого	установкой.	

В	 образцах	 микробиальных	 дендроли-
товых	 доломитов	 с	 зернистым	 заполнением	
(рис.	 3)	 кислота	 проникает	 по	 межскелет-
ным	 зернистым	 участкам,	 образуя	 каналы.	
Микробиальные	дендролитовые	формы,	вы-
полненные	 микрит-микрокристаллическим	
доломитом,	 не	 подвержены	 растворению	
кислотой.	 По	 данным	 петрографического	
анализа	 в	 микробиальных	 дендролитовых	
формах	 пустотное	 пространство	 не	 опреде-
ляется	или	редко	встречается,	что	обусловле-
но	плотной	упаковкой	кристаллов	доломита.	
На	отдельных	участках	зернистых	заполнений	
отмечаются	межзерновые	и	межкристалличе-
ские	пустоты.	

В	образце	31176	микробиального	дендро-
литового	доломита	со	столбчатыми	формами	
роста	 проникновение	 кислоты	 происходит	
по	зернистым	участкам	межскелетного	запол-
нения	(рис.	3а),	которые	занимают	около	50	%	
образца.	Кислота	увеличивает	размеры	пор,	
соединяя	их	между	собой.	Стилолиты	и	про-
жилки	 уплотнения	 также	 способствуют	 про-
никновению	кислоты.	Микробиальные	столб-
чатые	 формы	 роста	 сложены	 кристаллами	
с	 плотной	 упаковкой,	 воздействие	 кислоты	
на	них	не	проявляется	по	результатам	петро-
графического	 исследования	 среза	 породы	
после	прокачки	кислоты.	

В	 образце	 31172	 большая	 часть	 породы	
(≈70	%)	представлена	микробиальной	струк-
турой,	 с	 плотной	 упаковкой	 кристаллов,	 без	
каких-либо	 пустот.	 Микропористый	 участок	
присутствует	в	торцевой	части	образца,	сло-
жен	 реликтовым	 зернистым	 заполнением.	
После	воздействия	кислотой	микропористый	
торцевой	 участок	имеет	разветвленную	 сеть	
нескольких	проходов	кислоты.	В	то	же	время	
сквозной	канал	в	данном	образце	не	форми-
руется	 после	 прокачки	 через	 образец	 5	 по-
ровых	 объемов	 раствора	 кислоты.	 Это	 обу-
словлено	 неравномерным	 распределением	
пористых	и	плотных	участков.	Пористая	часть	
перекрыта	плотной	непроницаемой	микроби-
альной	структурой	(рис.	3б),	препятствующей	
намыву	канала	растворения.

В	 образцах	 разнозернистых	 доломи-
тов	 (рис.	 4),	 по	 данным	 петрографического	
анализа,	 характерно	 наличие	 галита	 в	 пу-
стотном	 пространстве.	 В	 образце	 15625	 га-
лит	развит	в	виде	пятен,	в	основном	по	зер-
нам,	 которые	 сложены	 кристаллами	 тонкой	
размерности.	 Межзерновое	 пространство	
выполнено	 доломитом	 тонко-микрокристал-
лическим,	 рыхлым,	 пористым.	 Каналы	 рас-
творения	в	образце	15625	формируются	в	об-
ход	галитизированных	участков	(рис.	4а).

В	нескольких	образцах	кислота	реагирует	
с	торцевой	поверхностью,	не	образуя	сквозно-
го	канала.	В	образце	15623	галит	присутствует	
в	подавляющем	количестве	пустот	80–85	%,	
распределен,	 как	 по	 реликтам	 зерен	 тон-
ко-микрокристаллической	 размерности,	 так	
и	 в	 межзерновом	 пространстве.	 Кристаллы,	
слагающие	 породу	 образца	 15623,	 имеют	
одинаковую	размерность,	запечатывание	пор	
галитом	относительно	равномерное.	Кислота	
образовала	небольшие	каверны	и	канальцы	
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в	 торцевой	 части	 образца	 до	 мест	 распо-
ложения	 галитизированных	 пор	 (рис.	 4в).	
Галитом	 заполнены	 все	 пустоты	 образца	
15676	(рис.	4б).	На	томографической	съемке	
визуализируется	поверхностное	растворение	
торцов	образцов	15676	и	15623.	Как	показали	
эксперименты,	кислота	не	проникает	в	поры	
с	 галитом.	 Вероятно,	 это	 связано	 с	 низкой	
растворимостью	хлорида	натрия	в	растворе	
соляной	кислоты	высокой	концентрации.

Согласно	 данным	 [10]	 скорость	 раство-
рения	NaCl	резко	снижается	в	концентриро-
ванных	растворах	солей	и	кислот	в	условиях	
естественной	конвекции	при	25	°С.	Так,	ско-
рость	растворения	NaCl	в	растворе,	содержа-
щем	20	%масс.	одноименной	соли,	снижается	

с	 5,8	 до	 0,88	 г/см2∙с;	 в	 растворе,	 содержа-
щем	20	%	соляной	кислоты,	—	до	0,1	г/см2∙с.	
Для	 удаления	 галита	 из	 порово-трещинной	
карбонатной	среды	возможно	использование	
пресной	 воды	 с	 ПАВ.	 Подобные	 обработки	
успешно	осуществлены	на	ряде	карбонатных	
объектов.	 Также	 при	 наличии	 галитизации	
коллектора	 авторами	 [10,	 11]	 отмечается	
необходимость	 снижения	 концентрации	 со-
ляной	 кислоты	 при	 обработке	 карбонатных	
отложений	с	целью	растворения	солей	хлори-
дов	и	сульфатов.	Низко	концентрированные	
растворы	 соляной	 кислоты	 (2–3	 %)	 эффек-
тивно	растворяют	галит	и	труднорастворимые	
соли	полиминеральных	разностей	пород.	Как	
известно,	 растворение	 гипса	 и	 ангидрита	

ускоряется	в	кислых	средах.	Авторами	[11]	по-
казана	 эффективность	 поэтапной	 прокачки	
кислотных	составов	со	ступенчатым	повыше-
нием	концентрации	соляной	кислоты	в	доло-
митовых	породах	Восточной	Сибири.

В	 образцах	 кристаллического	 доломита	
с	 реликтовой	 зернистой	 структурой	 (рис.	 5)	
проникновение	кислоты	происходит	по	пори-
стым	участкам,	вдоль	прожилок	ЧОВ	и	стило-
литов.	Поры	преимущественно	микроразмер-
ности	(менее	0,01	мм),	реже	отмечаются	поры	
тонкой	 размерности.	 В	 образце	 31173	 рас-
пределение	пор	в	породе	относительно	рав-
номерное,	проникновение	кислоты	происхо-
дит	преимущественно	вдоль	прожилков	ЧОВ	
и	стилолитов,	по	пористым	участкам,	образуя	

Рис.	4.	Фотоизображение	образцов	доломитов	разнозернистых	после	воздействия	кислотой:	а	—	образец	15625	—	пятнистое	
распределение	зон	галитизации;	б	—	образец	15676	—	поровое	пространство	полностью	заполнено	галитом;	в	—	образец	15623	—	
подавляющее	заполнение	пустот	галитом
Fig.	4.	Pictures	of	uneven-grained	dolomites	after	exposure	to	acid:	а	–	core	15625	–	spotty	distribution	of	halitization	zones;	б	–	core	15676	–	
the	pore	space	is	completely	filled	with	halite;	в	–	core	15623	–	dominant	filling	of	voids	with	halite
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каналы	 (рис.	 5а).	 В	 образце	 13252	 распре-
деление	 пустот	 неравномерное,	 поры	 ми-
кроразмерности	 распределены	 по	 релик-
товым	 участкам	 межзернового	 заполнения.	
Реликты	 зерен	 сложены	 микрокристалли-
ческим	 доломитом	 плотной	 упаковки,	 про-
никновение	 кислоты	 по	 таким	 структурам	
затруднено.	 Растворение	 породы	 происхо-
дит	в	торцевой	части	в	зоне	контакта	кисло-
ты	 и	 по	 контуру,	 сквозная	 червоточина	 не	
формируется	(рис.	5б).	

Структурная	составляющая	порового	кол-
лектора	 предполагает	 гидродинамическое	
сосредоточение	кислотного	потока	по	откры-
тым	 каналам,	 микротрещинам	 и	 кавернам.	
В	 то	же	 время	микроканалы	 зачастую	явля-
ются	недосягаемыми	для	кислотного	состава	
в	силу	превышения	в	них	капиллярного	дав-
ления	 над	 градиентом	 возникающего	 дав-
ления	 его	 казачки.	Нейтрализация	 кислоты,	
пропорциональная	 площади	 поверхности,	
в	 мелких	 каналах	 происходит	 с	 более	 вы-
сокой	 скоростью,	 что	 не	 позволяет	 разви-
вать	 в	 них	 фронт	 кислотного	 растворения	
породы	[2].

Итоги	

Проведенные	 исследования	 показали,	 что	
растворение	 доломитов	 в	 низкотемператур-
ных	 пластах	 венд-кембрийского	 возраста	
является	 неравномерным,	 а	форма	 каналов	
растворения	 определяется	 структурой	 поро-
вого	пространства,	размером	пустот,	их	сооб-
щаемостью,	 распределением	 и	 вторичными	
изменениями	пород	 (галитизация,	сульфати-
зация	и	др.).
В	изученных	породах	усть-кутского	горизонта	
Восточной	 Сибири	 эффективность	 воздей-
ствия	 кислотных	 составов	 зависит	 в	 первую	
очередь	 от	 структуры	 породы,	 в	 меньшей	
степени	 от	 морфологии	 пустот.	 В	 породах	

с	 одинаковыми	 значениями	 пористости	 и	
проницаемости	 растворение	 карбонатных	
минералов	 соляной	 кислотой	 различно.	
Межзерновые	 и	 межкристаллические	 поры	
в	 зернистых	 или	 кристаллических-реликто-
во-зернистых	 структурах	 способствуют	 раз-
витию	каналов.	Межкристаллические	пустоты	
в	 кристаллических	 микритовых	 доломитах	
не	подвержены	воздействию	кислоты.	Также	
значительное	влияние	оказывают	вторичные	
процессы,	такие	как	сульфатизация	и	засоло-
нение,	 так	 как	 приводят	 к	 ухудшению	 пори-
стости	и	сообщаемости	пустот.

Выводы

В	 результате	 выполненных	 исследований	
можно	сделать	следующие	основные	выводы.
По	 данным	 фильтрационных	 экспериментов	
солянокислотная	 обработка	 позволяет	 до-
стигать	кратного	увеличения	проницаемости	
доломитовых	пород	усть-кутского	горизонта	в	
основных	продуктивных	литотипах.	При	этом	
в	 пределах	 одного	 литотипа	 возможно	 как	
формирование	 сквозного	 канала	 в	 породе,	
так	 и	 объемное	 поверхностное	 растворе-
ние,	 не	 приводящее	 к	 росту	 проницаемости	
образцов.
В	разнозернистых,	кристаллических	и	микро-
биальных	 литотипах	 усть-кутского	 горизонта	
солянокислотное	 воздействие	 эффективно	
при	равномерном	распределении	пористости	
в	породе.
В	 микропористых	 кристаллических	 литоти-
пах	 и	 в	 отсутствии	 сообщающихся	 каналов	
фильтрации	 солянокислотное	 воздействие	 в	
доломитовых	 пластах	 усть-кутского	 горизон-
та	не	приводит	к	образованию	протяженных	
червоточин,	 что	 снижает	 результативность	
кислотной	обработки.	
В	 галитизированных	 породах	 воздействие	
растворами	 соляной	 кислоты	 с	 высокой	

концентрацией	 непродуктивно.	 Для	 обра-
ботки	 засолоненных	 пород-коллекторов	 ре-
комендуется	 поэтапная	 обработка	 скважин,	
включающая	оторочку	пресной	воды	или	рас-
твора	соляной	кислоты	низкой	концентрации	
на	 первом	 этапе	 и	 последующую	 основную	
оторочку	 соляной	 кислоты	 высокой	 концен-
трации	15–20	%масс.	
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структурой	после	воздействия	кислотой:	а	—	образец	31173	—	микропористость,	
прожилки	ЧОВ	создают	слоистость;	б	—	образец	13252	—	пятнистое	распределение	
микропор
Fig.	5.	Pictures	of	crystalline	dolomite	samples	with	relict	granular	texture	after	acid	exposure:	
а	–	core	31173	–	microporosity,	veins	of	black	OM	create	layering;	б	–	core	13252	–	spotty	
distribution	of	micropores
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Results	

The	conducted	studies	have	shown	that	the	dissolution	of	dolomites	in	
low-temperature	Vendian-Cambrian	formations	is	uneven,	and	the	shape	
of	 the	dissolution	channels	 is	determined	by	 the	pore	space	structure,	
the	 size	 and	 communication	 of	 voids,	 and	distribution	 and	diagenetic	
changes	in	rocks	(halitization,	sulfatization,	etc.).
In	 the	 studied	 rocks	 of	 the	 Ust-Kut	 Horizon	 of	 East	 Siberia,	 the	
performance	of	acid	agents	depends	primarily	on	the	rock	structure	and	
on	 the	morphology	of	voids	 to	a	 lesser	extent.	 In	 rocks	with	 the	same	
porosities	 and	 permeabilities,	 the	 dissolution	 of	 carbonate	 minerals	
by	hydrochloric	acid	 is	unalike.	 Intergranular	and	 intercrystalline	pores	
in	 granular	 or	 crystalline-relict-granular	 structures	 contribute	 to	 the	
development	 of	 channels.	 Intercrystalline	 voids	 in	 crystalline	 micrite	
dolomites	 are	 unaffected	 by	 acids.	 Secondary	 mechanisms	 such	 as	
sulfatization	and	salinization	also	have	a	significant	impact,	as	they	lead	
to	a	deterioration	in	porosity	and	communication	of	voids.

Conclusions

The	following	main	conclusions	can	be	made	from	the	study.
According	to	the	flow	experiments,	hydrochloric	acid	treatment	makes	it	

possible	to	achieve	a	multiple	increase	in	the	permeability	of	dolomites	
of	 the	Ust-Kut	 Horizon	 in	 the	main	 productive	 lithotypes.	 At	 the	 same	
time,	within	the	same	lithotype,	both	the	formation	of	through-channel	
in	the	rock	and	volumetric	surface	dissolution	is	possible,	which	does	not	
lead	to	an	increase	in	the	rock	permeability.
In	 the	uneven-grained,	crystalline,	and	microbial	 lithotypes	of	 the	Ust-
Kut	Horizon,	hydrochloric	acid	exposure	 is	effective	 in	 case	of	uniform	
distribution	of	porosity	within	the	rock.
In	microporous	crystalline	lithotypes	and	in	the	absence	of	communicating	
flow	 channels,	 hydrochloric	 acid	 exposure	 in	 the	 dolomite	 reservoirs	
of	 the	 Ust-Kut	 horizon	 does	 not	 lead	 to	 the	 formation	 of	 extended	
wormholes,	which	reduces	the	performance	of	acid	treatment.	
In	 halitized	 rocks,	 exposure	 to	 high-concentration	 hydrochloric	 acid	
solutions	is	ineffective.	The	recommended	treatment	of	saline	reservoir	
rocks	 involves	 phased	 treatment	 of	 wells,	 including	 a	 slug	 of	 fresh	
water	 or	 a	 low-concentration	 hydrochloric	 acid	 solution	 at	 the	 first	
stage	 followed	 by	 a	main	 slug	 of	 high-concentration	 hydrochloric	 acid	
(15–20	%	wt).
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The	accumulated	knowledge	in	the	application	and	implementation	of	multivariate	forecasting	of	the	development	of	gas	deposits	allowed	the	
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Аннотация
Накопленные	знания	в	части	применения	и	проведения	многовариантного	прогнозирования	разработки	газовых	залежей	

позволили	авторам	разработать	новый	методологический	подход,	отличающийся	комплексностью	и	углубленным	анализом	

большего	 количества	 неопределенных	 параметров.	 Для	 проектирования	 разработки	 перспективных	 газовых	 объектов	

сформирована	 матрица	 неопределенностей,	 проведен	 анализ	 чувствительности	 и	 многовариантное	 моделирование.	

Подготовлены	рекомендации,	направленные	на	усиление	программы	доизучения.

Материалы	и	методы

Лабораторные	исследования	керна,	исследования	скважин	
(геофизические,	гидродинамические),	PVT-моделирование,	
гидродинамическое	моделирование	(многовариантные	расчеты),	
комплексная	оценка.
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Введение

Современные	 реалии	 характеризуются	
ростом	потребности	в	освоении	перспектив-
ных	 залежей	 (greenfield)	 углеводородного	
(УВ)	 сырья,	 такого	 как	 газ,	 нефть	и	 газовый	
конденсат.	 Во	 многих	 случаях	 породы-кол-
лекторы	 могут	 быть	 осложнены	 геологиче-
ским	 строением	 (высокая	 расчлененность,	
многопластовость	и	т.п.)	и	низкими	фильтра-
ционно-емкостными	 свойствами	 (ФЕС).	 Так-
же	 для	 них	 характерна	 низкая	 изученность	
из-за	 недостатка	 исходной	 геологической	
информации	 и	 ограниченного	 количества	
аналогов.

Для	 формирования	 стратегии	 по	 подго-
товке	к	вводу	в	промышленную	эксплуатацию	
таких	 объектов	 необходима	 комплексная	
оценка	 неопределенностей	 и	 управление	
рисками	 (геологические,	 технологические,	
экономические,	 стратегические,	 операци-
онные)	с	последующей	их	минимизацией	[1].	
Для	 реализации	 подобного	 рода	 задач	
в	 мировой	 и	 отечественной	 практике,	 как	
правило,	 применяются	 многовариантные	
расчеты	(МВР)	[2].

МВР	 —	 инструмент,	 позволяющий	 про-
водить	 ранжирование	 неопределенностей,	
а	также	прогнозировать	вероятность	и	досто-
верность	проектных	показателей	разработки	
нефтяных	и	газовых	активов.

Суть	метода	МВР	заключается	в	создании	
множества	геологических	и	фильтрационных	
моделей	объекта	с	последующим	перебором	
параметров,	 характеризующихся	 неопреде-
ленностью	исходных	данных	(ИД)	[3].

Реализация	МВР	включает	в	себя	следую-
щие	типовые	этапы:
•		 формирование	матрицы	параметров	 не-

определенности	 (обобщение	 исходных	
параметров	 и	 определение	 диапазонов	
их	варьирования);

•		 анализ	чувствительности	модели	(числен-
ная	оценка	степени	влияния	каждого	фак-
тора	на	итоговый	результат	и	исключение	
наименее	влияющих);	

•		 проведение	 МВР	 (получение	 ансамбля	
расчетов	с	последующей	оценкой	вероят-
ности	 воспроизведения	 проектного	 про-
филя	добычи);

•		 подготовка	 рекомендаций	 в	 части	 до-
изучения	 с	 целью	 повышения	 качества	
ИД	об	объекте	исследования	(геологиче-
ское	строение,	ФЕС,	продуктивность)	[4].

Применимость	МВР

Важно	отметить,	что	МВР	обладают	широ-
ким	спектром	применимости	и	могут	исполь-
зоваться	для	решения	как	типовых,	так	и	не-
тривиальных	задач.	Например:	
•		 в	работе	[5]	описано	создание	алгоритма	

для	анализа	неопределенностей	и	оценки	
рисков	и,	как	следствие,	уточнения	диапа-
зонов	варьируемых	параметров;	

•		 в	 работе	 [6]	 показан	 процесс	 форми-
рования	 авторской	 матрицы	 решений	
по	выбору	оптимального	типа	заканчива-
ния	скважин	в	зависимости	от	насыщения	
и	ФЕС	пласта.	Дополнительно	разработа-
на	 экспресс-оценка	 типов	 заканчивания	
для	 слабоизученных	 и	 неразбуренных	
зон;

•		 в	 работе	 [7]	 продемонстрирован	 учет	
масштабного	эффекта	и	неоднородности	
пласта	с	последующим	улучшением	каче-
ства	интегральной	адаптации	гидродина-
мической	модели	(ГДМ)	за	счет	уточнения	
петрофизической	зависимости	Кпр=f(Кп);

•		 в	 работе	 [8]	 представлено	 описание	
принципиально	 новой	 методики	 поиска	

оптимальной	 стратегии	 разработки	 мно-
гопластовых	газовых	и	газоконденсатных	
залежей,	 учитывающей	 геологические	
неопределенности,	 а	 также	 технологиче-
ские	и	организационные	риски.
Принимая	 во	 внимание	 накопленную	

базу	знаний	в	части	применения	и	проведе-
ния	 МВР,	 авторами	 настоящей	 статьи	 раз-
работан	 собственный	 методологический	
подход,	учитывающий	сильные	стороны	аль-
тернативных	подходов,	но	при	этом	отличаю-
щийся	от	них	комплексностью	и	углубленным	
анализом	большего	количества	неопределен-
ных	параметров.

Матрица	неопределенности

Рассмотрим	 один	 из	 лицензионных	
участков	 (ЛУ)	 Гыданского	 полуострова	 Яма-
ло-Ненецкого	 автономного	 округа	 (ЯНАО).	
Ловушки	 свободного	 газа	 анализируемого	
ЛУ	характеризуются	сложным	геологическим	
строением	 (в	 т.ч.	многопластовостью),	неод-
нородностью	 по	 площади	 и	 низкой	 прони-
цаемостью	 (в	 среднем	 1	 мД).	 ЛУ	 находится	
на	стадии	доизучения,	объекты	в	разработку	
не	введены.

На	первом	этапе	реализации	МВР	прове-
дена	классификация,	верификация	и	оценка	

диапазонов	неопределенностей	ИД	по	иссле-
дованиям	 керна	 и	 геомеханическим	 свой-
ствам	пород.	В	связи	с	недостаточной	степе-
нью	изученности	продуктивных	объектов	для	
обоснования	ИД	дополнительно	привлечены	
одновозрастные	 объекты-аналоги	 со	 схожи-
ми	ФЕС.

В	качестве	неопределенных	авторами	вы-
делены	следующие	параметры,	относящиеся	
к	ГДМ	(в	настоящей	статье	МВР	рассмотрены	
в	 контексте	 гидродинамического	 моделиро-
вания):	остаточная	(связанная)	водонасыщен-
ность	(SWL),	ОФП	по	воде	при	остаточной	газо-
насыщенности	(KRWR)	и	максимальная	(KRW),	
критическая	газонасыщенность	 (SGCR),	мак-
симальная	ОФП	по	газу	(KRG),	формы	кривых	
ОФП	по	воде	и	 газу	 (LET-корреляция),	 пара-
метры	 аквифера	 Картера-Трейси	 (AQUCT),	
абсолютная	проницаемость	—	PERMX	 (выде-
ление	с	помощью	литофациального	анализа	
зависимости	Кпр	=	f(Кп)	для	5	литотипов),	ко-
эффициент	 анизотропии	 (PERMZ)	 и	 сжимае-
мость	пород	(ROCK).	

Типовой	 подход	 к	 определению	 мини-
мальной,	 средней	 и	 максимальной	 зави-
симостей	 показан	 на	 примере	 остаточной	
(связанной)	 водонасыщенности	 (SWL).	
Анализируя	 статистическое	 распределение	

	Рис.	1.	Диапазон	неопределенности	остаточной	(связанной)	водонасыщенности	(SWL)
Fig.	1.	Uncertainty	range	of	residual	(bound)	water	saturation	(SWL)

Рис.	2.	Анализ	чувствительности.	Накопленная	добыча	газа
Fig.	2.	Sensitivity	analysis.	Cumulative	gas	production



105

керновых	 данных	 становится	 очевидным,	
что	облако	точек	представляет	собой	некий	
диапазон,	 который	 может	 быть	 охаракте-
ризован	 несколькими	 кривыми,	 описыва-
ющими	 в	 данном	 случае	 зависимость	 SWL	
от	 квадратного	 корня	 из	 отношения	 абсо-
лютной	 проницаемости	 к	 коэффициенту	
пористости	(рис.	1).

На	основе	анализа	ИД	подготовлена	ма-
трица	неопределенных	параметров	и	опреде-
лены	диапазоны	их	варьирования	 (табл.	 1.).	
Всего	 к	 оценке	 в	 рамках	 выполнения	
анализа	 чувствительности	 рекомендова-
но	 11	 параметров	 (10	 фильтрационных	
и	1	геомеханический).

Анализ	чувствительности

На	втором	этапе	реализации	МВР	прове-
дены	 численные	 эксперименты	 по	 анализу	
чувствительности	 результата	 к	 изменению	
параметров,	 имеющих	 неопределенности,	

согласно	матрице,	сформированной	на	пре-
дыдущем	этапе.	

В	 качестве	 параметра	 отклика,	 подвер-
женного	 влиянию	 имеющихся	 неопреде-
ленностей,	 принята	 величина	 накопленной	
добычи	 газа	 за	прогнозный	период	 (класси-
ческий	подход	при	проведении	МВР).	

Наибольшее	влияние	на	итоговую	добычу	
(больше	 +/-	 5%)	 оказали	 3	 параметра:	 кри-
тическая	 газонасыщенность	 (SGCR),	 форма	
кривой	 ОФП	 по	 газу	 (Kg)	 и	 проницаемость	
по	латерали	(PERMX)	(рис.	2).

Однако,	 помимо	 классического	 подхо-
да	 к	 проведению	МВР,	 по	 мнению	 авторов,	
в	комплексе	целесообразен	и	анализ	продол-
жительности	 периода	 постоянных	 отборов	
газа	 (ППО),	 вносящего	 значительный	 вклад	
в	экономическую	рентабельность	любого	га-
зового	проекта.

Для	 подтверждения	 рациональ-
ности	 авторского	 подхода,	 а	 также	

выявления	 наиболее	 значимых	 входных	
неопределенностей	 на	 проектные	 показа-
тели	 разработки	 подготовлен	 сравнитель-
ный	 анализ	 результатов	 многовариантно-
го	 моделирования	 в	 формате	 диаграммы	
«Торнадо»	(рис.	3,	4).	

Всего	на	продолжительность	ППО	оказа-
ли	влияние	6	параметров.	При	этом	остаточ-
ная	 (связанная)	 водонасыщенность	 (SWL),	
максимальная	 ОФП	 по	 газу	 (KRG)	 и	 форма	
кривой	 ОФП	 по	 воде	 (Kw)	 незначительно	
повлияли	 на	 накопленную	 добычу	 (меньше	
+/-	 5%),	 но	 влияют	 на	 длительность	 ППО	
(от	1	года	и	больше).

В	 результате	 комплексного	 подхода	
к	 анализу	 чувствительности	 пересмотрена	
и	 уточнена	 матрица	 параметров,	 имеющих	
неопределенности.	 В	 рамках	 проведения	
МВР	к	варьированию	рекомендовано	6	филь-
трационных		параметров	(выделены	жирным	
шрифтом	в	табл.	1).

Табл.	1.	Матрица	неопределенности	
Tab.	1.	Uncertainty	matrix

Параметр Тип	данных Способ	
задания

Диапазон	значений Комментарии

Минимальный	 Средний Максимальный

Остаточная	

(связанная)	

водонасыщенность

непрерывный множит.	

в	уравнен.	

SWL	(a)

0,384 0,698 0,977 SWL	=	a*

(корень	(PERMX/

PORO))^(-0,364)

ОФП	по	воде	
при	остаточной	
газонасыщенности

непрерывный множит.	
в	уравнен.	
KRWR	(b)

-18,2 -9,1 -5 KRWR	=	0,352*
exp(b*SGCR)

Максимальная	
ОФП	по	воде

непрерывный множит.	
в	уравнен.	
KRW	(c)

0,038 0,081 0,148 KRW	=	c*
PERMX^0,183

Критическая	
газонасыщенность

дискретный значение	
переменной	
SGCR

0,11 0,222 0,425 –

Максимальная	

ОФП	по	газу

непрерывный множит.	

в	уравнен.	

KRG	(d)

0,01 0,096 0,238 KRG	=	0,079*

ln(PERMX)+d

Форма	кривых	

ОФП

таблица зависимость	

ОФП	воды	

от	Sw

Kw	=	Sw^12/

Sw^12+25*(1-Sw)^2

Kw	=	Sw^5/

Sw^5+5*(1-Sw)^1

Kw	=	Sw^3,1/

Sw^3,1+2,2*(1-

Sw)^1,7

LET-функция

Форма	кривых	

ОФП

таблица зависимость	

ОФП	газа	

от	Sg

Kg	=	(1-Sw)^9/

(1-Sw)^9+13*Sw^4,3

Kg	=	(1-Sw)^3/

(1-Sw)^3+5*Sw^3

Kg	=	(1-Sw)^2/

(1-Sw)^2+2*Sw^2,3

LET-функция

Аквифер параметры	
аквифера

З	сценария без	аквифера базовый	аквифер аквифер	
с	увеличенной	
проницаемостью

–

Проницаемость	

(литотип	1)

непрерывный множит.	

в	уравнен.	

PERMX	(e)

0,16 1 5,5 PERMX_LITO_1	=	

=0,001*

exp(0,446*PORO)*e

Проницаемость	

(литотип	2)

непрерывный множит.	

в	уравнен.	

PERMX	(f)

0,08 1 6 PERMX_LITO_2	=	

=	0,001*

exp(0,508*PORO)*f

Проницаемость	

(литотип	3)

непрерывный множит.	

в	уравнен.	

PERMX	(g)

0,5 1 2,2 PERMX_LITO_3	=	

=	0,289*

exp(0,285*PORO)*g

Проницаемость	

(литотип	4)

непрерывный множит.	

в	уравнен.	

PERMX	(h)

0,65 1 1,5 PERMX_LITO_4	=	

=	7,056*

exp(0,244*PORO)*h

Проницаемость	

(литотип	5)

непрерывный множит.	

в	уравнен.	

PERMX	(i)

0,45 1 1,8 PERMX_LITO_5	=	

=	0,191*

exp(0,292*PORO)*i

Анизотропия непрерывный множит.	
в	уравнен.	
PERMZ	(j)

0,082 0,385 1,25 PERMZ	=	j*
PERMX^0,936

Сжимаемость	
пород

дискретный значение	
переменной	
ROCK

13,8 22 36 –
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Проведение	МВР

В	 первую	 очередь	 авторами	 проведена	
серия	 МВР	 и	 получено	 множество	 вычис-
лений,	 основанных	 на	 классическом	 под-
ходе	 (учет	 неопределенностей,	 влияющих	
на	 накопленную	 добычу).	 В	 результате	 ана-
лиза	 ансамбля	 расчетов	 определено,	 что	
утвержденный	 проектный	 профиль	 добычи	
газа	 (накопленная	 добыча)	 соответствует	
перцентилю	P52,	т.е.	вероятность	его	воспро-
изведения	 в	 будущем	 незначительно	 выше	
среднего.

Перцентиль	 показывает	 место,	 которое	
занимает	утвержденный	проектный	профиль	
добычи	газа	(А1)	в	общей	выборке	профилей	
и	определяется	по	формуле:

		 	(1)
	
Следующим	 шагом	 получено	 множество	

вычислений,	 основанных	на	авторском	под-
ходе	(комплексный	учет	неопределенностей,	
влияющих	 как	 на	 накопленную	 добычу,	 так	
и	 на	 длительность	 ППО).	 В	 результате	 ана-
лиза	 ансамбля	 расчетов	 определено,	 что	

Рис.	4.	Неопределенности.	Длительность	периода	постоянных	
отборов	газа
Fig.	4.	Uncertainties.	Duration	of	the	period	of	constant	extraction	of	gas

Рис.	3.	Неопределенности.	Накопленная	добыча	газа
Fig.	3.	Uncertainties.	Cumulative	gas	production

Рис.	5.	Результаты	МВР
Fig.	5.	Results	of	multivariate	calculations

утвержденный	 проектный	 профиль	 добычи	
газа	 (накопленная	 добыча)	 соответствует	
перцентилю	P44,	т.е.	вероятность	его	воспро-
изведения	в	будущем	ниже	среднего.	В	тоже	
время,	ППО	сократился	на	1	год	относительно	
перцентиля	P52	(рис.	5)

В	 качестве	 заключительного	 этапа	 про-
ведения	 МВР	 проанализирована	 факти-
ческая	 карта	 охвата	 объекта	 керновыми	

исследованиями	(рис.	6).	С	целью	повышения	
его	изученности	подготовлены	рекомендации	
по	проектным	целям	(разведочные	скважины	
/	пилотные	стволы	первых	скважин).	Успеш-
ная	 реализация	 такой	 программы	 доизуче-
ния,	 по	 предварительной	 оценке,	 позволит	
увеличить	 охват	 керновыми	 исследования-
ми	по	площади	с	38	до	66%,	а	 также	сузить	
диапазон	 имеющихся	 неопределенностей	

Рис.	7.	Процент	охвата	исследованиями	керна	(рекомендация)
Fig.	7.	Percentage	of	core	study	coverage	(recommendation)

Рис.	6.	Процент	охвата	исследованиями	керна	(факт)	
Fig.	6.	Percentage	of	core	study	coverage	(fact)
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Results

As	a	result	of	designing	the	development	of	promising	gas	facilities	using	
multivariate	 calculations,	 a	 proprietary	 methodological	 approach	 was	
formed,	 which	 differs	 from	 analogues	 in	 the	 simultaneous	 analysis	 of	
accumulated	gas	production	and	the	duration	of	the	period	of	constant	
extraction.	 Ultimately,	 the	 matrix	 of	 parameters	 characterized	 by	
uncertainty	was	 refined	with	a	subsequent	assessment	of	 their	 impact	
on	the	projected	gas	production	profile	(including	the	probability	of	its	
realization	in	the	future	has	been	assessed).

Conclusions

The	use	of	an	integrated	approach	to	conducting	multivariate	calculations	
relative	to	the	classical	one	allowed	the	authors	to:

•	 additionally	 take	 into	 account	 3	 parameters	 characterized	
by	uncertainty:	residual	(bound)	water	saturation,	maximum	relative	
phase	permeability	(RPP)	for	gas	and	the	shape	of	the	RPP	curve	for	
water;

•	 obtain	 a	 more	 pessimistic	 assessment	 of	 the	 probability	
of	 reproducing	 the	 projected	 gas	 production	 profile	 in	 the	 future	
(P44);

•	 recommend	 measures	 for	 additional	 study	 of	 the	 site,	 which,	
according	to	preliminary	estimates,	will	increase	the	coverage	of	core	
studies	by	area	by	28	%.
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с	 целью	 уточнения	 ФЕС	 рассматриваемого	
объекта	с	последующей	корректировкой	про-
ектного	профиля	добычи	газа	(рис.	7).	

Итоги

В	 результате	 проектирования	 разработки	
перспективных	 газовых	 объектов	 с	 приме-
нением	 МВР	 сформирован	 авторский	 ме-
тодологический	 подход,	 отличающийся	 от	
аналогов	 единовременным	 анализом	 нако-
пленной	 добычи	 газа	 и	 продолжительности	
ППО.	 В	 конечном	 итоге	 уточнена	 матрица	
параметров,	 характеризующихся	 неопреде-
ленностью	 с	 последующей	 оценкой	 их	 вли-
яния	на	проектный	профиль	добычи	газа	(в	
т.ч.	 оценена	 вероятность	 его	 реализации	 в	
будущем).

Выводы

Применение	комплексного	подхода	к	прове-
дению	МВР	 относительно	 классического	 по-
зволило	авторам:
•		 дополнительно	 учесть	 3	 параметра,	 ха-

рактеризующихся	 неопределенностью:	
остаточная	 (связанная)	 водонасыщен-
ность,	максимальная	ОФП	по	газу	и	фор-
ма	кривой	ОФП	по	воде;

•		 получить	 более	 пессимистичную	 оценку	
вероятности	воспроизведения	в	будущем	
проектного	профиля	добычи	газа	(Р44);

•		 рекомендовать	мероприятия	по	доизуче-
нию	объекта,	которые,	по	предваритель-
ной	 оценке,	 позволят	 увеличить	 охват	
керновыми	исследованиями	по	площади	
на	28	%.
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