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«Вести газовой науки»



В настоящее время в ПАО «Газпром» вводятся в разработку 
новые уникальные газовые и газоконденсатные месторождения. 
Активно реализуется мегапроект «Ямал», созданы Якутский, 
Иркутский и другие центры газодобычи. Одновременно продол-
жается освоение новых продуктивных горизонтов в традиционных 
районах газодобычи Западной Сибири.

В научном плане существенный интерес сейчас представляет 
разработка и эксплуатация месторождений, которые можно 
отнести к нетрадиционным. Это надсеноманские низкотемпера-
турные отложения (по петрофизическим характеристикам такие 
залежи фактически являются нетрадиционными), а также глубо-
козалегающие ачимовские газоконденсатные и нефтяные залежи 
с аномально высоким пластовым давлением, в перспективе – 
залежи юрских горизонтов. В этой связи специалистам отрасли 
приходится ставить и решать комплекс новых наукоемких задач, 
обусловленных постепенным окончанием «эпохи сеноманского газа» 
и переходом к освоению нефтегазоконденсатных месторождений 
в нетрадиционных коллекторах, когда пластовые флюиды харак-
теризуются содержанием широкого спектра легких углеводо-
родов групп от С2 до С4, наличием неуглеводородных компонентов 
и значительными вариациями конденсатного фактора. Некоторые 
аспекты этого широкого фронта исследований затронуты и в нас-
тоящем сборнике.

Новый выпуск сборника «Вести газовой науки» раскрывает сле-
дующие актуальные вопросы:

1) экспериментальное исследование кернов (влияние трещинной 
пористости на петрофизические и фильтрационные свойства 
коллекторов, развитие экспериментальных методов определения 
функций относительных фазовых проницаемостей в двух- и трех-
фазных системах, развитие моделей цифрового керна и др.);

2) повышение продуктивности скважин за счет проведения 
различных геотехнологических мероприятий (подбор новых 
буровых растворов для проводки скважин в осложненных горно-
технологических условиях, гидроразрыв пласта, реагенты для 
интенсификации притока к скважинам в подземных хранилищах 
газа и др.);

3) совершенствование промысловых технологий добычи газа 
и функционирования подземных хранилищ (подбор новых ингиби-
торов гидратообразования, управление работой системы «пласт – 
скважина», совершенствование газодинамических исследований 
скважин в осложненных условиях и др.);

4) физико-химические и теплофизические свойства флюи-
дальных систем.

Издание рассчитано на широкий круг специалистов нефтега-
зового профиля, а также на студентов и аспирантов.

Слово редактора

Б.А. Григорьев,
член-корреспондент 
РАН, д.т.н., профессор, 
ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ»
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Вести газовой науки: науч.-техн. сб. – М.: Газпром ВНИИГАЗ, 2022. – № 3 (52): Актуальные воп-
росы исследований пластовых систем месторождений углеводородов. – 227 с. – ISSN 2306-8949.
Выпуск содержит 26 статей, где раскрываются следующие вопросы: экспериментальное исследование 
кернов (влияние трещинной пористости на петрофизические и фильтрационные свойства коллекторов, 
определение функций относительных фазовых проницаемостей в двух- и трехфазных системах, модели 
цифрового керна и др.); повышение продуктивности скважин за счет геотехнологических мероприятий 
(буровые растворы для проводки скважин в осложненных горно-технологических условиях, гидрораз-
рыв пласта, реагенты для интенсификации притока к скважинам в подземных хранилищах газа и др.); со-
вершенствование промысловых технологий добычи газа и функционирования подземных хранилищ (ин-
гибиторы гидратообразования, управление работой системы «пласт – скважина», газодинамические ис-
следования скважин в осложненных условиях и др.); физико-химические и теплофизические свойства 
флюидальных систем.
Материалы предназначены для ученых, инженеров и учащихся, занимающихся вопросами освоения 
и разработки углеводородных месторождений, а также созданием программного обеспечения для мо-
делирования фазовых равновесий, фильтрационных и тепло- и массообменных процессов в условиях 
пласта, скважины, промысловых устройств.

Vesti Gazovoy Nauki: collected scientifi c technical papers. Moscow: Gazprom VNIIGAZ LLC, 2022, 
no. 3(52): Actual issues in research of bedded hydrocarbon systems, 227 pp. ISSN 2306-8949. (Russ.).
Materials of this collected book (26 articles) expose the following topics: core testing (namely: eff ect of fracture 
porosity on the petrophysical and fi ltration properties of the reservoirs, functional analysis of the related phase 
permeability in binary and triple systems, digital core models etc.); the geotechnical measures for rising well 
performance (namely: drilling muds for targeting wells in the troublesome situation, hydrofracturing, agents 
stimulating the well infl ow at the gas underground storages, etc.); perfection of the fi eld techniques for gas 
production and UGSs operation (namely: inhibitors of hydrate growth, control of a layer-to-well system 
operation, gas-dynamic well testing in complicated conditions, etc.); physical-chemical and thermal properties 
of fl uids.
Revealed information could be interesting for a wide range of specialists employed in chemical and petroleum-
and-gas industries and occupied with exploration and development of hydrocarbon fi elds, creation of domestic 
software simulators of phase equilibrium, fi ltration, or heat and mass transfer in conditions of strata, wells, and 
fi eld equipment. It will be also useful for students and post graduates from correspondent universities.
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Тезисы. Проанализированы результаты газодинамических, промыслово-геофизических исследо-

ваний скважин и замеров забойных температур и давлений. С использованием этих данных тер-

модинамическими расчетами проведено уточнение распределения температуры по всей площади 

туронского пласта Южно-Русского месторождения. Полученные распределения пластовой темпе-

ратуры показывают, что в поровом пространстве коллектора туронской залежи газовые гидраты 

отсутствуют. Однако при достаточных высоких депрессиях на пласт возможно образование гидратов 

в призабойной зоне.

Предложена расчетная методика определения максимально возможных «безгидратных» де-

прессий на пласт для туронских скважин, исключающих риски образования газовых гидратов в при-

забойной зоне. Полученные результаты могут использоваться при установлении оптимальных тех-

нологических режимов работы туронских скважин.

В настоящее время надсеноманские продуктивные горизонты в Западной Сибири, 
расположенные в разрезе выше сеномана, являются объектом детального изучения 
с целью их последующего освоения в рамках стратегии восполнения ресурсной базы 
и укрепления энергетической безопасности страны. В ОАО «Севернефтегазпром» 
в 2011 г. впервые начата опытно-промышленная разработка туронской залежи Южно-
Русского нефтегазоконденсатного месторождения [1]. Отработка инновационных 
технологий добычи газа туронской залежи представляет существенный научный 
и технологический интерес, поскольку запасы газа в этой залежи относятся к кате-
гории трудноизвлекаемых, что непосредственно указано в п. 12 статьи 342.4 Налого-
вого кодекса РФ1.

Южно-Русское нефтегазоконденсатное месторождение находится в Красносель-
купском районе Ямало-Ненецкого автономного округа и по запасам природного газа 
является гигантским. Запасы газа приурочены к двум залежам: сеноманской – пласт 
ПК1 с запасами свободного газа 645,69 млрд м3, введенный в активную разработку 
с 2007 г.; туронской – пласт Т1–2 с запасами свободного газа 358,21 млрд м3, разраба-
тываемый с 2011 г. [2].

Туронская залежь Южно-Русского месторождения находится в зоне распростра-
нения многолетнемерзлых пород и располагается ниже подошвы мерзлоты на глуби-
нах 720…920 м. Отметим, что вся территория Южно-Русского месторождения отно-
сится к центральной части Тазовской геокриологической зоны, для которой харак-
терно двуслойное строение толщи многолетнемерзлотных пород, включающее меж-
мерзлотный талик и реликтовую мерзлоту. Подошва мерзлоты доходит на водоразде-
лах до глубин 300…400 м.

Туронская залежь относится к сводовому типу; подстилается по краям свода 
пластовой водой минерализацией до 20 г/л. Газоводяной контакт установлен на глу-
бинах 845…850 м. Пласт Т1–2 стратиграфически приурочен к отложениям газсалин-
ской пачки, которая входит в состав кузнецовской свиты. Литологически породы 

1 http://www.consultant.ru/document/cons_doc_LAW_28165/17ab5ff 9db5d69bbb14e114ac0c4e4fc3e99fb01
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пласта представлены более чем на 70 % алев-
ролитовой фракцией, более 20 % составляют 
глины и 3 % сцементированный песчаник. 
Коллектор терригенного типа, средняя порис-
тость достаточно высокая и составляет 0,29. 
Алевролиты светло-серые до темно-серых раз-
нозернистые неравномерно песчаные слабо 
сцементированные. Слоистость горизонталь-
ная пологоволнистая, линзовидно-волнистая 
за счет намывов и прослоев темно-серого гли-
нистого материала. Глины темно-серые с гори-
зонтальной и пологоволнистой слоистостью, 
обусловленной намывами светло-серого алев-
ритового материала. Песчаники светло-серые, 
серые мелкозернистые алевритовые с мелки-
ми линзовидными намывами темно-серого гли-
нистого материала и горизонтально-волнистой 
слоистостью. Остаточная водонасыщенность 
по пласту Т1–2 в среднем составляет 40 %, а га-
зонасыщенность – 60 %. Предполагается, что 
минерализация остаточной воды в коллекто-
ре близка к минерализации пластовой воды. 
Достаточно высокая водонасыщенность кол-
лектора обусловлена наличием в породах гли-
нистой компоненты.

Особенности геологического строения, 
а именно: сильная литологическая неодно-
родность, низкая проницаемость коллекто-
ра (в среднем 10–3 мкм2), аномально высокие 

начальные пластовые давления до 9,5…10 МПа 
и низкие пластовые температуры, потребовали 
внедрения инновационных технологий добы-
чи газа. Процесс подбора оптимальных техно-
логий добычи газа занял 8 лет, и в 2019 г. на-
чалось активное разбуривание туронской зале-
жи. Принято решение строительства 135 сква-
жин двух типов: восходящего профиля (англ. 
U-shape) и горизонтального профиля с после-
дующим проведением 4-стадийного гидрораз-
рыва пласта на углеводородной основе [3–5]. 
Основной фонд эксплуатационных скважин 
(90 %) относится к скважинам восходящего 
профиля (рис. 1). 

В настоящее время пробурены более 
100 эксплуатационных скважин на турон. 
Большинство из них находятся в эксплуатации, 
часть фонда – в стадии освоения и обустрой-
ства. Отметим, что ввод туронских скважин 
проходит с некоторым опережением проектных 
решений, что позволило увеличить долю ту-
ронского газа в общей добыче месторождения 
на 13 % по сравнению с показателями дейст-
вующей технологической схемы разработки 
месторождения [6].

Средний дебит эксплуатационной сква-
жины, согласно действующей технологи-
ческой схеме разработки, принят равным 
252 тыс. м3/сут. Фактический средний дебит 

Рис. 1. Конструкция типовой скважины восходящего профиля для разработки 
туронской залежи: 1 – направление диаметром 324 мм; 2 – кондуктор диаметром 245 мм; 

3 – эксплуатационная колонна диаметром 168 мм; 4 – фильтр скважинный диаметром 168 мм; 
5 – насосно-компрессорные трубы (НКТ) диаметром 89 мм; Т1 и Т2 – пропластки пласта Т1–2, 

разделенные слоем глин; голубыми стрелками показано движение пластового газа, 
красной – пространственное положение точки замера

1

2
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4
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T1
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туронских скважин выше и в настоящее вре-
мя составляет 384 тыс. м3/сут. При этом сле-
дует иметь в виду, что высокие дебиты сква-
жин достигнуты при повышенных депрессиях 
на пласт – в среднем 3 МПа. При этом тем-
пературы газа на устьях скважин оказались 
ниже 0 °C и составляют в среднем минус 
2 °C. Текущие технологические режимы сква-
жин свидетельствуют о необычном характере 
теплообмена газовой скважины с вмещающим 
массивом. Обычно (как это имеет место для 
сеноманских скважин) теплообмен с горны-
ми породами при движении по лифтовой трубе 
способствует охлаждению газа, тогда как для 
туронских скважин теплообмен с горными по-
родами способствует некоторому нагреву газа. 
В этой связи теоретический интерес представ-
ляет детальный анализ термобарических ре-
жимов работы туронских скважин, что требует 
отдельного рассмотрения.

Кроме того, следует отметить, что турон-
ские скважины эксплуатируются совместно 
с сеноманскими в единой газосборной сети. 
С учетом близких составов пластового газа 
сеномана и турона такое техническое реше-
ние позволило существенно оптимизировать 
капитальные затраты на обустройство ту-
ронского добывающего комплекса. Давление 
в газосборных коллекторах в настоящее вре-
мя составляет 2,4 МПа. Поэтому для предотв-
ращения задавливания сеноманских скважин 
туронскими газ туронских скважин дроссе-
лируется на устье с использованием регули-
рующих устройств (входящих в состав обвяз-
ки каждой скважины). Для предупреждения 
гидратообразования в НКТ по затрубному 
пространству в скважины подается метанол, 
который, доходя до башмака НКТ, выносится 
потоком газа. При этом восходящая часть 
фильтра туронских скважин не обрабаты-
вается в постоянном режиме ингибитором 
гидратообразования.

Ввиду высоких начальных пластовых дав-
лений и низких пластовых температур необхо-
димо особое внимание уделять газодинамичес-
ким исследованиям и планированию режимов 
работы туронских скважин [7]. Однако при вы-
боре режимов в должной мере не были учте-
ны возможности гидратообразования в при-
забойной зоне скважин и внутренней полости 
скважинных фильтров. В некоторых случаях 
имело место самопроизвольное уменьше-
ние продуктивности скважин, вероятно, из-за 

постепенного отложения гидратов в призабой-
ной зоне пласта (ПЗП).

Для гарантированного обеспечения безгид-
ратных режимов работы ПЗП туронских сква-
жин необходимо иметь достоверную информа-
цию о термобарических пластовых условиях 
в зонах расположения забоя скважин. При этом 
пластовое давление может быть определено 
по результатам газодинамических исследова-
ний, тогда как для определения пластовой тем-
пературы в окрестности работающей скважи-
ны необходимо провести дополнительные тер-
модинамические расчеты. 

Для оценки распределения пластовой тем-
пературы туронской залежи проведены сбор 
и анализ рабочих параметров всех эксплуата-
ционных скважин туронского комплекса. Также 
проанализированы результаты промыслово-
геофизических исследований скважин и газо-
динамических исследований, в том числе дина-
мика полученных по их результатам парамет-
ров для скважин, введенных в эксплуатацию 
со времени опытно-промышленной разработ-
ки. Исходя из результатов исследований про-
филей притока скважин методом механической 
расходометрии установлено, что вклад про-
пластка Т1 составляет в среднем 70 % от об-
щей добычи скважин. В этом же интервале за-
фиксированы самые низкие температуры газа 
при термометрических исследованиях. Таким 
образом, рассматриваемый интервал является 
наиболее продуктивным, поэтому необходимо 
обеспечить его работоспособность длительное 
время, а при необходимости – восстановить 
продуктивность с использованием физико-
химических методов воздействия на ПЗП.

С целью получения пластовой температу-
ры в окрестности са́мого продуктивного интер-
вала проведены термодинамические исследо-
вания. В качестве исходных термобарических 
параметров использованы значения забойного 
давления и температуры в середине пропласт-
ка Т1 нисходящего интервала для каждой сква-
жины. Данные о температурах в рассматри-
ваемой точке (см. красную стрелку на рис. 1) 
получены в том числе и благодаря установлен-
ной на ряде скважин оптоволоконной системе 
(обеспечивающей непрерывный мониторинг 
температурного профиля по всей длине кабеля, 
привязанного к внешней стенке НКТ).

Средний состав, % об., туронско-
го газа определен по результатам анализа 
проб в химико-аналитической лаборатории 
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непосредственно на Южно-Русском место-
рождении: CH4 – 97,93; C2H6 – 0,58; C3H8 – 
0,15; iC4H10 – 0,004; nC4H10 – 0,007; C5+в – 0,068; 
CO2 – 0,32; N2 – 1,07; He – 0,008; Ar – 0,005; 
H2 – 0,003. Относительная плотность газа 
по воздуху составляет 0,566. Сообразно это-
му составу газа построена кривая гидратооб-
разования (рис. 2, см. равновесную кривую). 
Также на рис. 2 отображены термобарические 
условия каждой туронской скважины в сере-
дине пропластка Т1.

Точки, отражающие термобарические 
условия на забоях тех скважин, которые были 
введены в эксплуатацию раньше остальных, 
лежат на графике гораздо левее по отношению 
к равновесной кривой гидратообразования, 
чем точки, соответствующие новым скважи-
нам. Это объясняется режимами работы сква-
жин: старые скважины работают при более вы-
соких депрессиях на пласт. Значительное отк-
лонение точек влево от равновесной кривой го-
ворит о том, что, помимо забоя скважин, усло-
вия гидратообразования выполняются также 
в ПЗП на разном расстоянии от стенок фильтра 
для каждой скважины.

В ПЗП движение газа к забою скважин 
при длительной эксплуатации скважины мо-
жет рассматриваться как дросселирование газа 
или, иначе говоря, его изоэнтальпийное расши-
рение (т.е. течение газа с постоянной энталь-
пией). Таким образом, фильтрация газа в ПЗП 
является неизотермической, а при длительной 

эксплуатации скважины (после установления 
стационарного температурного режима ПЗП) 
этот процесс может рассматриваться как изоэн-
тальпийный (подробнее см. [8]). 

По указанным причинам для дальнейше-
го анализа использовались термобарические 
параметры скважин, которые работали при 
постоянном дебите более трех месяцев (чтобы 
практически гарантировать прекращение 
в ПЗП теплообмена между флюидом и поро-
дой, а также установление квазистационарно-
го режима депрессии на пласт). Таким образом 
по термобарическим условиям туронских сква-
жин на интервалах середины пропластка Т1 
и составу газа в предположении изоэнтальпий-
ного течения газа в пласте определены темпе-
ратуры пласта в середине пропластка Т1. Тогда 
как пластовые давления получены по результа-
там интерпретации газодинамических иссле-
дований туронских скважин Южно-Русского 
месторождения методами индикаторной диаг-
раммы и кривой восстановления давления. 
Значения пластовых давлений (P) рассчитаны 
фактически по методу Хорнера (извлечением 
квадратного корня из значения, полученно-
го при экстраполяции кривой восстановления 
давления (КВД) до оси ординат в координатной 
системе «давление – время» P2(t) / ln((t1 + t2)/t2)). 
Термодинамические характеристики изоэн-
тальпийного течения газа в ПЗП рассчитыва-
лись с использованием уравнения состояния 
GERG 2008. 

На рис. 3 представлены результаты термо-
динамического расчета термобарических усло-
вий пропластка Т1. Cогласно проведенным 
оценкам, пластовая температура на вскрытых 
участках пропластка Т1 варьируется в диапа-
зоне от 14,1 до 18,6 °C, в среднем она составляет 
16,3 °C. Заметим, что впервые пластовая тем-
пература туронской залежи была оценена [9] 
в окрестности первой опытно-промышленной 
скважины и составила 17,5 °C. 

C использованием программного комп-
лекса Golden Software Surfer и данных о про-
странственном расположении забоев всех 
(действующих и перспективных) эксплуа-
тационных скважин туронского горизонта 
построена температурная карта туронской за-
лежи (рис. 4). Туронские скважины, которые 
должны быть введены согласно действующей 
технологической схеме разработки позднее, 
будут размещены в зонах пласта с температу-
рами 17,5…19 °C. На рис. 5 показан разрез 

Рис. 2. Термобарические условия туронских 
эксплуатационных скважин на интервале 
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с температурным профилем по центральной 
части залежи. Видно (см. рис. 5), что турон-
ский пласт не содержит участков, где пласто-
вый газ мог бы на момент начала разработ-
ки залежи находиться в гидратном состоянии. 
Однако начальные пластовые условия доволь-
но близки к условиям гидратообразования, что 
не исключает рисков отложения газогидратов 
в порах ПЗП при эксплуатации скважин на вы-
соких депрессиях.

Если известно распределение термоба-
рических условий по пласту, появляется воз-
можность определения депрессий на пласт, 
обеспечивающих безгидратный режим в зо-
нах, не защищаемых ингибитором (ПЗП, стен-
ки скважинного фильтра). Далее рассмотрим 
два метода определения безгидратной депрес-
сии на примере эксплуатационной скважи-
ны, которая работает в квазистационарном 
термобарическом режиме (в данном случае 
с постоянной энтальпией 784,8 кДж/кг, опре-
деленной по заданным пластовой температу-
ре и давлению).

1. Графический метод. Необходимо по-
строить линию изоэнтальпы (давление – по оси 
ординат, температура – по оси абсцисс) и кри-
вую гидратообразования в этих же координатах 
(рис. 6). Отметив на графике точкой пластовые 
термобарические условия, рассчитанные для 
рассматриваемой скважины, необходимо пере-
местить заданную точку до равновесной кри-
вой вдоль кривой ее постоянной энтальпии. 
Перемещая таким образом точку вдоль изоэн-
тальпы, можно определить депрессии на пласт, 
обеспечивающие безгидратный режим эксп-
луатации скважины (для ПЗП и скважинного 
фильтра). 

2. Аналитический метод. Максимальную 
безгидратную депрессию на пласт находят пос-
редством решения системы уравнений, описы-
вающих линию постоянной энтальпии для каж-
дой скважины и равновесную кривую гидрато-
образования. Для рассматриваемой скважины 
найдем аналитические соотношения, описы-
вающие условия гидратообразования и линию 
постоянной энтальпии (изоэнтальпу) в преде-
лах выделенного на рис. 6 участка координат-
ной плоскости.

Линия постоянной энтальпии с достаточ-
ной точностью описана квадратичной зависи-
мостью давления от температуры, а интере-
сующий нас участок равновесной кривой гид-
ратообразования описан экспоненциальным 

Рис. 3. Термобарические параметры 
туронских эксплуатационных скважин 
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Рис. 4. Распределение пластовой 
температуры по площади туронской залежи 
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уравнением зависимости давления от темпера-
туры. В обоих случаях коэффициент детерми-
нации R2, описывающий интересующие участ-
ки кривых, равен 0,99. Таким образом, полу-
чаем систему двух уравнений:

T

P T T
P

 

Решая данную систему уравнений, полу-
чаем T = 8,99 °C, P = 6,40 МПа. Максимальную 
безгидратную депрессию на пласт ΔP нахо-
дим как разность пластового давления для 
данной скважины и давления, рассчитанного 
из указанной системы уравнений. Получаем 
ΔP = 1,43 МПа.

Таким же методом были определены без-
гидратные депрессии для других исследован-
ных авторами туронских скважин. Найденные 
значения безгидратных депрессий варьируются 
от 0,68 до 2,2 МПа и в среднем для туронского 
фонда скважин составляют 1,5 МПа. Для сква-
жин, расположенных в более «теплых» зонах 
залежи, максимальные безгидратные депрес-
сии на пласт достигают 2,5 МПа.

На рис. 7 сопоставлены фактические 
на пласт и максимальные безгидратные депрес-
сии по исследуемому фонду скважин. По ре-
зультатам расчетов можно заключить, что фак-
тические депрессии, при которых в настоящее 
время эксплуатируются туронские скважины, 

Рис. 5. Температурный профиль разреза туронской залежи (с севера на юг)
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превышают максимальные безгидратные де-
прессии в среднем в 1,9 раза. Причем безгид-
ратные условия в ПЗП реализуются только 
на нескольких скважинах из всего фонда.

На рис. 7 видно, что для ряда скважин 
фактические депрессии на пласт превышают 
безгидратные депрессии для скважин бо-
лее чем в 2 раза. Это в основном характер-
но для скважин, введенных в эксплуатацию 
в 2019 г. На рис. 8 показано распределе-
ние максимальных безгидратных депрессий 
на пласт и термобарических параметров пласта 

по эксплуатационным скважинам. Видно, что 
значения безгидратной депрессии хорошо кор-
релируют со значениями пластовой температу-
ры и чувствительны к ее вариациям.

Выводы и практические рекомендации

По результатам выполненного исследования 
можно сделать следующие выводы и дать прак-
тические рекомендации:

1) проанализированы промысловые данные 
обо всем эксплуатационном фонде туронских 
скважин, включая термобарические режимы 

Рис. 7. Сравнение фактических депрессий на пласт эксплуатационных туронских скважин 
с безгидратными депрессиями
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Рис. 8. Распределение термобарических параметров пласта и безгидратных депрессий 
по исследуемому фонду скважин

0

4

8

12

16

20

0

0,5

1,0

1,5

2,0

2,5



11Актуальные вопросы исследований пластовых систем месторождений углеводородов

№ 3 (52) / 2022

и результаты газодинамических, промыслово-
геофизических исследований за весь период 
эксплуатации. Термодинамическим модели-
рованием впервые определена пластовая тем-
пература по площади туронской залежи. При 
этом основное внимание уделено оценке плас-
товых температур наиболее продуктивных ин-
тервалов скважин, приуроченных к пропласт-
ку Т1 пласта Т1–2. Построена карта распреде-
ления температуры по площади туронско-
го горизонта Южно-Русского месторождения. 
Подтверждено отсутствие в туронском гори-
зонте Южно-Русского месторождения гидра-
тов в поровом пространстве коллектора;

2) ряд эксплуатационных скважин турон-
ского горизонта работают при депрессиях 
на пласт, которые превышают максимальные 
безгидратные депрессии. Это свидетельствует 
о наличии рисков постепенного отложения га-
зовых гидратов в ПЗП, что может привести 
к снижению продуктивности добывающих 
скважин. Отметим, что в процессе эксплуата-
ции туронских скважин обнаружено явление 
самозадавливания ПЗП (имело место снижение 
продуктивности скважин в ходе эксплуатации 
из-за ухудшения фильтрационных характерис-
тик ПЗП). Одна из возможных причин – отло-
жение газовых гидратов в ПЗП;

3) предложены термодинамические рас-
четные методы, позволяющие рассчитать 

безгидратные депрессии для длительно рабо-
тающих скважин. При наличии технологичес-
ких возможностей целесообразно обеспечивать 
безгидратный режим ПЗП с целью эксплуата-
ции скважин без потери продуктивности;

4) при необходимости эксплуатировать 
туронские скважины на повышенных деби-
тах и, следовательно, при высоких депрессиях 
на пласт целесообразно предусмотреть спе-
циальные технологические мероприятия: пе-
риодические тепловые и ингибиторные обра-
ботки ПЗП таких скважин. В частности, мож-
но использовать закачку горячего солевого 
раствора (хлорида кальция и др.), стабильно-
го конденсата с продавкой реагентов в ПЗП. 
Важно отметить, что подобные мероприятия 
целесообразно проводить только до тех пор, 
пока пластовое давление превышает 5,5 МПа. 
При более низких пластовых давлениях риски 
образования гидратов в ПЗП практически эли-
минируются. Однако при этом остаются риски 
взаимодействия выпадающей из газа конденса-
ционной воды с глинистой компонентой пласта, 
т.е. набухания глинистой компоненты и за счет 
этого уменьшения проницаемости коллектора. 
Следует подчеркнуть, что этот вопрос техноло-
гически еще не проработан и является предме-
том дальнейших лабораторных и промысловых 
исследований.
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Abstract. The results of well testing, geophysical studies and fi eld measurements of bottomhole temperatures and 
pressures are analyzed. Based on these data, thermodynamic calculations were provided to estimate the temperature 
distribution over the area of the Turonian formation of the Yuzhno-Russkoye fi eld. The obtained reservoir temperature 
distributions show that there are no gas hydrates in the pore space of the Turonian reservoir. However, the formation 
of hydrates in the bottomhole zone is possible with suffi  ciently high drawdowns on the formation.

A thermodynamic technique is suggested for determining the maximum “hydrate-free” drawdowns for 
Turonian wells, excluding the risks of gas hydrate formation in the bottomhole zone. The results obtained can 
be used to establish the optimal technological regimes for the operation of Turonian wells.

Keywords: Yuzhno-Russkoye fi eld, Turonian deposits, hydrate formation, thermodynamics, bottomhole zone, 
hydrate-free drawdown pressures.

References
1. TSYGANKOV, S.Ye. To become a pioneer of Turon development is a great honor and a special status [Stat 

pionerom v osvoyenii turona – bolshaya chest i osobyy status]. Natsionalnaya strategiya – 2020, 2012, no. 3–4, 
pp. 30–33. (Russ.).

2. DOROFEYEV, A., A. LARIN. Severneftegazprom OJSC as a pilot project on development of Turonian 
deposits [OAO “Severneftegazprom” – pilotnyy proyekt po osvoyeniyu turonskikh zalezhey]. Neftegazovaya 
Vertikal, 2011, no. 13–14, pp. 88–89. (Russ.).

3. TSYGANKOV, S.Ye., A.A. DOROFEYEV, V.N. VOROBYEV. Innovation technologies for recovering diffi  cult 
gas reserves at the Severneftegazprom OJSC Yuzhno-Russkoye fi eld [Innovatsionnyye tekhnologii pri osvoyenii 
trudnoizvlekayemykh zapasov gaza Yuzhno-Russkogo mestorozhdeniya OAO “Severneftegazprom”]. In: 
XXI International congress “Innovation technologies for oil-gas industrial energetics and communication”, 
2013, pp. 59–63. (Russ.).

4. DMITRUK, V.V., V.V. VOROBYEV, YE.P. MIRONOV, et al. Review of process solutions on the 
development of Turonian low-permeability gas deposits [Obzor tekhnologicheskikh resheniy po razrabotke 
nizkopronitsayemykh gazovykh zalezhey turonskogo yarusa]. Gazovaya Promyshlennost, 2017, no. 2, 
pp. 56–64. ISSN 0016-5581. (Russ).

5. POPOV, A. Russian companies are ready to recover Turonian gas [Rossiyskiye kompanii gotovy k dobtche 
turonskogo gaza]. Neftegazovaya Vertikal, 2018, no. 2, pp. 59–66. (Russ.).



13Актуальные вопросы исследований пластовых систем месторождений углеводородов

№ 3 (52) / 2022

6. RYABOV, D.Yu., A.V. PLOTNIKOV, A.S. ZHURILIN. Ahead of the time. Accelerated tempo of putting 
in high-productivity Turonian wells has enabled to maintain the required gas production level at the Yuzhno-
Russkoye fi eld [Operezhaya vremya. Udarnyye tempy vvoda turonskikh skvazhin vysokoy produktivnosti 
pozvolili uderzhat neobkhodimyy uroven dobychi gaza na Yuzhno-Russkom mestorozhdenii]. Gazovaya 
Promyshlennost, 2021, no. 9, pp. 70–71. ISSN 0016-5581. (Russ).

7. DUBNITSKIY, I.R., A.I. YERMOLAYEV, S.I. YEFIMOV, et al. Study of hydrate formation conditions on core 
samples of low-permeability reservoirs with high residual water saturation, during rocks exposure to well-
killing fl uids, development, and stimulation [Issledovaniye usloviy obrazovaniya gidratov na obraztsakh kerna 
nizkopronitsayemykh kollektorov s vysokoy ostatochnoy vodonasyshchennostyu pri vozdeystvii na porody 
rastvorami glusheniya, osvoyeniya i intensifi katsii]. Gazovaya Promyshlennost, 2020, no. 1, pp. 50–56. 
ISSN 0016-5581. (Russ).

8. ISTOMIN, V.A., D.M. FEDULOV. Near wellbore formation thermodynamics at residual water salinity 
in the reservoir and the possibility of hydrate formation [Termodinamika prizaboynoy zony plasta s uchetom 
mineralizatsii ostatochnoy vody v kollektore i vozmozhnosti gidratoobrazovaniya]. Vesti Gazovoy Nauki. 
Moscow: Gazprom VNIIGAZ LLC, 2013, no. 4 (15): Problems of operation of gas, gas condensate and oil and 
gas fi elds, pp. 6–14. ISSN 2306-8949. (Russ.).

9. ISTOMIN, V.A., P.A. MOISEYKIN, V.N. ABRASHOV, et al. Hydrate formation in a bottomhole formation 
zone at development of Turonian deposits of Western Siberia [Gidratoobrazovaniye v prizaboynoy zone plasta 
pri osvoyenii turonskikh zalezhey Zapadnoy Sibiri]. Vesti Gazovoy Nauki. Moscow: Gazprom VNIIGAZ LLC, 
2013, no. 5 (16): Resource support problems of Russian oil-producing regions up to 2030, pp. 99–104. 
ISSN 2306-8949. (Russ.).



14 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 3 (52) / 2022

Ключевые слова: 

гидроразрыв 

пласта, 

проектирование 

технологии, 

пропант, 

алгоритм, 

эквивалентный 

радиус скважины, 

безразмерная 

проводимость 

трещины.

УДК 622.234.573

Повышение эффективности технологии гидроразрыва 

пласта в терригенных коллекторах

С.В. Малышев1*, Н.Е. Середа1, А.И. Чикризов1

1 ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., г.o. Ленинский, 

пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, зд. 15, стр. 1

* E-mail: S_Malyshev@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Для повышения газонефтеотдачи, вовлечения в разработку слабодренируемых интерва-

лов, вскрытых скважиной, увеличения производительности скважин, снижения депрессии на пласт 

используют технологию гидроразрыва пласта (ГРП). 

В статье приведены основные алгоритмы и подходы к проектированию процесса ГРП. Целью 

авторов является разработка алгоритма проектирования, в основе которого лежит получение необ-

ходимого эквивалентного радиуса скважины как функции длины трещины и ее безразмерной про-

водимости. Приведены последовательность и основные этапы проектирования операции, начиная 

с анализа работы скважины, оценки ее добычных возможностей и заканчивая схемами физических 

процессов, происходящих при ГРП; составлен алгоритм проектирования.

В настоящее время одним из самых распространенных и эффективных методов 
воздействия на пласт с целью повышения продуктивности скважины является гидро-
разрыв пласта (ГРП). Образование разветвленной системы дренирования и высоко-
проводящих трещин ГРП позволяет увеличить дебит скважин в два-три раза и более.

Практика применения ГРП показывает, что эффект от его проведения неодинако-
во проявляется в работе скважин. Поэтому выбор скважин для проведения ГРП, опти-
мизация параметров трещин и оценка эффективности ГРП должны осуществляться 
на стадии проектирования технологии. Основная цель проектирования ГРП состоит 
в оценке параметров трещины, которые необходимо получить для достижения по-
ставленной цели. 

Процесс ГРП отличается для вертикальных и горизонтальных скважин стадий-
ностью. В вертикальных скважинах операция проводится, как правило, в одну ста-
дию, за исключением коллекторов большой мощности (свыше 25 м). В горизонталь-
ных скважинах для увеличения зоны дренирования могут проводить десяти- и бо-
лее стадийные операции. Также проект процесса будет разным в зависимости от типа 
коллектора – терригенный или карбонатный. В первом случае проводят классический 
ГРП. В карбонатном коллекторе ГРП проводят как с закачкой пропанта, так и без 
него, при этом в качестве рабочей жидкости используется кислота.

В настоящее время известно много методов проектирования процесса ГРП. 
В некоторых программах и алгоритмах в основе проектирования лежит создание 
трещины определенной длины, а в иных – закачка определенного объема пропан-
та на одну скважино-операцию. Некоторые зарубежные фирмы ведут проектирова-
ние операции путем поиска в базе данных скважины, подобной по характеристикам 
вскрываемому пласту. 

Алгоритм, разработанный авторами, призван обеспечить увеличение дебита газа 
на основании анализа ее работы. Причем для получения заданной проводимости 
в качестве управляющего воздействия при закачке изменяют концентрации пропанта. 

Проектирование ГРП проводится с учетом свойств жидкости ГРП и пропанта. 
В настоящее время проектирование ГРП осуществляется с помощью сложных прог-
раммных продуктов, в которых учитываются многочисленные факторы проведения 
обработки. Однако даже самые современные версии подобных программ не гаран-
тируют выбора оптимальной технологии ГРП. Для повышения эффективности ГРП 
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разработаны многочисленные алгоритмы 
проектирования [1–4], основными этапами ко-
торых, как правило, являются:

• принятие длины трещины, которую 
необходимо получить в процессе ГРП;

• оценка необходимых при проведе-
нии ГРП значений давления на устье с уче-
том потерь давления на трение в насосно-
компрессорных трубах (НКТ), гидростатичес-
кого давления и давления гидроразрыва;

• оценка объема закачки рабочих жид-
костей;

• выбор оборудования, необходимого для 
проведения процесса на основании оценочных 
расчетов;

• после проведения оценочных расчетов 
технологических параметров оценка ожидае-
мых результатов ГРП, а именно: прироста де-
бита, проводимости и размеров трещины.

В некоторых алгоритмах в качестве ис-
ходного параметра задается объем закачан-
ного пропанта. Например, один из алгорит-
мов проектирования ГРП [2] включает на пер-
вом этапе расчет давлений и выбор оборудо-
вания для проведения процесса. На втором 
этапе задается полудлина трещины, оцени-
ваемая по эмпирической формуле как функ-
ция проницаемости пласта, выполняется рас-
чет объемов жидкостей и массы пропанта, а за-
тем рассчитываются длина и ширина трещи-
ны. По ширине трещины оценивается возмож-
ность транспорта пропанта по трещине. Если 
не удовлетворяются условия транспорта про-
панта, увеличивают вязкость жидкости и рас-
чет повторяется.

Согласно другому алгоритму [3] по заранее 
принятому объему жидкости-песконосителя 
определяют длину трещины, а после заданной 
концентрации в жидкости-песконосителе рас-
считывают объем пропанта. Затем рассчиты-
вается показатель технологической эффектив-
ности ГРП как функция длины и поверхности 
трещины.

Еще один алгоритм [1] предлагается в ка-
честве типового проекта: задается объем про-
панта, далее оцениваются все технологические 
параметры ГРП и его эффективность как крат-
ность увеличения дебита.

Многие зарубежные программы проек-
тирования ГРП основаны на выборе его типа 
из базы данных об уже проведенных фир-
мой операциях с последующим уточнением 

расчетов по эмпирическим формулам, полу-
ченным фирмой. Так, программа FracMon фир-
мы Fracmaster уточняет параметры проведе-
ния ГРП на основании данных о физических 
свойствах жидкостей, используемых Fracmaster 
(данные являются составной частью прог-
раммы). Давление ГРП определяется в процес-
се проведения мини-ГРП. Этот прием исполь-
зуют и другие фирмы. 

Наибольший интерес представляет комп-
лекс компьютерных программ для проведения 
ГРП [4]. Комплекс включает программы для 
определения:

• потерь давления в НКТ и перфорацион-
ных отверстиях;

• давления разрыва пласта;
• устьевого давления при разрыве пласта;
• для гелиевых и негелиевых жидкостей 

утечек, обусловленных вязкостью и кольма-
тирующими свойствами жидкости разрыва, 
а также утечек, обусловленных сжимаемостью 
пластовой жидкости, приведенного коэффи-
циента фильтрационных утечек, мгновенных 
утечек;

• общего времени операции из системы 
уравнений для кажущейся вязкости жидкости 
разрыва, средней гидравлической ширины тре-
щины и длины трещины (задаваемый пара-
метр, связанный с желаемым увеличением про-
дуктивности скважины); 

• объема жидкости разрыва, «подуш-
ки», продавки и жидкости-песконосителя, веса 
и объема пропанта; 

• динамики распространения трехмерной 
трещины; 

• графика подачи пропанта, процесса за-
полнения трещины пропантом (с учетом его 
осаждения), закрепленной длины и высоты 
трещины. 

Известно [1–5], что длина трещины, 
количество пропанта или объем жидкости-
песконосителя однозначно не определяют эф-
фективность ГРП. Поэтому с целью повыше-
ния эффективности ГРП необходимо в пер-
вую очередь выбрать обобщенный показатель 
ГРП, который мог бы явиться основополагаю-
щим параметром для выбора цели ГРП и, сле-
довательно, повысить эффективность его про-
ведения. 

Проектирование ГРП начинается с ана-
лиза работы скважины в первую очередь 
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 путем оценки ее потенциального дебита Qп, 
тыс. м3/сут:

  i ik h P PQ r
P z T

r

 (1)

где ∑(kihi) – продуктивная характеристика 
пласта, определяется по данным геофизических 
исследований скважин (ki и hi – соответственно 
проницаемость, м2, и толщина, м, i-го пропласт-
ка, слагающего пласт); Pпл – пластовое давле-
ние, Па; Pз – забойное давление, Па; Pст – дав-
ление в стандартных условиях, Па; Тст – тем-
пература в стандартных условиях, К; z – коэф-
фициент сверхсжимаемости флюида; μг – вяз-
кость пластового флюида, Па·с; T – температу-
ра пласта, К; rдр – радиус контура дренирования 
скважины, м; rскв – радиус скважины, м [6].

Потенциальный дебит сравнивают с фак-
тическим. Если потенциальный дебит боль-
ше фактического, то призабойная зона пласта 
(ПЗП) загрязнена. Тогда необходимо оценить 
степень загрязнения ПЗП и вычислить диаметр 
загрязненной зоны. В этом случае целью ГРП 
является соединение незагрязненной зоны 
со скважиной, т.е. длина трещины должна пре-
вышать диаметр зоны кольматации. Если по-
тенциальный дебит меньше или равен факти-
ческому, то скважина вскрывает пласты с низ-
кими фильтрующими свойствами. В этом слу-
чае для увеличения производительности сква-
жины необходимо увеличить зону дренирова-
ния скважины. Для этого операцию ГРП надо 
провести с трещиной такой длины, которая 
позволит рентабельно эксплуатировать скважи-
ну. Если ожидаемая эффективность ГРП ниже 
экономически обоснованной эксплуатации 
скважины, то ГРП проводить нецелесообразно.

Анализ зависимости (1) показывает, что 
единственным параметром, на который мож-
но влиять в процессе воздействия на ПЗП, 
является радиус скважины rскв, или, как его на-
зывают, эквивалентный радиус скважины [7]. 
Данный показатель и будем считать обобщен-
ным показателем операции.

Степень изменения ПЗП характеризуется 
коэффициентом скин-эффекта (s). При сниже-
нии проницаемости ПЗП, т.е. при s > 0, значе-
ние rскв уменьшается пропорционально загряз-
нению скважины. Увеличение проницаемости 
происходит при отрицательном s, в этом слу-
чае rскв увеличивается. Поэтому для сква-
жин с низкими фильтрационно-емкостными 

свойствами параметр s необходимо переве-
сти в отрицательную область, что достигается 
увеличением rскв.

На рис. 1 приведена зависимость относи-
тельного дебита скважины (Q) от ее эквива-
лентного радиуса [8]. Под Q понимается от-
ношение дебита скважины после воздействия 
на ПЗП к дебиту скважины с естественными 
характеристиками ПЗП. Следовательно, наи-
более обоснованным критерием, определяю-
щим цель ГРП, является значение rскв, которое 
необходимо получить после проведения ГРП. 
Поэтому, поставив цель, необходимо устано-
вить связь rскв с параметрами трещины, опреде-
ляющими ее фильтрационные характеристики.

Для оценки фильтрационных характе-
ристик трещины, закрепленной пропантом, 
и ее возможности пропускать через себя плас-
товый флюид 7 предложено понятие безраз-
мерной проводимости трещины,   закрепленной 
пропантом:

CD

W
F

k L
k

 (2)

где kтр – проницаемость трещины, м2; 
Wтр.пр – ширина закрепленной трещины, м; 

Рис. 1. Зависимость относительного 
дебита скважины от эквивалентного 

радиуса и коэффициента скин-эффекта 
притока к ней через поверхность трещины 

и поверхность, соответствующую 
эквивалентному радиусу
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kпл – проницаемость продуктивного пласта, м2; 
Lтр – полудлина трещины, м.

М. Пратс [7] предложил определять экви-
валентный радиус скважины (rскв) исходя из ба-
ланса притока к скважине через поверхность 
трещины и поверхность, соответствующую rскв 
(рис. 2).

Если выражение для расчета площади по-
верхности притока к трещине запишется как

S L h  (3)

где h – высота трещины, а выражение для рас-
 чета площади поверхности притока к скважи-
не, соответствующей rскв, как

rS r h  (4)

то r L  (5)

М. Пратс [7] при анализе распределе-
ния пластового давления вблизи трещины при 
ее бесконечной проводимости установил, что 
эквивалентный радиус ограничен:

r L  (6)

Х. Синко-Лей и др. [9], анализируя псев-
дорадиальный приток, получили зависимость, 
связывающую эквивалентный радиус, длину 
трещины и ее проводимость (рис. 3).

Данная зависимость с хорошей точностью 
аппроксимируется функцией

CDFr L  (7)

Анализ показывает, что безразмерная 
проводимость, которая определяется в боль-
шей мере объемом закачанного пропанта, 
влияет на эквивалентный радиус скважины 

экспоненциально, т.е. объем закачанного про-
панта не может быть показателем эффектив-
ности ГРП.

При невысоких значениях безразмерной 
проводимости (FCD < 1) прирост отношения 
rскв/Lтр незначителен. Если FCD = 1, rскв = 0,2Lтр. 
При увеличении FCD с 1 до 3 rскв = 0,34 Lтр, 
т.е. прирост отношения rскв/Lтр составит 170 %, 
а увеличение с 5 до 10 повысит rскв на 12 %. 
Для увеличения FCD с 5 до 10 при проведении 
ГРП потребуется в 2 раза больше пропанта, что 
экономически нецелесообразно. Формула (7) 
показывает, что увеличение до FCD > 10 практи-
чески не приводит к увеличению rскв. Поэтому 
при проектировании ГРП рекомендуется при-
нимать значение безразмерной проводимости 
в пределах CDF  [10].

Рис. 2. Схема, иллюстрирующая связь эквивалентного радиуса скважины 
и поверхности трещины

L
r

Рис. 3. Зависимость отношения 
эквивалентного радиуса скважины 

к полудлине трещины от ее безразмерной 
проводимости
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Известно, что при выборе длины трещи-
ны следует учитывать, что с ее увеличением 
прирост дебита снижается, а стоимость работ 
увеличивается. Поэтому необходим предвари-
тельный анализ возможности решения постав-
ленных задач при проведении ГРП – получе-
ния заданной длины трещины при ее высокой 
проводимости.

Важным фактором проектирования опе-
рации ГРП является выбор жидкости, кото-
рая применяется при его проведении. Помимо 
показателя вязкости технологическая жид-
кость характеризуется коэффициентом утечки 
CL, м/с0,5, и мгновенной утечкой Sp, м3/м2, ко-
торые определяются экспериментально [11] 
путем фильтрации жидкости ГРП через керн. 
Фильтрация должна проводиться при пе-
репадах давления и температурах, близких 
к пластовым (в паспортах на жидкости приво-
дятся данные при перепаде давления 1000 psi 
(7 МПа), указывается температура, при кото-
рой проводится тест).

Методика экспериментального определе-
ния CL и Sp заключается в фильтрации иссле-
дуемой жидкости через керн при указанном 
перепаде давления и регистрации во времени 
количества фильтрата, прошедшего через него. 
При этом используется керн, по свойствам 
близкий к свойствам пласта, подлежащего об-
работке. Керн предварительно насыщают под 
вакуумом пластовым флюидом, устанавливают 
в кернодержатель и прокачивают исследуемую 
жидкость. Объем профильтровавшейся жид-
кости фиксируется во времени. По получен-
ным данным строится зависимость объема про-
фильтровавшейся жидкости от корня квадрат-
ного из значения времени фильтрации (рис. 4).

Важным фактором технологической обра-
ботки является выбор необходимого расклини-
вающего агента (пропанта), в качестве которого 
в зависимости от фильтрационных и прочност-
ных свойств могут использоваться песок, гли-
ноземы, алюмосиликаты, высокопрочные ша-
рики из различных материалов. Наибольшего 
распространения в газонефтедобыче получи-
ли пропанты. Физические свойства пропантов 
лимитируются основным действующим на се-
годня стандартом на керамические пропанты 
ГОСТ Р 51761-20011. К основным физическим 
свойствам пропанта относятся:

1 См.: Пропанты алюмосиликатные. Технические 
условия: ГОСТ Р 51761-2001.

• прочность или сопротивление раздавли-
ванию;

• размер зерен, их сферичность и округ-
лость;

• растворимость в кислотах;
• плотность частиц и его насыпная плот-

ность.
Физические свойства пропанта обеспечи-

вают проводимость трещины, которая, по су-
ществу, является определяющей характеристи-
кой при выборе пропанта.

Необходимо найти разумный компромисс 
между требованием получить высокую прони-
цаемость трещины и возможностью транспор-
та пропанта по трещине (т.е. получить трещину 
необходимой закрепленной ширины). Следует 
учитывать, что с увеличением размера частиц 
расклинивающего агента проницаемость тре-
щины растет, а транспортировка по трещине 
осложняется.

Немаловажным фактором при выборе про-
панта является его прочность, так как при росте 
напряжения закрытия трещины пропант разру-
шается и происходит его уплотнение [12], что 
приводит как к снижению проницаемости тре-
щины, так и к уменьшению ее ширины, а в ито-
ге и к снижению проводимости.

Таким образом, первым этапом проек-
тирования являются анализ работы скважи-
ны, состояния ПЗП и определение задач ГРП. 
Второй этап – оценка параметров проведения 

Рис. 4. Зависимость объема 
профильтровавшейся жидкости V, 

м3, от корня квадратного из времени 
фильтрации 0,5t : m0 – угол наклона 

кривой

S p

V0

V1

V2
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t1 t2

tgm0 = CLtgm0 = CL
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V
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ГРП с учетом сложной взаимосвязи процессов, 
а именно (рис. 5) [13]:

• движения жидкости по НКТ или обсад-
ной колонне, движения через перфорационные 
отверстия;

• разрыва пласта;
• расширения и распространения трещины;
• фильтрации жидкости в продуктивный 

пласт;
• транспорта пропанта по трещине.
Таким образом, структурная схема мето-

дики проектирования ГРП (см. рис. 5) должна 
включать анализ работы скважины и описание 
процессов, проходящих при его проведении. 
Проектирование начинается с анализа деби-
та скважины, устанавливается цель ГРП – уве-
личение дебита газа путем получения требуе-
мого эквивалентного радиуса скважины как 
функции длины трещины и ее безразмерной 
проводимости, задаются параметры трещины. 
Определяются параметры ГРП, обеспечиваю-
щие выполнение поставленной цели при задан-
ных граничных условиях (допустимое давле-
ние на устье, несущая способность жидкости 
ГРП и др.). 

По геометрическим размерам трещины 
определяется (а не принимается!) необходи-
мый объем пропанта, который обеспечит за-
данную проводимость трещины в зависимости 
от ее параметров, оцененных на основе данных 
о работе скважины и поставленной цели ГРП. 
После этого по заданной скорости течения че-
рез трещину вычисляется необходимый объем 
жидкости, обеспечивающей транспорт пропан-
та и его концентрацию в жидкости.

Наиболее сложным вопросом при проек-
тировании ГРП является оценка объема жид-
кости «подушки», так как она есть функция 
коэффициента эффективности жидкости, кото-
рая, в свою очередь, является функцией утечки 
жидкости в пласт через стенки трещины, зави-
сящей от физических свойств жидкости, време-
ни закачки и размеров трещины. Поэтому оцен-
ку объема жидкости «подушки» ведут методом 
последовательных приближений.

Заключительный этап проектирования 
ГРП – оценка Pу, необходимого для обеспече-
ния закачки жидкости с заданной скоростью, 
которое определяется давлением гидрораз-
рыва и потерями давления на трение в НКТ 
и перфорационных отверстиях. Pу ограниче-
но прочностными характеристиками устьевой 

арматуры и колонны труб. Когда значение Pу 
превышает допустимое, необходимо заменить 
арматуру на арматуру с другими прочностны-
ми характеристиками либо применить устье-
вой пакер Tree saver, либо изменить исходные 
параметры.

При проектировании ГРП не следует стре-
миться к максимальной длине трещины, так 
как это может привести не к увеличению, 
а к снижению дебита за счет снижения прово-
димости трещины и повышения кольматации 

Рис. 5. Схема физических процессов в скважине 
при проведении ГРП: Pу – устьевое давление, МПа; 

Pзатр – затрубное давление, МПа; ΔPтр – потери давления 
на трение в лифтовой трубе, МПа; 

ΔPперф – потери давления в перфорационных отверстиях, 
МПа; Pтр – давление в трещине, МПа; Pг.горн – давление 

горизонтальной составляющей горного давления, МПа; 
Pnet – чистое давление в трещине, МПа; 

VL – объем утечки жидкости в пласт, м3; Vi – полный 
объем закачанной жидкости при проведении операции, 

м3; Vтр – объем жидкости, находящейся в трещине 
во время проведения операции, м3; Us – скорость 

течения жидкости ГРП по трещине, м/с
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притрещинной зоны. Максимальную длину 
трещины рекомендуется2 выбирать в зависи-
мости от проницаемости.

Поскольку задача проектирования ГРП яв-
ляется сложной, структурная схема алгоритма 
состоит из четырех отдельных блоков (рис. 6):

1) анализа работы скважин и формирова-
ния цели ГРП – образование разветвленной 
системы дренирования или соединение сква-
жины с незагрязненной зоной;

2) оценки давлений – давления ГРП, по-
терь давления на трение как просто жидкости 
ГРП, так и жидкости ГРП с пропантом, оценки 
значений Pтр и Pу;

3) расчета объемов закачки пропанта 
и жидкости ГРП;

4) проверки соответствия расчетных пара-
метров граничным условиям.

2 См.: Проектирование гидроразрыва пласта 
в терригенных коллекторах. Оценка эффективности: 
СТО Газпром 2-2.3-635-2012.

Блоки структуры проектирования являются 
отдельными задачами, составляющими алго-
ритм проектирования технологии. Дальнейшая 
разработка блоков, особенно касательно воп-
росов определения утечек жидкости, стадий-
ности подачи пропанта, учета геометрии тре-
щины для пласта, включающего множество не-
проницаемых пропластков, является актуаль-
ной задачей оптимизации и усовершенствова-
ния всей последовательности выполнения опе-
рации ГРП.

Основное отличие разработанной методи-
ки от компьютерных аналогов, предлагаемых 
сервисными компаниями, заключается в том, 
что в ее основу положен и обоснован обобщен-
ный показатель эффективности ГРП, опреде-
ляющий его цель – требуемый эквивалентный 
радиус скважины.
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Rising performance of hydraulic fracturing in terrigenous reservoirs
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Abstract. Hydraulic fracturing is used to improve gas and oil recovery rates, to involve the poorly drained exposed 
intervals into development, to rise productivity of wells, and to decrease diff erential pressure. This article highlights 
the main algorithms and methods concerned with designing the hydraulic fracturing process. Authors are eager 
to create a design algorithm based on computation of an equivalent well radius as a function of fracture length and 
dimensionless conductivity.

There are succession and the major stages of the design procedure starting from a well operation analysis and 
estimation of its production capacity and onwards the schemes of the physical processes happening during the 
hydraulic fracturing. A design procedure is suggested.

Keywords: hydraulic fracturing, designing technique, proppant agent, algorithm, equivalent radius of a well, 
dimensionless fracture conductivity.
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Энергетические режимы эксплуатации газовых 

залежей подземных хранилищ газа и особенности 

их определения

А.А. Михайловский

ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., г.o. Ленинский, 

пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, зд. 15, стр. 1

E-mail: A_Mikhailovsky@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Энергетический режим циклической эксплуатации искусственной газовой залежи обуслов-

ливает основные технологические и технико-экономические показатели подземного хранилища газа 

(ПХГ). Поэтому определение и учет особенностей энергетического режима эксплуатации газовой за-

лежи являются одними из основных задач при проектировании, анализе, контроле и регулировании 

создания и эксплуатации ПХГ. Имеются многочисленные исследования в области приближенного 

прогноза и определения по фактическим данным режимов разработки газовых залежей месторож-

дений. Однако предложенные в этих работах методы не позволяют в полной мере учесть важные 

особенности проявления режимов циклической эксплуатации искусственных газовых залежей ПХГ, 

связанные с циклическим характером эксплуатации и высокой динамикой закачки и отбора газа. 

В статье рассмотрены основные энергетические режимы эксплуатации искусственной газо-

вой залежи ПХГ – газовый и водонапорный. Описаны факторы интенсивности проявления водо-

напорного режима, к которым относятся собственные геолого-гидродинамические условия пласта, 

а также внешние воздействия – темпы закачки и отбора газа. Рассмотрено изменение движущих 

сил в пласте в течение отдельных периодов закачки и отбора газа. Приведены основные показате-

ли динамического состояния искусственной газовой залежи ПХГ. Перечислены особенности зави-

симости приведенного средневзвешенного по газонасыщенному поровому объему пластового дав-

ления от нарастающих объемов закачки и отбора в соответствующих периодах или текущего по ба-

лансу объема газа в пласте в условиях проявления газового и водонапорного режимов. Показано, 

что ошибка определения аккумулируемых либо дренируемых объемов газа традиционным мето-

дом падения давления без учета характерных особенностей циклической эксплуатации ПХГ может 

достигать нескольких десятков процентов.

В энергетическом аспекте под режимом эксплуатации искусственной газовой за-
лежи (ИГЗ) подземного хранилища газа (ПХГ), созданной в газовой залежи истощен-
ного месторождения или ловушке водоносного пласта, понимается характер прояв-
ления естественных и искусственных форм энергии в виде движущих сил в пласте. 
Движущие силы в пласте определяют поступление газа из скважин в пласт при за-
качках и из пласта в скважины при его отборах. Аналогично разработке месторожде-
ний [1–5] на ПХГ выделяют два энергетических режима эксплуатации ИГЗ при закач-
ках и отборах природного газа – газовый и водонапорный.

Основные движущие силы в пласте при эксплуатации ИГЗ ПХГ

При газовом режиме ИГЗ ПХГ движущей силой газовых потоков в пласте является 
только энергия (давление) искусственно сжимаемых объемов при закачках и есте-
ственно сжатых остаточных запасов газа (во многих случаях сжимаемость поро-
ды пласта и связанной остаточной воды пренебрежимо мала по сравнению со сжи-
маемостью газа и поэтому не оказывает сколько-нибудь заметного влияния на ре-
жим). В условиях газового режима ИГЗ ПХГ нагнетаемый в скважины газ поступает 
в пласт за счет сжатия находящегося в пласте газа, а отбираемый газ доставляется 
в скважины из пласта благодаря накопленному упругому запасу энергии и расши-
рению сжатого газа. Газовый режим ИГЗ ПХГ кратко можно охарактеризовать как 
режим сжимаемого при закачках и расширяющегося при отборах газа в пласте при 
постоянном газонасыщенном поровом объеме залежи.
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При проявлении водонапорного режи-
ма эксплуатации ИГЗ ПХГ наряду с энергией 
сжатого газа дополнительной движущей силой 
в пласте выступает напор оттесняемых и втор-
гающихся в газовую залежь краевых вод. При 
водонапорном режиме эксплуатации ИГЗ ПХГ 
поступление закачиваемого газа из скважин 
в пласт определяется как сжатием и накопле-
нием упругого запаса сжимаемого газа, находя-
щегося в пласте, так и оттеснением пластовых 
вод, а поступление газа из пласта в скважи-
ны обеспечивается как упругим запасом сжа-
того газа, так и вытеснением отбираемого газа 
вторгающимися в залежь пластовыми водами. 
Водонапорный режим циклической эксплуата-
ции ИГЗ ПХГ характеризуется знакоперемен-
ными колебательными изменениями газонасы-
щенного порового объема газовой залежи.

Факторы интенсивности проявления 

водонапорного режима

Интенсивность проявления водонапорного ре-
жима эксплуатации ИГЗ ПХГ, связанная с тем-
пами оттеснения-вторжения пластовых вод, 
обусловливается как собственными геолого-
гидродинамическими условиями пласта, так 
и внешними воздействиями – темпами закач-
ки и отбора газа при реализации той или иной 
системы его закачки и отбора (системы разме-
щения эксплуатационных скважин) и текущи-
ми объемами газа в залежи. Высокие коллек-
торские свойства пластов способствуют повы-
шенной интенсивности проявления водонапор-
ного режима.

Характер и интенсивность проявления во-
донапорного режима зависят от размеров во-
доносного пласта и условий на его внешней 
границе. Если пласт характеризуется как огра-
ниченный замкнутый, оттеснение и вторже-
ние пластовых вод в залежь обусловливается 
только упругим запасом энергии водоносно-
го пласта, а режим газовой залежи проявляется 
как «упруго водонапорный». В случае ограни-
ченного с контуром питания или бесконечно-
го водоносного пласта активность пластовых 
вод наряду с их упругим запасом определяются 
также напором на внешней границе пласта.

При низких темпах закачки-отбора газа 
и высокой подвижности пластовых вод изме-
нения давления в залежи могут быть незначи-
тельными. В таких случаях режим эксплуата-
ции приближается к так называемому жестко-
му водонапорному режиму, а энергетический 

баланс в залежи обеспечивается в основ-
ном за счет проявления энергии в виде напо-
ра оттесняемых-вторгающихся пластовых вод. 
Наоборот, при высоких темпах закачки-отбора 
газа и низкой подвижности пластовых вод ре-
жим газовой залежи приближается к газовому.

Анализ эксплуатации ПХГ в условиях 
проявления водонапорного режима показал, 
что при значительно более высокой по срав-
нению с разработкой месторождений дина-
мике объемов газа в ИГЗ (за один сезон про-
должительностью 150 сут в ИГЗ закачиваются 
или отбираются до 60…70 % от общего объема 
газа, тогда как темпы разработки обычно сос-
тавляют несколько процентов в год от началь-
ных запасов) здесь могут происходить суще-
ственные изменения соотношения движущих 
сил в пласте в течение отдельных периодов 
закачки и отбора газа. Так, в заключитель-
ный период отбора и в начальный период за-
качки, когда темпы отбора-закачки газа низкие 
и в залежи находятся сравнительно небольшие 
объемы газа при пониженных пластовых дав-
лениях, основной движущей силой может вы-
ступать напор пластовых вод. В основной и за-
ключительный периоды закачки, а также в на-
чальный и основной периоды отбора, в тече-
ние которых поддерживаются высокие темпы 
закачки-отбора газа при повышенных объемах 
газа и пластовых давлениях в залежи, в ка-
честве доминирующих движущих сил в пласте 
могут проявляться сжимаемость и упругий за-
пас газа.

Основные показатели динамического 

состояния ИГЗ ПХГ

Проявление того или иного режима определяет 
динамическое состояние ИГЗ ПХГ. К числу 
основных показателей динамического состоя-
ния ИГЗ ПХГ относятся текущие аккумулируе-
мые при закачках и дренируемые при отборах 
объемы газа и газонасыщенный поровый объем 
залежи, средневзвешенное по газонасыщенно-
му объему порового пространства газовой за-
лежи пластовое давление, совокупный объем 
оттесненной-вторгшейся пластовой воды. 

Важнейшей характеристикой динамичес-
кого состояния газовой залежи ПХГ является 
зависимость приведенного (с учетом коэф-
фициента сжимаемости газа) средневзвешен-
ного по газонасыщенному поровому объему 
пластового давления от нарастающих объемов 
закачки-отбора в соответствующих периодах 
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или текущего по балансу объема газа в пласте. 
При газовом режиме указанная зависимость 
в случае отсутствия пластовых потерь газа но-
сит линейный характер и одинакова для перио-
дов закачки и отбора газа. Методом подъема-
падения давления путем экстраполяции этой 
прямой до оси абсцисс по отрезку, отсекаемому 
на этой оси точкой пересечения прямой с осью, 
можно определить аккумулируемые при закач-
ках и дренируемые при отборах объемы газа 
в залежи.

На практике часто вместо средневзвешен-
ного пластового давления в ИГЗ фактически 
используется среднее давление в зоне располо-
жения эксплуатационных скважин. При цикли-
ческой эксплуатации ПХГ в результате запаз-
дывающих перетоков газа между зоной сква-
жин и периферийной зоной происходит откло-
нение рассматриваемой зависимости от линей-
ной, она приобретает вид годографа в зависи-
мости от объема газа в пласте, а режим газовой 
залежи может ошибочно приниматься как во-
донапорный. В таких случаях не учитываются 
общие репрессионные и депрессионные во-
ронки давления в залежи, а получаемые оцен-
ки аккумулируемого-дренируемого объема 
газа соответствуют не всей залежи, а только 
ее части в зоне расположения эксплуатацион-
ных скважин.

В условиях проявления водонапорно-
го режима зависимость приведенного средне-
взвешенного по газонасыщенному поровому 
объему пластового давления от нарастающих 
объемов закачки-отбора в соответствующих 
периодах или текущего по балансу объема газа 
в пласте может также отклоняться от линей-
ной. Вторжение пластовых вод приводит к за-
медлению темпа падения средневзвешенно-
го пластового давления в залежи, а их оттес-
нение – к ускорению по сравнению с газовым 
режимом. В заключительные периоды отбора 
газа может происходить падение этого давле-
ния ниже линии газового режима. Такое сниже-
ние давления происходит вследствие защемле-
ния значительных объемов газа в обводняемой 
области и сокращения объемов газа в необвод-
ненной области залежи.

В некоторых случаях проявления водо-
напорного режима фактические данные за-
висимости средневзвешенного приведенно-
го пластового давления в залежи от нарас-
тающих объемов закачки-отбора при опре-
деленном сочетании активности пластовых 

вод и изменения темпов закачки-отбора газа 
с небольшими отклонениями могут быть ап-
проксимированы, как и при газовом режиме, 
линейными зависимостями.

Поэтому линейность зависимости средне-
взвешенного приведенного пластового давле-
ния в залежи от нарастающих объемов закачки-
отбора является необходимым, но не достаточ-
ным условием газового режима. На проявление 
водонапорного режима указывают промысло-
вые данные геофизических исследований сква-
жин об общем продвижении газоводяного кон-
такта, обводнении эксплуатационных скважин, 
изменении давлений в законтурных пьезомет-
рических скважинах и химическом составе по-
путно извлекаемой пластовой воды.

Результаты исследования

При циклической эксплуатации ПХГ в усло-
виях проявления водонапорного режима глав-
ная особенность периодического колебатель-
ного изменения газонасыщенного порового 
объема заключается в его отставании по време-
ни – «сдвиге по фазе» – от периодического из-
менения средневзвешенного давления и объема 
газа в залежи [6, 7]. Это проявляется в том, что 
после окончания отбора продолжается втор-
жение в залежь пластовой воды и газонасы-
щенный поровый объем газовой залежи сок-
ращается. Вторжение воды и сокращение по-
рового объема могут происходить в течение 
нескольких недель и охватывать весенний ней-
тральный период и начало закачки газа до не-
которого момента времени t0зак (назовем его 
сдвигом по фазе с начала закачки), когда рас-
ход вторгающейся воды обнуляется и меняет 
знак на противоположный, а газовая залежь 
начинает расширяться. После окончания закач-
ки, наоборот, продолжается оттеснение плас-
товых вод. Газовая залежь расширяется в те-
чение осеннего нейтрального периода и в на-
чале отбора до некоторого момента времени 
t0отб (это сдвиг по фазе с начала отбора), когда 
расход оттесняемой воды обнуляется и меняет 
знак на противоположный, а газовая залежь 
начинает сужаться.

Особенность определения аккумули-
руемых-дренируемых объемов газа методом 
подъема-падения средневзвешенного пласто-
вого давления в газовой залежи ПХГ при водо-
напорном режиме по данным закачки и отбора 
в отличие от разработки месторождений зак-
лючается в необходимости первоначального 
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определения точки отсчета. На месторож-
дениях в качестве такой точки принимается 
начало разработки с начальным пластовым 
давлением. В процессе циклической эксплуа-
тации ПХГ точкам отсчета соответствуют мо-
менты времени t0зак и t0отб, в которых состоя-
ние системы «залежь – водоносный пласт» 
приближается к квазиустановившемуся, рас-
ход оттесняемой-вторгающейся пластовой 
воды в залежь становится равным нулю, а га-
зонасыщенный поровый объем газовой зале-
жи достигает соответственно минимального 
и максимального значений. В ближайшей ок-
рестности точки t0отб в энергетическом балансе 
залежи составляющая напора пластовых вод 
пренебрежимо мала, а доминирующей дви-
жущей силой в пласте является упругий запас 
сжатого газа. В ближайшей окрестности точ-
ки t0зак, наоборот, основную роль в энергети-
ческом балансе играет напор пластовых вод, 
а упругий запас сжатого газа имеет подчинен-
ное значение.

Аккумулируемые-дренируемые объемы 
газа могут определяться аналитически, напри-
мер методом наименьших квадратов, или гра-
фически путем проведения касательной к гра-
фикам зависимости средневзвешенного приве-
денного пластового давления в залежи от на-
растающих объемов закачки-отбора или объема 
газа в пласте в моменты времени t0зак и t0отб, ко-
торым соответствуют значения средневзвешен-
ных давлений P t P t  и объемов газа 
Q Q tt .

На рисунке показана графическая оцен-
ка дренируемых объемов газа в периоды от-
боров 12/13 годов и 15/16 годов в порядке от-
счета лет с начала циклической эксплуатации 
одного из ПХГ в водоносном пласте. На нача-
ло периода отбора 12/13 годов общий объем 
газа в пласте составлял 5500 млн м3, средне-
взвешенное пластовое давление в залежи – 
11 МПа, на начало периода отбора 15/16 го-
дов – 5100 млн м3 и 10,5 МПа соответственно.

Расчеты показывают, что момент времени 
t0отб наступает через 12 сут после начала перио-
да отбора газа 12/13 годов и через 15 сут после 
начала периода отбора 15/16 годов. Этому мо-
менту времени в отборе 12/13 годов соответст-
вует точка на рисунке с координатами (5400; 
9,8), а в отборе 15/16 годов – точка с коорди-
натами (5000; 9,2). Дренируемый объем газа 
в пласте (Vдр) определяется как разность между 
общим объемом газа в пласте на начало отбо-
ра и объемом газа, который отбивается на оси 
абсцисс касательной, проведенной через точку 
с указанными координатами. На рисунке про-
веденные через эти точки касательные показа-
ны синими пунктирными линиями. Красными 
пунктирными линиями показаны касательные, 
проведенные через точки начала периодов от-
бора, для определения дренируемых объемов 
газа традиционным методом падения давления.

Ошибка определения аккумулируемых-
дренируемых объемов газа на ПХГ традицион-
ным методом падения давления без учета ука-
занных особенностей может достигать нес-
кольких десятков процентов. На рисунке вид-
но, что Vдр с учетом особенностей циклической 
эксплуатации ИГЗ рассматриваемого ПХГ оце-
нивается в 1400 млн м3. При этом традицион-
ным методом его оценили всего в 500 млн м3. 
Очевидно, что традиционная оценка некор-
ректна, так как она значительно меньше коли-
чества отбираемого за сезон газа (Vотб), а имен-
но 900 млн м3.

***
Таким образом, для достоверного опреде-

ления энергетического режима эксплуатации 
и динамического состояния ИГЗ ПХГ необ-
ходимо учитывать характерные особенности 
проявления газового и водонапорного режи-
мов, связанные с циклическим характером 
эксплуатации ИГЗ и высокой динамикой за-
качки и отбора газа в конкретных геолого-
гидродинамических условиях пласта.
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Energy regimes of gas reservoirs operation at underground gas storages and specifics 
of their identification 
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Abstract. Energy modes of cyclic operation of an artifi cial gas deposit specify the main process and performance 
indicators of underground gas storing. For this reason, determination and consideration of the energy modes specifi cs 
while operating a gas deposit are the major tasks during designing, analysis, control and operation of an underground 
gas storage (UGS). There are many studies related with either coarse forecasting of the development regimes for 
gas reservoirs of the hydrocarbon fi elds or their evaluating according to the factual data. Therefore, the suggested 
methods do not enable total consideration of the specifi cs immanent to the UGS’s artifi cial deposits and related with 
the cyclic nature of operation and the high dynamics of gas fl ooding and extraction.

This article highlights the main energy operational regimes common for the artifi cial gas deposits of the UGSs, 
namely the gas dive and the water drive. Author describes the agents of the water drive intensity including the own 
geological-hydrodynamic conditions of a layer, as well as the external exposure such as the tempos of gas fl ooding 
and extraction. He examines fl uctuations of the driving forces in a layer during the separate seasons of gas fl ooding 
and extraction, and lists the basic indicators of a UGS’s reservoir dynamic status.

A dependency between the reduced average-weighted reservoir pressure and the gas fl ow in diff erent operational 
seasons in conditions of the gas and water drives is studied. It is shown that a depressurization method traditionally 
used for calculating the accumulated or the discharged gas amounts ignoring the cyclic pattern of UGS operation 
can give an error of tens of percent.

Keywords: regime of fi eld development, regime of UGS gas reservoir operation, driving forces in a layer, gas drive, 
water drive, accumulated and drainage gas volumes, method of reservoir pressure ups-and-downs.
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Тезисы. В статье проанализирован и обобщен многолетний опыт разработки месторождений кис-

лых газов, который выявил наличие методических проблем в практическом применении в пакер-

ных скважинах известных технологических режимов и методов их регулирования. Основной при-

чиной этому, по мнению авторов, являются попытки ряда исследователей рассматривать систему 

«пласт – скважина» в пакерных скважинах поэлементно (пласт, скважина), используя при этом рас-

четные оценки забойного давления. Другие исследователи, указывая на недопустимость такого 

подхода, предлагают ориентироваться только на уверенно контролируемые в пакерных скважинах 

параметры – устьевое давление и скорость потока газа на устье скважины.

Таким образом, требуется уточнить методический подход к управлению работой системы 

«пласт – скважина» в пакерной скважине. Предлагаемые авторами методические рекоменда-

ции позволяют упорядочить применение рекомендуемого технологического режима на рассмат-

риваемых месторождениях как при проектировании их разработки, так и при их эксплуатации. 

Усовершенствованный методический подход к управлению работой системы «пласт – скважина» 

в пакерной скважине может быть востребован на глубокозалегающих месторождениях со сложным 

компонентным составом газа.

В практику проектирования разработки месторождений понятие технологичес-
кого режима (ТР) работы газовых скважин введено проф. Б.Б. Лапуком, предложив-
шим рассматривать ТР как систему условий (ограничений) для получения макси-
мального дебита скважин без каких-либо осложнений на протяжении всего периода 
разработки месторождения [1, c. 49–53]. Далее в указанной постановке вопроса про-
ведены исследования по выработке научных и методических основ в области управ-
ления работой газовых скважин. Наиболее важные результаты исследований отраже-
ны в работах З.С. Алиева, К.С. Басниева, С.Н. Закирова, Г.А. Зотова, Е.В. Левыкина, 
Ю.П. Коротаева и др. Обобщение этих результатов позволило выработать общий кон-
цептуальный подход к установлению ТР и методам его регулирования. Важно отме-
тить, что только часть из известных ТР может быть выражена математическими фор-
мулами, другая часть ТР базируется на соблюдении определенных принципов огра-
ничения технологических параметров работы скважин (по дебиту, устьевому и за-
бойному давлениям) [2, 3]. Известно, что решение задачи установления ТР должно 
обеспечить, с одной стороны, безопасную добычу газа и регулирование работы сква-
жин, с другой стороны, применимость для управления системой разработки место-
рождения при проектировании (важность данного условия обусловлена прямой зави-
симостью между ТР и количеством добывающих скважин) [3].

Интересным представляется опыт разработки пакерными скважинами (ПС) 
глубокозалегающих (свыше 3500 м) продуктивных залежей месторождений, содер-
жащих при аномальных пластовых давлениях и температурах газ сложного компо-
нентного (в том числе H2S и CO2) состава [4–6]. Такие месторождения (по величине 
начальных запасов газа их относят к уникальным и крупным) находятся в разработ-
ке на территориях Российской Федерации (Астраханское газоконденсатное (ГКМ), 
Оренбургское нефтегазоконденсатное (НГКМ) месторождения), Республики 
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Казахстан (Карачаганакское НГКМ), Респуб-
лики Туркменистан (Довлетабад-Домезское 
ГКМ), Республики Узбекистан (Шуртан, 
Зеварды, Алан, Култак, Памук и др.). Опыт 
разработки указанных месторождений сви-
детельствует о важности контроля интен-
сивности коррозионных процессов в сква-
жине, где самым уязвимым местом является 
устье (в этой точке скорость потока газа 
(vу) достигает максимальных значений) [2]. 
Недопустимо пренебрегать этим обстоятель-
ством, поскольку отсутствие надлежаще-
го контроля сопровождается неуправляемой 
интенсивностью процессов коррозии метал-
лов скважинного оборудования (коррозион-
ное растрескивание, охрупчивание, образова-
ние свищей и т.п.) и в конечном итоге приво-
дит к серьезным авариям на скважине (утрате 
герметичности колонны лифтовых труб (ЛТ) 
и ее обрыву, утрате герметичности обсадной 
колонны) [4].

Исследованиями многих авторов показано, 
что из всех существенно влияющих на интен-
сивность процесса коррозии факторов (техни-
ческая характеристика применяемых металлов, 
давление и температура среды, степень и харак-
тер минерализации воды, скорость потока газа 
и др.) только устьевая скорость vу поддается ре-
гулированию [2]. С учетом данного фактора 
разработаны и широко применяются в промыс-
ловой практике соответствующие методы уста-
новления и регулирования ТР vу = const [2]. 
Изучение характера изменения общих затрат 
пластовой энергии на поддержание режима 
vу = const показало, что по мере естественного 
снижения пластовой энергии эти затраты воз-
растают (увеличение составляет до ¼ началь-
ных затрат).

Анализ и обобщение многолетнего опы-
та разработки рассматриваемых месторожде-
ний выявили наличие методических проблем 
в практическом применении в ПС известных 
ТР и методов их регулирования. Основной при-
чиной этого являются попытки ряда исследо-
вателей рассматривать систему «пласт – сква-
жина» в ПС поэле ментно (пласт, скважина), 
используя приблизительные расчетные оцен-
ки изменения характеристики гидравличес-
кого сопротивления ЛТ и пакерной системы 
и, соответственно, приблизительные значе-
ния забойного давления (~рзаб). Другие иссле-
дователи предлагают ориентироваться только 

на устьевые параметры работы ПС – устьевое 
давление (pу) и vу.

Промысловые материалы показывают, что 
применение vу в качестве технологического 
ограничения является необходимым, но недос-
таточным условием безаварийной рабо-
ты скважин. В полном объеме безопасная ра-
бота ПС может быть обеспечена при усло-
вии соблюдения технологического ограниче-
ния по депрессии  на пласт (Δp = pпл – pзаб, где 
pпл – пластовое давление), поскольку в  про-
тивном случае не представляется возможным 
предотвратить серьезные осложнения, связан-
ные с преждевременным обводнением и разру-
шением продуктивного пласта.

Для принципиального изменения сложив-
шейся ситуации требуется уточнить мет оди-
ческий подход к управлению работой системы 
«пласт – скважина» в ПС. Многоаспектность 
рассматриваемой задачи обусловлена необхо-
димостью ее решения с учетом следующих 
областей применения ТР:

1) обеспечения безопасной работы скважин;
2) управления работой системы «пласт – 

скважина» в действующих скважинах;
3) учета граничного условия для проектных 

скважин при проектировании месторождения.
Для обеспечения безопасной работы сква-

жин на глубокозалегающих месторождениях 
со сложным компонентным составом газа 
предусмотрено их оснащение пакерными 
системами для защиты скважинного оборудо-
вания от нежелательного воздействия агрес-
сивных компонентов газа, разгрузки верхней 
части подвески колонны ЛТ (глубина спуска 
3000…5000 м), а также создания ингибирован-
ной жидкостью противодавления (во избежа-
ние смятия обсадных колонн) на вышележа-
щие отложения соли. При этом конструктив-
ные особенности пакерных скважин (рис. 1) 
не позволяют эффективно использовать из-
вестные математические модели движения газа 
в системе «пласт – скважина» и методы управ-
ления ее работой.

Для повышения безопасности работы рас-
сматриваемых скважин необходимо усовер-
шенствовать методический подход к управ-
лению работой системы «пласт – скважина» 
в пакерной скважине на основе следующих 
принципов:

• в пакерной сква жине рассматривать це-
лостной систему «пласт – скважина», для 
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контроля состояния которой использовать хо-
рошо контролируемые в ней входные и выход-
ные параметры – pпл и pу; 

• в основу уп равления системой «пласт – 
скважина» в ПС следует заложить условие со-
блюдения технологических условий работы 
с учетом как устьевых, так и забойных огра-
ничений ее производительности (без контроля 
последних).

На основе указанных принципов усовер-
шенствова  н метод управления работой сис-
темы «пласт – скважина» в ПС, его основу 
составляют следующие положения:

• для управления работой системы 
«пласт – скважина» предусмотрено приме-
нение отличного от известных технологи-
ческого параметра – интегральной депрес-
сии (Δp∫ = p + pтр), учитывающей суммар-
ные затраты пластовой энергии на создание 
депрессии на пласт (см. ранее) и преодоление 
сил трения (pтр) в колонне ЛТ и пакерном 
оборудовании;

• определение допустимой (максималь-
ной) интегральной депрессии (Δp∫

max) выпол-
няется по результатам газодинамических ис-
следований до перевода пакерного оборудова-
ния в стационарное состояние (только в этом 
случае можно получить достоверные расчет-
ные значения рзаб и определить минимальные 

затраты пластовой энергии на преодоление сил 
трения (pтр.min = f(q), где q – дебит скважины) 
при движении газа в новых ЛТ и пакерном обо-
рудовании);

• для выполнения условия соблюдения 
в ПС технологического ограничени я рабо-
ты системы «пласт – скважина» по депрессии 
на пласт устанавливается ТР поддержания пос-
тоянной интегральной депрессии (Δp∫ = const);

• для соблюдения технологических огра-
ничений работы системы «пласт – скважина» 
по устьевыми параметрам (pу и vу) исполь-
зуются известные методы их контроля и регу-
лирования.

Основу метода составляют естественные 
физические процессы: при снижении пласто-
вого давления ( pпл(t) = f(∑Qдоб(t), где Qдоб – сум-
марная добыча газа с начала разработки) сни-
жается дебит (q(t) = f( pпл(t)) и возрастает pтр 
(в том числе из-за увеличения шероховатости 
внутренних поверхностей ЛТ, элементов па-
керного оборудования и хвостовика ЛТ). При 
ТР Δp∫ = const соблюдение ограничения п о де-
прессии на пласт (p(t) ≤ pmax) обеспечивается 
за счет постоянного перераспределения зат-
рат пластовой энергии между возрастающими 
в процессе эксплуатации затратами на преодо-
ление сил трения (pтр(t) > Δpтр.min) и затратами 
на создание депрессии на пласт (p(t) < pmax) 

Рис. 1. Технико-технологические особенности эксплуатации пакерных скважин: 
НКТ – насосно-компрессорные трубы; t – время
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с сохранением общего баланса между эти-
ми затратами (Δp∫ = Δpmax + Δpтр.min = p(t) + 
+ pтр(t) = const) (рис. 2).

Для управления работой системы  «пласт – 
скважина» в действующих пакерных скважи-
нах разработан метод определения в системе 
«пласт – скважина» допустимого значения ин-
тегральной депрессии (Δp∫

max) (рис. 3); метод 
управления работой системы «пласт – сква-
жина» в пакерных скважинах (с применением 
интегральных коэффициентов фильтрационно-
гидравлического сопротивления (ИКФГС) 
(a∫, b∫) и технолог ического ограничения по ин-
тегральной депрессии Δp∫ = const).

Управление работой системы «пласт – сква-
жина» в действующей пакерной скважине вы-
полняется в пределах област и рабочих дебитов, 
которую определяет зависимость допустимого 
дебита от пластового давления (qmax = f( pпл)). 
Такие зависимости (с использованием ИКФГС 

(a∫, b∫) и ТР Δp∫ = const) устанавливают для каж-
дой добывающей скважины.

Апробация (на примере конкретных сква-
жин) предложенного метода управления ра-
ботой системы «пласт – скважина» в пакер-
ной скважине показала высокую сходимость 
(до 96,8 %) прогнозных и фактических по-
казателе й работы системы «пласт – сква-
жина». Применение интегральной депрес-
сии в качестве технологического ограничения 
(Δp∫ = const) работы системы «пласт – скважи-
на» эффективно не только для регулирования 
работы добывающих скважин, но и для управ-
ления системой разработки при проектирова-
нии рассматриваемых месторождений.

Для учета интегральной депрессии Δp∫ в ка-
честве граничного условия для проектных сква-
жин при проектировании рассматриваемых 
месторождений предложен метод определе-
ния области их рабочих дебитов на весь период 

Рис. 2. Принцип саморегулирования распределения затрат пластовой энергии на создание 
депрессии на пласт и преодоле ние сил трения в колонне ЛТ и ПС

p  = const pmaxp

p (t p

p(t p
max

Рис. 3. Определение допустимого значения интегральной депрессии 
в системе «пласт – скважина»
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разрабо тки месторождения, в пределах  кото-
рой выбирается рациональное (с точки зрения 
обеспечения максимального экономического 
эффекта и эффективного регулирования про-
цессом разработки) значение и характер изме-
нения проектного дебита.

Результаты выполненных исследова-
ний в области управления работой системы 
«пласт – скважина» в ПС позволили сформи-
ровать методические рекомендации по при-
менению ТР Δp∫ = const при проектировании 
разработки и эксплуатации рассматриваемых 
месторождений:

• при проектировании разработки место-
рождения:

 – анализируются влияющие на усл о-
вия эксплуатации скважин геологические 
и технико-технологические факторы с целью 
определения основного из них для выбора ТР;

 – определяются параметры модели 
средней пакерной скважины (ИКФГС системы 
«пласт – скважина» – a∫ср, b∫ср);

 – строится зависимость изменения де-
бита с редней ПС (при Δp∫

max) при снижении 
пластового давления (qmax = f( pпл)), опреде-
ляется область рабочих дебитов на весь период 
разработки месторождения;

 – с учетом определяемы х областью ра-
бочих дебитов ограничений вычисляется ра-
циональное (с точки зрения обеспечения мак-
симального экономического эффекта и эффек-
тивного регулирования процессом разработки) 
значение и характер изменения проектного де-
бита (qраб.спс = f( pпл), где qраб.спс – рабочий дебит 
средней пакерной скважины);

• при эксплуатации месторождения (до-
быча газа): 

 – строятся (при Δp∫
max и текущих 

ИКФГС – a∫, b∫) для всех добывающих сква-
жин зависимости изменения дебита системы 
«пласт – скважина» от пластового давления 
(qmax.спс = f( pпл.спс)) для определения областей 

рабочих дебитов (qраб.спс ≤ qmax.спс) для каждой 
добывающей скважины (их уточнение вы-
полняется по результатам вновь проведенных 
на скважинах газодинамических исследований);

 – на основе использования областей 
рабочих дебитов (qраб.спс ≤ qmax.спс) выполняется 
управление работой системы «пласт – скважи-
на» в добывающих скважинах.

Методические рекомендации позволяют 
упорядочить применение рекомендуемого ТР 
на рассматриваемых месторождениях как при 
проектировании их разработки, так и при эксп-
луатации. В заключение отметим, что усовер-
шенствованный методический подход к управ-
лению работой системы «пласт – скважи-
на» в ПС может быть востребован на глубо-
козалегающих месторождениях со сложным 
компонентным составом газа (Астраханское 
и Оренбургское, неокомские и юрские зале-
жи месторождений Надым-Пур-Тазовского 
региона и п-ова Ямал).
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Methodical approach to control a “layer–well” system in packer wells 
at deep fields with complex gas composition
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Abstract. Authors analyze and summarize the long-term experience in development of the acidic gas fi elds, which 
exposed the methodical loose ends regarding the known technological regimes and the control methods applied 
to the parker wells. In authors’ opinion, this is due to the attempts of some researchers to deal with a parker-well 
“layer–well” system elementwise using the design assessments of the bottom-hole pressure. Other researchers stress 
the infeasibility of such approach and suggest using only the surely controlled parameters in the parker wells such 
as the wellhead pressure and the wellhead velocity of a gas fl ow.
Thus, it is necessary to specify the procedure of a parker-well “layer–well” system operation control. The suggested 
methodical recommendations enable harmonization of the process regime application either during designing fi eld 
development, or during its operation. The improved procedure could be eligible at the deep fi elds with complex gas 
composition.

Keywords: layer, well, fi eld, operation, development, designing of development, “layer–well” system, technological 
regime, fi eld with complex gas composition.
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Тезисы. В статье представлен анализ возможных отклонений дебитов газовых скважин, рассчи-

танных по термобарическим данным диафрагменных измерителей критического течения, относи-

тельно истинных значений расхода в зависимости от выбора расчетного выражения. Приведен вы-

вод расчетного выражения, исключающего недостатки используемых формул. Показан пример его 

практической апробации.

Газодинамические исследования (ГДИ) газовых скважин на установленных ре-
жимах фильтрации являются информационным источником для выбора и обоснова-
ния оптимальных режимов их эксплуатации [1]. Результаты данных исследований 
используются:

• при контроле процесса разработки месторождений;
• формировании комплекса мероприятий по совершенствованию процесса раз-

работки месторождений;
• оценке эффективности капитальных ремонтов скважин [1–3].
Для получения достоверных результатов ГДИ газовых скважин значимую роль 

имеет корректное определение дебита в ходе их проведения [1]. Обычно это осу-
ществляется с использованием:

• диафрагменного измерителя критического течения (ДИКТ) [2, 4] для прямых 
измерений термобарических характеристик потока природного газа (рис. 1);

• выбираемого расчетного выражения для определения расхода газа по резуль-
татам измерений его термобарических параметров, выполненных с использованием 
ДИКТ.

Процесс прохождения потоком газа диафрагмы ДИКТ (см. рис. 1) происходит 
в режиме критического истечения вследствие разности давлений до и после нее (кри-
тическое отношение давлений). При этом расход газа полностью определяется его 
термобарическими параметрами до диафрагмы (см. сечение 1, рис. 1) [5, 6]. Скорость 
потока газа в месте максимального сужения струи (см. сечение 2, рис. 1) достигает 
локальной скорости звука, а противодавление и температура в этом сечении опреде-
ляются [6] на основе выражений

k
kpy

p k
 (1)

T
T k

 (2)

где yкр – критическое отношение давлений потока среды; k – показатель изоэнтропии 
(адиабаты) газового потока; p1 и T1 – соответственно давление и температура в сече-
нии перед диафрагмой (см. сечение 1, рис. 1); p2 и T2 – соответственно давление и тем-
пература в критическом сечении (см. сечение 2, рис. 1).

Площадь наиболее сжатого сечения газового потока (см. сечение 2, рис. 1) зави-
сит как от конструкции диафрагмы, так и от параметров газового потока перед ней 
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(см. сечение 1, рис. 1) [7, 8]. Теплофизические 
свойства газового потока при рабочих усло-
виях перед диафрагмой (см. сечение 1, рис. 1) 
и в сжатом сечении (см. сечение 2, рис. 1) долж-
ны определяться на основании данных о компо-
нентном составе газа. Вследствие того что для 
обеспечения критического истечения рассмат-
риваемой среды через диафрагму используется 
типовая конструкция ДИКТ [4, 9], коррект-
ность определения дебитов газовых скважин 
для описанного физического процесса будет 
определяться выбором расчетного выражения 
из имеющегося в научно-технической литерату-
ре вариативного ряда [1–4]. Согласно основопо-
лагающим работам по газо- и гидродинамике, 

освещающим режимы течения сред [5–7], вы-
ражения, используемые в данном случае при 
расчете расхода среды, должны базироваться 
на следующих балансовых уравнениях:

• неразрывности потока среды

G f f f  (3)

• первого начала термодинамики
q pv

u g h a a  (4)

где G – массовый расход среды; f0, f1, f2 – 
площади поперечных сечений (индексы 

Рис. 1. Графический вид схемы движения газового потока по внутренней полости типовой 
конструкции ДИКТ (а) с соответствующими схеме движения видами зависимостей 

изменения давления (б) и скорости (в) по длине внутренней полости ДИКТ: 
I – прямолинейный участок трубопровода перед сужающим устройством (диафрагмой), 

или корпус; II – накидная гайка для крепления сужающего устройства к корпусу; 
III – сужающее устройство – диафрагма; 0 – сечение, характеризующее режим движения 

газового потока в месте его входа в отверстие диафрагмы; 1 – сечение прямолинейного участка 
трубопровода; 2 – сечение набольшего сужения струи газового потока; L – линейная координата 

вдоль оси трубопровода; ω – средняя скорость движения потока среды; qm – массовый расход 
среды; P – давление среды; Т – температура среды; ρ – плотность среды при известных 

термобарических параметрах; D – внутренний диаметр линейной части ДИКТ; 
d0 – внутренний диаметр отверстия диафрагмы ДИКТ; d – диаметр сжатого сечения потока 

среды за диафрагмой ДИКТ
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см. в экспликации к рис. 1); ω1, ω0, ω2 – сред-
няя скорость потока в соответствующем се-
чении; ρ1, ρ0, ρ2 – плотность газа в соответст-
вующем сечении. На участке между сечения-
ми 1 и 2 (см. рис. 1): dq – удельное количество 
теплоты, подведенное к газу; d( pv)внеш – удель-
ная работа внешних сил давления; du – из-
менение удельной внутренней энергии газа; 

g h – приращение удельной кинети-

ческой и потенциальной энергии газа (здесь: 
g – ускорение свободного падения; dh – измене-
ние нивелирной отметки по высоте трубопро-
вода; ω – средняя скорость движения потока); 
daтех + daтр – совершенная газом техническая 
работа и работа по преодолению сил трения, 
отнесенная к единице массы.

Выражения, предлагаемые в научно-
технической литературе для расчета расхода 
газового потока в режиме критического исте-
чения через диафрагму [3, 4, 9, 10], сводятся 
к следующему общему виду:

pQ C
T

 (5)

где Qст – объемный расход потока углеводород-
ной газовой смеси, приведенный к стандарт-
ным условиям; С – коэффициент расхода.

В каждом из предложенных выражений для 
определения расхода газового потока в режиме 

критического истечения через диафрагму де-
лаются допущения при расчете коэффициента 
расхода (подробно см. [11]). Тезисно: данные 
допущения предполагают наличие эмпири-
ческой составляющей, которой должна ком-
пенсироваться часть теплофизических и гид-
родинамических характеристик газового по-
тока при описании критического истечения га-
зового потока через диафрагму. Предлагаемые 
размерности коэффициента расхода в метри-
ческой системе единиц измерения СИ не соот-
ветствуют требуемой размерности, которая 
представлена выражением

Q TC
p

 (6)

Все выражения не учитывают такой зна-
чимой газодинамической характеристики рас-
сматриваемого режима истечения, как коэффи-
циент сжатия струи газового потока, выходя-
щего из диафрагмы. Установлено наличие су-
щественных систематических расхождений 
расчетных и фактических значений расхода 
природного газа (рис. 2). Это свидетельствует 
о неполном учете теплофизических и газо-
динамических характеристик газового пото-
ка, проходящего диафрагму в режиме крити-
ческого истечения, при расчете его расхода 

Рис. 2. Возможные отклонения результатов расчета расхода газа в режиме критического 
истечения через диафрагму от фактических значений: Сd – коэффициент, который 

используется для расчета коэффициента подачи и, по мнению авторов Брилла и Мукерджи [10], 
может принимать значения в диапазоне 0,82…0,934

d
d
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с использованием аналитических выражений [2, 4, 9, 10]. С целью решения этой задачи для 
рассматриваемого режима течения авторы:

• вывели расчетное выражение для определения расхода газа на базе уравнений неразрыв-
ности потока среды и первого начала термодинамики (см. выражения (3) и (4));

• выбрали способы нахождения величин, входящих в выведенное выражение.
Вывод расчетного выражения для нахождения расхода газа в режиме критического истечения 

через диафрагму включает следующую последовательность действий [11]:
• из уравнения неразрывности потока среды (3) получаем выражение для разности квадра-

тов скоростей движения рассматриваемого потока в сечениях 1 и 2 (см. рис. 1) вида 

kpG
F p

 (7)

где β – относительный диаметр диафрагмы ДИКТ; ε – коэффициент сжатия струи потока газа;
• аналогичное выражение 

z k T z kR T
k T z k

 (8)

где z1, z2 – коэффициенты сжимаемости газа в сечениях 1 и 2 соответственно; RM – молярная га-
зовая постоянная, получаем исходя из первого начала термодинамики (4) с учетом уравнения 
состояния реального газа, термодинамических соотношений величин, входящих в выводимое вы-
ражение, и уравнения адиабаты для газового потока;

• приравнивая правые части выражений (7) и (8) с учетом критического режима истечения 
газа, при котором давления и температуры потока в сечениях 1 и 2 (см. рис. 1) связаны выражени-
ями (1) и (2), и выражая Qст, получаем

M

k

z k z k
k k z kd z p RQ T

z p T k
 (9)

где zст – коэффициент сжимаемости газа при стандартных условиях; pст – стандартное давле-
ние. Выражение (9) устанавливает взаимосвязь расхода газового потока, проходящего диафрагму 
ДИКТ в режиме критического истечения, с его теплофизическими свойствами до и после диаф-
рагмы и гидродинамическими характеристиками режима критического истечения и исключает 
эмпирические коэффициенты. А именно им учитываются (1) отклонения термодинамических 
свойств потока природного газа от законов идеального газа и (2) формируемая структура гид-
родинамического режима прохождения потоком природного газа диафрагмы ДИКТ в режиме 
критического истечения соответственно путем включения в выражение (9) в качестве состав-
ляющих:

1) плотности при стандартных условиях, молекулярной массы, коэффициента сжимаемости 
при стандартных условиях и термобарических параметрах в линейной части корпуса ДИКТ 
и в месте максимального сжатия потока за его диафрагмой, показателя адиабаты;

2) относительного диаметра отверстия диафрагмы и коэффициента сжатия струи рассмат-
риваемого потока за диафрагмой ДИКТ при его выходе в атмосферу и рассмотрения при выводе 
расчетного выражения в качестве неисключаемой величины скорости движения газового потока 
в линейной части корпуса ДИКТ.

При практическом применении выражения (9) предполагается использование стандар-
тизованных методов определения теплофизических свойств газового потока и диаметра от-
верстия диафрагмы, а для нахождения коэффициента сжатия струи – выведенного авторами 
данной статьи выражения [12, 13]. За основополагающие источники при выводе расчетного 
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выражения для коэффициента сжатия струи 
авторами приняты работы С.А. Чаплыгина [7] 
и С.В. Фальковича [14]. Вывод базируется 
на полученном С.А. Чаплыгиным точном ана-
литическом решении для коэффициента сжа-
тия струи при истечении газа через щель 
из сосуда больших размеров, когда влиянием 
боковых стенок сосуда можно пренебречь. 
Проведена работа по оценке возможности 
представления точного решения, полученного 
Чаплыгиным, в форме функциональной зави-
симости от показателя адиабаты. Фактически 
для газовых углеводородных сред при про-
хождении ими диафрагмы в режиме критичес-
кого течения показатель адиабаты изменяется 
в диапазоне от 1,3 до 1,5. На рис. 3 приведен 
результат численных расчетов коэффициента 
сжатия струи по точному решению, получен-
ному С.А. Чаплыгиным для случая критичес-
кого истечения газового потока через отвер-
стие в стенке сосуда, с вариацией показателя 
адиабаты в пределах от 1,3 до 1,5.

Как видно на рис. 3, данная зависимость 
хорошо описывается полиномом 3-й степени 
с коэффициентом достоверности аппроксима-
ции R2 = 0,9995:

k k k  (10)

Для учета влияния боковых стенок пря-
молинейного участка трубопровода, распо-
ложенного перед диафрагмой, на получаемое 

значение ε0 авторами использован результат 
решения С.В. Фальковичем задачи об истече-
нии струи газа из прямоугольного сосуда ко-
нечной ширины через щель в стенке сосуда, 
которая расширила область применения мето-
да С.А. Чаплыгина. Для нахождения коэффи-
циента сжатия струи авторами данной статьи 
выведено [12, 13] выражение

 (11)

где ε – уточненный коэффициент сжатия струи; 
 – аппроксимацион-

ная зависимость (поправка к коэффициенту 
сжатия струи, учитывающая геометрические 
характеристики ДИКТ). Параметр β выделен 
на основании утверждения С.А. Чаплыгина [7] 
о том, что коэффициент сжатия струи газово-
го потока, проходящей диафрагму в режиме 
критического течения, должен иметь поправку 
на изменение относительного диаметра отвер-
стия диафрагмы.

Практическая апробация использования 
выражения (9) при расчете расхода природно-
го газа в режиме критического истечения че-
рез диафрагму ДИКТ показала наличие откло-
нений ±2 % получаемого результата от значе-
ния, измеренного по методике, базирующейся 
на метрологически аттестованном методе из-
мерений (пример представлен на рис. 4). 
График на рис. 4 показывает, что выведенным 
авторами выражением (9) в полном объеме 

Рис. 3. Оценка возможности представления точного решения для коэффициента сжатия 
струи С.А. Чаплыгина в форме функциональной зависимости от показателя адиабаты 

для углеводородных газовых смесей (УВ) при критическом истечении
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учитываются факторы (термобарические, тер-
модинамические и газодинамические харак-
теристики потока природного газа и геомет-
рические параметры ДИКТ) процесса опре-
деления расхода газа в режиме критического 
истечения через диафрагму. Следовательно, 

представленный расчетный комплекс может 
рассматриваться для практического примене-
ния при газодинамических исследованиях га-
зовых скважин вместо используемых в настоя-
щее время расчетных выражений.

Рис. 4. График возможных отклонений расчетных (см. выражение (9)) значений Qст 
в режиме критического истечения от измеренных по методике, базирующейся 

на метрологически аттестованном методе измерений, при изменении диаметра отверстия 
диафрагмы ДИКТ в диапазоне от 10 до 76 мм
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Abstract. This article indicates the grounds for the possible divergence between the gas well yields calculated 
according to the orifi ce critical fl ow measurements and their true values depending on a chosen formula. Authors 
derivate a math expression missing the disadvantages of the commonly applied ones. There is an example of the 
practical approbation of the suggested expression.
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Тезисы. В статье рассмотрены вопросы вариативности корреляционных построений межскважин-

ного пространства. Корреляционные построения разрезов скважин выполняются с применением 

данных геофизических исследований скважин, исследований кернового материала, сейсморазвед-

ки в комплексе с геолого-геофизической информацией, в некоторых случаях с привлечением фау-

нистической, флористической, палинологической, минералогической, геохимической, петрографи-

ческой, литолого-стратиграфической информации, в отдельных случаях используются структурно-

геометрические методы для прослеживания сейсмических горизонтов, пластов, слоев. В работе про-

демонстрирована значимость корреляционных построений при подсчете запасов углеводородов.

В 2021 г. на конкурсе научно-технических произведений молодых ученых и специалистов 

по направлению «Проблемы ресурсного обеспечения газодобывающих регионов России» данная 

работа была удостоена диплома лауреата I степени. Конкурс проводился в рамках реализации кон-

цепции развития корпоративной системы подготовки научных кадров ПАО «Газпром» и его дочер-

них обществ.

В Российской Федерации насчитываются 11 нефтеперспективных зон рас-
пределения ресурсов на нелицензионной территории: к зонам для лицензирова-
ния относятся Западно-Кубанская, Южно-Бузулукская, Северо-Хорейверская, гря-
да Чернышева, Ляпинская, Южно-Сибирская; к зонам для поисково-оценочных ра-
бот относятся Озинско-Алтатинская, Карабашская, Юганско-Колтогорская, Гыдано-
Хатангская, Аргишско-Чунская, по данным Е.Б. Груниса [1]. По оценке специалистов 
ООО «Газпром ВНИИГАЗ» [2], выявлены распределение начальных потенциаль-
ных ресурсов свободного газа по основным нефтегазоносным провинциям (НГП) 
и их подтверждаемость при поисково-разведочных работах.

При добыче и эксплуатации месторождений углеводородов активно применяются 
новые технологии, в частности, к решению задач геологоразведки привлекается ис-
кусственный интеллект. Остановимся подробнее на вопросах корреляции межсква-
жинного пространства, а именно: на примере вымышленного месторождения пока-
жем, к чему могут привести разнообразные варианты решения геологических задач 
(корреляция) для выполнения промышленного или оперативного подсчета запасов.

На разных этапах геологоразведочных работ (региональном, поисково-оценочном, 
разведочном или при вводе месторождения в разработку) корреляционные построе-
ния решают задачи выявления, уточнения, определения, прослеживания комплекса 
пластов, пластов или залежей. Корреляционные построения разрезов скважин вы-
полняются с применением данных геофизических исследований скважин, исследо-
ваний кернового материала, сейсморазведки с привлечением геолого-геофизической, 
фаунистической, флористической, палинологической, минералогической, геохими-
ческой, петрографической, литолого-стратиграфической информации. В отдельных 
случаях используются структурно-геометрические методы для прослеживания сейс-
мических горизонтов, пластов, слоев [3–12]. При выполнении корреляционных по-
строений разрезов скважин прослеживаются мощность отложений, их выдержан-
ность и сходное строение, выклинивание пластов, анализируются фациальные и ли-
тологические замещения, тектонические особенности разреза, залегание слоев (со-
гласное, несогласное) и многое другое.
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Как отмечают специалисты ООО «Тюмен-
ский нефтяной научный центр», «слож-
ность корреляции отложений… связана с от-
сутствием надежных выдержанных реперов 
внутри комплекса и вариативностью строения 
продуктивной толщи, где могут формироваться 
как связанные тела, так и отдельные лин-
зы, имеющие свои уровни контактов…» [13]. 
По мнению Н.Б. Вассоевича, при изучении гео-
логического разреза необходимо понимать ре-
жим формирования однородного слоя: мигра-
ционный с постоянным перемещением или му-
тационное осаждение одного осадка из взвеси 
другого осадка. Также необходимо учитывать 
режим и смену осадконакопления в тот или 
иной период, климатические и тектонические 
изменения. При выполнении корреляционных 
построений с учетом литолого-стратиграфи-
ческих данных следует понимать уровень из-
менений изучаемого разреза, будь то грану-
лоседиментогенез, стратоседиментогенез или 
циклоседиментогенез.

Выполнение построений межскважинной 
корреляции не всегда однозначно. На рис. 1 
схематично приведен вариант возможных кор-
реляционных построений в межскважинном 
пространстве сходных по литологическому 
описанию пластов. Прослеживается залегание 
пластов аргиллитов, алевролитов, песчаников 
и выше лежащего пласта алевролитов в сква-
жинах (далее – скв.) 12 и 15.

На рис. 2 корреляционные построения 
сопоставлены с возможными вариантами про-
слеживания пластов. Разрез скв. 12 представ-
лен песчаным пластом в алевролитах, а раз-
рез скв. 14 – переслаиванием песчаных пластов 
с алевролитами. Песчаный пласт 2ʹ скв. 12 
можно сопоставить с пластами 2, 4, 6 скв.14; 
алевролиты пласта 1ʹ скв. 12 соотносятся 

Рис. 1. Пример однозначной 
межскважинной корреляции

Рис. 2. Пример многовариантной корреляции 
межскважинного пространства терригенного 

разреза (Е.А. Пономарева, 2021): арабскими цифрами 
на рис. 2а обозначены индексы пластов; 

условные обозначения литологического состава 
см. в экспликации к рис. 1

3

4

5

6

7
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с пластами 1, 3, 5 скв. 14; алевролиты пласта 
3ʹ скв. 12 соотносятся с пластами 3, 5, 7 скв. 14 
(см. рис. 2а–в), возможны варианты выклини-
вания как песчаных, так и алевритовых пластов 
(см. рис. 2г–и).

На примере пластов скв. 12 и 14 рассмот-
рим изменение оценок мощностей пластов 
в зависимости от выполненного корреляцион-
ного построения. Условно принятые значения 
мощности приведены в табл. 1, изменение зна-
чений мощностей – в табл. 2.

Согласно табл. 2 среднее значение мощ-
ности песчаного пласта 2ʹ варьируется от 5,0 
до 13,5 м. Если учесть, что при выполнении 
корреляционных построений принимаются 
в работу данные о нескольких десятках сква-
жин, то становится очевидно, какое изменение 
толщин возможно.

При постоянной площади залежи при из-
менении общей мощности пласта изменятся 
значения эффективной нефтенасыщенной 
толщины, коэффициента пористости и неф-
тенасыщенности в пласте. Состав и свой-
ства нефти, плотность, газосодержание 
и коэффициент усадки нефти определяются 
по данным стандартных лабораторных ис-
следований глубинных проб, взятых с опре-
деленной глубины. При изменении индекса-
ции пластов значение мощности пласта 1 мо-
жет соответствовать значениям мощности 
пласта 2 и наоборот. В случае отсутствия 
глубинной пробы свойства нефти прини-
маются по месторождениям-аналогам, рас-
положенным вблизи изучаемой структуры, 
по принятым отметкам глубин. Коэффициент 
извлечения нефти утверждается согласно 

Таблица 1
Мощности пластов скв. 12, 14

Скв. 12 Скв. 14
Индекс пласта Мощность пласта, м Индекс пласта Мощность пласта, м

1ʹ 10,0 1 4,0
2ʹ 8,0 2 3,0
3ʹ 9,0 3 3,0

4 8,0
5 3,0
6 2,0
7 4,0

Таблица 2
Изменение средних значений мощности пласта, м, в зависимости от варианта 

корреляционного построения

Индекс пласта
Рис. 2а Рис. 2б

скв. 12 скв. 14 в среднем скв. 12 скв. 14 в среднем
1ʹ 10,0 4,0 7,0 10,0 3,0 6,5
2ʹ 8,0 3,0 5,5 8,0 8,0 8,0
3ʹ 9,0 3,0 6,0 9,0 3,0 6,0

Рис. 2в Рис. 2г
1ʹ 10,0 3,0 6,5 10,0 4,0 7,0
2ʹ 8,0 2,0 5,0 8,0 3,0 5,5
3ʹ 9,0 4,0 6,5 9,0 20,0 14,5

Рис. 2д Рис. 2е
1ʹ 10,0 10,0 10,0 10,0 21,0 15,5
2ʹ 8,0 8,0 8,0 8,0 2,0 5,0
3ʹ 9,0 9,0 9,0 9,0 4,0 6,5

Рис. 2ж Рис. 2з
1ʹ 10,0 4,0 7,0 10,0 10,0 10,0
2ʹ 8,0 19,0 13,5 8,0 13,0 10,5
3ʹ 9,0 4,0 6,5 9,0 4,0 6,5

Рис. 2и
1ʹ 10,0 4,0 7,0
2ʹ 8,0 14,0 11,0
3ʹ 9,0 9,0 9,0
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нормативно-технической документации 
на разработку месторождения (залежи или 
пласта).

Применение утвержденной литолого-
стратиграфической корреляции изучаемого 
региона, согласно постановлению Межве-
домственного стратиграфического комите-
та, позволяет избежать неверного корреляци-
онного расчленения геологического разреза. 
Комплексирование детальных корреляцион-
ных построений позволяет уточнить седимен-
тационные условия осадкообразования с ана-
лизом прогноза распространения отложений 
в пределах изучаемой площади.

При подсчете запасов объемным методом 
все вычисляемые параметры усредняются. 

Отсутствует пространственное распределение 
подсчитываемого параметра, которое учиты-
вается при построении геологической модели 
с помощью программных комплексов.

Следствием изменения объема нефтенасы-
щенных пород является изменение оценки на-
чальных геологических запасов нефти, при из-
менении начальных извлекаемых запасов неф-
ти изменяются остаточные извлекаемые запасы 
нефти, и начальные геологические запасы рас-
творенного газа пересчитываются. Полученные 
значения закладываются в качестве параметров 
цифровых геологических и фильтрационных 
моделей. Как следствие, эти значения учиты-
ваются в геолого-технологических параметрах 
разработки месторождения.
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Abstract. Author examines variety of the interwell correlation schemes. Correlation schemes of well columns 
are plotted using well logs, the data of core tests and seismic surveys together with the geological-geophysical, 
faunistic, palynological, mineralogical, geochemical, petrographic, lithologic and stratigraphic information. In some 
cases, the structural geometric methods are used to trace the seismic horizons, layers, beds. The article demonstrates 
importance of the correlation schemes for calculation of the hydrocarbon reserves.

Keywords: geological model, interwell correlation, volumetric parameters of hydrocarbon deposits.
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Тезисы. Представлены особенности исследования пластовых систем метаноугольных месторожде-

ний Кузбасса в пределах лицензионного участка ООО «Газпром добыча Кузнецк». Отмечены актуаль-

ные проблемы специальных исследований кернового материала угольных пластов, заключающиеся 

в нестабильной трещиноватой структуре угля, а также необходимости определения коэффициента 

пороупругости Био для продуктивных угольных пластов. Подчеркнута необходимость проведения 

геомеханического моделирования для исследования напряженно-деформированного состояния 

углепородных массивов и оценки его влияния на частоту и степень раскрытия кливажа, а также 

проницаемости продуктивных угольных пластов разрабатываемых месторождений.

Форма нахождения метана в угольных пластах, а именно связанное состояние, 
при котором газ сорбирован в микропорах угля [1, 2], диктует подходы не только к его 
извлечению, но и к исследованию пластовых систем метаноугольных месторожде-
ний. В связи с тем что основное движение флюидов в угольных пластах происходит 
по системе трещин [2], именно их частота и степень раскрытия определяют наибо-
лее важный параметр, обусловливающий возможность извлечения десорбированного 
газа из угольного пласта, – его проницаемость. Анализ эндогенной трещиноватости 
угля является крайне важной геологической задачей и начинается непосредственно 
с исследования кернового материала.

В структурных и поисково-оценочных метаноугольных скважинах отбор керна 
производится колонковым снарядом на всю глубину скважины, а в разведочных сква-
жинах – только в продуктивных интервалах. Первичное описание полученного уголь-
ного керна позволяет выделить преимущественные направления трещин относитель-
но оси скважины, а также оценить характер угольного вещества. Петрографический 
анализ проб угольного керна позволяет провести оценку развитости эндогенной тре-
щиноватости и прогнозной проницаемости угольных пластов. Так, кливаж наиболее 
развит в витринитовых углях [3], при этом, как правило, чем больше глубина уголь-
ного пласта, тем выше в нем содержание витринита и, соответственно, выше его 
прогнозная проницаемость.

На рис. 1 представлен пример кернового материала, отобранного в интервале 
мощного угольного пласта 73-72 из разведочной скважины Нарыкско-Осташкинского 
метаноугольного месторождения Кузбасса. На керне четко прослеживаются эндо-
генные трещины (как на срезе, так и параллельно оси керна). Визуальный анализ 
также показывает, что уголь является витринитовым, средних стадий метаморфиз-
ма, что должно благоприятно сказываться на его фильтрационных характеристиках. 
Результаты петрографического анализа подтверждают первичную оценку. Тем не ме-
нее количественная оценка проницаемости возможна только по результатам гидроди-
намических исследований скважин (ГДИС).

До глубины 700 м для проведения ГДИС в метаноугольных скважинах исполь-
зуются испытатели пластов на трубах путем вызова притока пластовых вод после 
создания умеренных значений депрессии и регистрации кривой восстановления 
давления. На глубинах более 700 м применяется метод падения давления – инжект-
тест, основанный на закачке технологической воды в угольный пласт в течение 
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определенного периода времени, после чего 
устье скважины закрывается и производится 
запись кривой падения давления.

Оба метода количественного определе-
ния проницаемости были также использова-
ны на скважинах Нарыкско-Осташкинского 
месторождения Кузбасса. Полученные в ре-
зультате проведения ГДИС данные представ-
лены на рис. 2. На графике видно, что до глу-
бины 600 м проницаемость снижается с глуби-
ной, на глубине 675 м – является максималь-
ной, а с дальнейшим увеличением глубины 

залегания наблюдается рост проницаемости. 
С учетом того, что минеральный и петрографи-
ческий составы в пробах исследуемого уголь-
ного пласта изменяются незначительно, в ус-
ловиях возрастания глубин залегания такое из-
менение проницаемости в скважинах, очевид-
но, свидетельствует о влиянии действующих 
в массиве напряжений. Подтверждением ука-
занного вывода являются данные последних 
промысловых исследований на метаноуголь-
ных месторождениях Австралии [4], которые 
показали, что притоки газа на глубинах более 
1150 м соответствуют промышленным прито-
кам газа на гораздо меньших глубинах – от 400 
до 600 м.

Для определения напряженно-деформи-
рованного состояния (НДС), действующего 
в угольных пластах, как и в случае традицион-
ных месторождений, широко используется од-
номерное геомеханическое моделирование. 
Результатом определения НДС являются зна-
чения главных напряжений (геостатическое, 
минимальное и максимальное горизонталь-
ные напряжения) вдоль ствола скважины, рас-
считанные по данным каротажей и исследова-
ний керна.

Для вычисления горизонтальных напря-
жений требуются значения статических (опре-
деляемых на керне) физико-механических 
свойств керна – модуля Юнга и коэффициента 
Пуассона, а также коэффициента пороупру-
гости Био. В связи с нестабильностью уголь-
ного керна наблюдается недостаток указан-
ных данных. В настоящее время керновый 
материал метаноугольных месторождений 

Рис. 1. Полноразмерный керн угольного 
пласта 73-72, отобранный в пределах 

Нарыкско-Осташкинского метаноугольного 
месторождения, с выделением направлений 

развития кливажа

Рис. 2. Зависимость проницаемости 
угольного пласта 73-72 от глубины 
залегания в пределах Нарыкско-
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Рис. 3. Применяемые при исследовании 
физико-механических свойств угольного 
керна методы борьбы с нестабильностью 

материала: восстановление торцов (слева) 
и компенсация бокового распора (справа)
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Кузбасса направляется в Тюменский центр ис-
следования пластовых систем (керн и флюиды) 
ООО «Газпром ВНИИГАЗ», где уже исполь-
зуются различные методы получения конди-
ционных данных при прочностных испытаниях 
угольного керна – восстановление нарушенных 
торцов и компенсация бокового распора уголь-
ного керна [5, 6] (рис. 3).

Анализ тектоники региона и месторожде-
ния, геоморфологический анализ и анализ дан-
ных кросс-дипольного каротажа и сейсмичес-
кого профилирования позволяют определить 
наиболее вероятное направление максимально-
го напряжения, вдоль которого в угле распро-
страняется кливаж. Задача на текущий момент 
для ООО «Газпром добыча Кузнецк» новая, 
но перспективная, так как позволяет оптими-
зировать конструкции скважин, в особенности 
многозабойных. На рис. 4 представлен пример 
анализа направленности кливажа угольных 
пластов в пределах Нарыкско-Осташкинского 
месторождения.

***
Подводя итог, можно сделать следующие 

выводы. Угольный коллектор как нетрадици-
онный источник газа значительно отличается 
от традиционных коллекторов и требует 
тщательного изучения пластовых систем. 
Пористость угольных пластов минималь-
на и не является проводящей, движение 
флюидов в угольных пластах осуществляется 
преимущественно в эндогенных трещинах. 
Проницаемость угольных пластов в значитель-
ной степени зависит от действующего в масси-
ве НДС, которое изучается методами геомеха-
ники. Для уточнения результатов одномерно-
го геомеханического моделирования и опреде-
ления главных напряжений, действующих в це-
левых угольных пластах, необходимо и далее 
повышать эффективность работ с нестабиль-
ным угольным керном и провести исследова-
ния в области определения коэффициента по-
роупругости Био для метаноугольных место-
рождений Кузбасса.

Рис. 4. Пример анализа направлений развития кливажа угольных пластов в пределах 
Нарыкско-Осташкинского месторождения: схема Кузнецкого угольного бассейна 

с обозначением лицензионного участка ООО «Газпром добыча Кузнецк» 
и линеаментов (слева) и схема месторождения с обозначением разрывных нарушений 

и направлений кливажа (справа)

0 1
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Abstract. The paper presents the special features of studying the bedded systems at the Kuzbass coalbed methane 
fi elds within the framework of the Gazprom dobycha Kuznetsk LLC licensed site. The topical problems of the 
special core material testing of the coal seams are highlighted, namely these are the unsteady fracture pattern of coal, 
and the need to determine Biot poroelasticity coeffi  cient for the productive deposits. Author notes the necessity of 
geomechanical modelling to investigate the stress-strain state of coal-bearing rock massifs and to assess its eff ect 
on frequency and extent of the cleavage opening, as well as the permeability of the productive coal seams of the 
deposits being developed.
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Тезисы. Представлены результаты анализа опубликованных экспериментальных данных о p,,T,x-

свойствах раствора пропанол-1 + вода. Отобран массив из 1084 экспериментальных значений плот-

ности при атмосферном давлении в диапазоне температур от тройной точки до нормальной тем-

пературы кипения при концентрации пропанола-1 от 0 до 1 мольных долей. В рамках теории подо-

бия растворов разработано новое уравнение, описывающее с высокой точностью плотность жидкой 

фазы при атмосферном давлении. Среднее относительное отклонение составило ±0,12 %.

В указанных диапазонах температур и концентраций отобран массив экспериментальных 

p,,T,x-данных при давлениях до 100 МПа (578 экспериментальных точек). Для описания плотности 

жидкой фазы при повышенных давлениях разработана новая версия уравнения состояния Тейта для 

раствора, базирующаяся на индивидуальных авторских уравнениях на основе уравнения Тейта для 

воды и пропанола-1. Представлены результаты тестирования разработанного локального уравнения 

состояния. Среднее относительное отклонение плотности составило ±1,3 %. 

На основе отобранных экспериментальных данных о параметрах пограничной кривой «жид-

кость – газ» и масштабного уравнения состояния многокомпонентной смеси, базирующегося на ги-

потезе перемешивания переменных, определены значения критических свойств водного раствора 

пропанола-1, представлены результаты сравнения с имеющимися экспериментальными данными 

и получены новые интерполяционные уравнения для расчета критических значений температуры, 

давления и плотности.

Водные растворы одноатомных спиртов, включая раствор пропанола-1, ши-
роко применяются в промышленности: это перспективные рабочие тела в абсорб-
ционных преобразователях теплоты, применяемых в различных системах утилиза-
ции теплоты удаляемого воздуха, использования вторичных и низкопотенциальных 
энергетических ресурсов; растворители в пищевой, парфюмерной и фармацевтиче-
ской промышленности; компоненты антифризов и др. Следовательно, они в полной 
мере относятся к веществам технически важным, для которых необходимы надежные 
данные о теплофизических свойствах в широком диапазоне параметров состояния, 
включая критическую область. Наиболее эффективной формой представления и хра-
нения данных о термодинамических свойствах веществ является фундаментальное 
уравнение состояния (ФУС), описывающее все термодинамические свойства и фазо-
вые равновесия.

В рамках разработки ФУС водного раствора пропанола-1 собраны и проанали-
зированы экспериментальные данные о его термодинамических свойствах (ТДС). 
Анализ показал, что, несмотря на многочисленные экспериментальные исследова-
ния, большинство измерений выполнены при атмосферном давлении для жидкой 
фазы и посвящены измерению плотности (ρ) и фазовых равновесий. Ниже будут 
рассмотрены результаты исследования плотности при атмосферном давлении и при 
повышенных давлениях до p = 100 МПа. Имеющиеся исследования p,,T,x-свойств 
вблизи линий фазовых переходов «жидкость – газ» позволили определить критиче-
ские свойства рассматриваемого раствора и получить уравнения пограничных кри-
вых вблизи критических точек.



53Актуальные вопросы исследований пластовых систем месторождений углеводородов

№ 3 (52) / 2022

Плотность жидкой фазы при атмосферном давлении

Как уже отмечалось, анализ опубликованных данных о ТДС водного раствора пропанола-1 по-
казал, что, несмотря на многочисленность, подавляющее большинство экспериментальных ис-
следований посвящено плотности жидкой фазы при атмосферном давлении. Поэтому при раз-
работке ФУС возникает проблема включения тех или иных данных в обрабатываемый массив. 
Анализ одних лишь публикаций не позволяет сделать обоснованный выбор. Для объективной 
оценки были отобраны практически все опубликованные данные о плотности раствора пропано-
ла-1 и воды при атмосферном давлении в диапазоне изменения мольной доли пропанола-1 от 0 
до 1. Отобранный массив содержал 1260 экспериментальных точек. (Здесь не приводится список 
использованных источников, так как он содержит более сорока наименований.)

Интерполяционное уравнение имеет вид

i
m i

i

a ax x x x x a x x x x  (1)

где m
V xx

V
 – приведенный удельный объем смеси (здесь: V(τ, x) – удельный объем сме-

си; Vпк – псевдокритический удельный объем смеси); T
T

 – приведенная температура смеси 

(здесь: T – температура смеси; Tпк – псевдокритическая температура смеси); V
V

 

и V
V

 – соответственно приведенные удельные объемы 1-го (пропанол-1) и 2-го 

(вода) компонентов смеси при приведенной температуре  (здесь соответственно: V1, V2 и 1, 2 – 
удельные объемы и плотности 1-го и 2-го компонентов; Vк1, Vк2 и к1, к2 – критические удельные 
объемы и критические плотности 1-го и 2-го компонентов).

Для расчета приведенной плотности чистых компонентов разработаны интерполяционные 
уравнения, описывающие с высокой точностью плотность жидкой фазы в диапазоне температур 
от тройной точки до нормальной точки кипения (табл. 1):

i
i

i

d  (2)

где T
T

 Значения критических свойств принимают по данным табл. 2.

Таблица 1
Значения коэффициентов уравнения (2) для компонентов смеси

Компонент d0 d1 d2 d3
Среднеквадратичное 
отклонение (СКО), %

Пропанол-1 4,206462 –4,194529 5,552673 –3,819704 0,035
Вода 2,354556 3,690751 –4,477148 –0,1003753 0,040

Таблица 2
Критические свойства компонентов исследованных систем

Компонент Химическая 
формула

Молярная масса, 
г/моль

Критическое свойство
Tк, К pк, МПа ρк, кмоль/м3

Пропанол-1 С3Н7ОН 60,096 536,76 5,4359 4,535
Вода H2O 18,01527 647,096 22,064 17,873
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Расчет псевдокритических свойств производился по правилам комбинирования 
Ли и Кеслера [1]:

V x V x V x x V V  (3)

x V T x V T x x V V T T
T

V
 (4)

Псевдокритическое давление ( pпк) рассчитывалось по правилу аддитивности.
После статистической обработки сформированного массива экспериментальных данных 

и исключения данных, отклонения которых существенно превышали доверительный интервал 
оцененной погрешности, окончательный массив содержал 1084 экспериментальных точки. В ре-
зультате получены следующие значения коэффициентов локального уравнения (1): a0 = –0,2167331; 
a1 = 0,4315576; a2 = –0,1217969; a3 = –6,541957·10–2; a4 = 1,310277·10–3. Оценки точности имели 
следующие значения, %: СКО – 0,159; среднее относительное отклонение (СОО) – 0,122; среднее 
систематическое отклонение (ССО) – 0,009. Характер отклонений показан на рис. 1.

Анализ показал, что использование других, более сложных, правил комбинирования, в част-
ности правила Кунца и Вагнера [2], не приводит к повышению точности описания плотности 
в исследуемом диапазоне параметров состояния.

Плотность жидкой фазы при давлениях до 100 МПа

Плотность жидкой фазы при повышенных давлениях исследована в нескольких работах [3–7]. 
Отобранный массив p,,T,x-данных содержал 578 экспериментальных точек (табл. 3).

Для описания плотности жидкой фазы при повышенных давлениях использовано уравнение 
Тейта в форме

T B T pA
T p B T p

 (5)

где 0 – плотность при атмосферном давлении и температуре Т; (T, p) – плотность при темпера-
туре Т и давлении р; p0 = 0,1 МПа; В(Т ) – температурная функция; А – постоянный коэффициент.

Рис. 1. Отклонения экспериментальных данных о плотности раствора пропанола-1 в воде 
от рассчитанных по уравнению (1)

–0,6

–0,4

–0,2

0

0,2

0,4

0,6

0,8

270 290 310 330 350 370



55Актуальные вопросы исследований пластовых систем месторождений углеводородов

№ 3 (52) / 2022

Для смеси уравнение имеет вид

im
m i

m i
m

m

T x x a x x aT p x x aB T pA
B T p

 (6)

где ρm.0(T ) – плотность смеси при атмосферном давлении, определяется по уравнению (1); 

Am = A1x + A2(1 – x); m
p pB B x B x
p p

T
T

Температурная функция B() для каждого компонента аппроксимирована уравнением

i
i

i
B b  (7)

где T
T

Значения коэффициентов уравнения Тейта (табл. 4) для пропанола-1 и воды получены ап-
проксимацией данных1 в диапазоне температур от тройной точки до нормальной температуры ки-
пения при давлениях до 100 МПа. СКО для воды составило 0,024 %, для пропанола-1 – 0,031 %.

Аппроксимацией отобранных экспериментальных p,,T,x-данных получены следующие 
значения коэффициентов избыточной функции в уравнении (6): a0 = 47,51932; a1 = –64,2947; 
a2 = 20,55031; a3 = 3,303937; a4 = –5,3346. Результаты сравнения с экспериментальными данными 
представлены в табл. 3, а характер отклонений показан на рис. 2.

Согласно рис. 2 и табл. 3 явно выраженных систематических отклонений для данных разных 
авторов не наблюдается. Достаточно большие отклонения объясняются, по-видимому, погрешно-
стями результатов экспериментального исследования. 

1 См.: Таблицы стандартных справочных данных. Пропанол-1 (плотность, теплоемкость, энтальпия, энтропия, 
скорость звука, коэффициенты теплопроводности и вязкости) в диапазоне температуры от тройной точки до 700 К 
при давлениях до 100 МПа: ГСССД 375-2020.
Александров А.А. Таблицы теплофизических свойств воды и водяного пара: справ.: ГСССД Р-776-98 / 
А.А. Александров, Б.А. Григорьев; рек. Гос. службой стандартных справочных данных. – М.: МЭИ, 1999. – 168 с.

Таблица 3
Массив изученных экспериментальных p,ρ,T,x-данных

Год Первый автор
Число 

экспериментальных 
точек 

Эксперимент
Сравнение экспериментальных 
и расчетных (см. уравнение (6)) 

значений ρ, %

Т, К р, МПа x, молярных 
долей СОО ССО

1987 Кубота [3] 113 283…348 0,1…104 0,07…0,75 1,07 –0,28
1999 Булган [4] 96 283…373 5…100 0,09…0,47 1,31 0,99
2003 Китаяма [5] 241 283…371 6,4…29,7 0,25…0,74 1,66 –0,57
2014 Абдулагатов [6] 72 298…373 2,3…40 0,01…1,0 0,71 –0,26
2016 Оно [7] 56 350…373 10…40 0,0…1,0 0,95 –0,79

Таблица 4
Значения коэффициентов уравнения Тейта индивидуальных веществ

Вещество A b0 b1 b2 b3 b4

С3Н7ОН 0,091 –232,753 269,7027 –47,51301 –4,022081 1,620365
H2O 0,1301 –2639,58 2786,362 –119,5833 –499,0859 114,3622
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Пограничные кривые и критические свойства

Широкодиапазонные исследования p,,T,x-
зависимости выполнены в Дагестанском науч-
ном центре группой авторов под руководством 
А.Р. Базаева и И.М. Абдулагатова [6, 8, 9]. В це-
лом диапазон исследований по температуре сос-
тавляет 336…673 К при давлениях до 60 МПа 
и концентрациях пропанола-1 0,2…0,8 моль-
ных долей. Исследованы жидкая и газовая 
фазы, область фазовых переходов «жидкость – 
газ», критическая и сверхкритическая области. 
Поскольку знание ТДС водных растворов 
алифатических спиртов в критической области 
необходимо не только для развития теории 
критических явлений и фазовых переходов, 
но также и для практического использования, 
в частности для разработки критических тех-
нологий, то здесь будут представлены результа-
ты анализа пограничных кривых исследуемого 
раствора в области критической точки. Эти 
данные весьма важны для последующей разра-
ботки фундаментальных масштабных уравне-
ний состояния.

Значения параметров пограничных кри-
вых в широком диапазоне температуры, вклю-
чая критическую область, получены в работах 
А.Р. Базаева с соавторами [8, 9]. Исследована 
p,,T,x-зависимость растворов при мольных 
долях спирта 0,2; 0,5; 0,8. Исследования про-
водились по изохорам, значения параметров 
пограничной кривой определялись по изло-
му изохор. На основе этих данных авторы ме-
тодом прямолинейного диаметра определили 
значения критических свойств – Tк, давления pк 

и плотности к (табл. 5) [8, 9]. Анализ пока-
зывает, что между значениями, полученны-
ми исходя из одних и тех же данных, имеются 
расхождения – иногда в пределах оцененной 
неопределенности, а иногда и более.

В сложившейся ситуации несомненный ин-
терес представляет определение новых значе-
ний критических свойств аналитическим ме-
тодом, основанном на масштабной гипотезе 
критических явлений и гипотезе перемешива-
ния термодинамических полей [10]. На основе 
указанных гипотез получено масштабное урав-
нение состояния многокомпонентной смеси 
фиксированного состава [11]. Для пограничной 
кривой могут быть записаны следующие соот-
ношения:

C C C

C  (8)

C C C

C  (9)

где Сi и Сi – системно зависимые коэффи-
циенты;  = Т/Тк – 1;  = 1 – р/рк;  = /к – 1; 
 = 0,1 и  = 0,325 – универсальные критиче-
ские показатели.

Неизвестными величинами в уравне-
ниях (8) и (9) являются коэффициенты Сi, Сi 
и критические свойства. Для решения системы 
уравнений (8), (9) разработан алгоритм и на-
писана компьютерная программа, которая 
позволяет определить все неизвестные вели-
чины в процессе итерационной процедуры, 

Рис. 2. Отклонения экспериментальных данных о плотности водного раствора 
пропанола-1 от рассчитанных по уравнению (6)
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реализуемой для двух уравнений. Исходными 
данными для расчета служили эксперимен-
тальные данные о пограничных кривых [8, 9]. 
В результате определены коэффициенты Сi 
и Сi локальных уравнений пограничной кри-
вой (8) и (9), а также критические свойства. 
В качестве примера в табл. 6 представлены ука-
занные коэффициенты для водного раствора 
пропанола-1 и оценки среднеквадратических 
отклонений.

Представленные новые значения критичес-
ких свойств не могут считаться более точными, 
чем данные Дагестанского научного центра, 
так как они рассчитаны на основе тех же экс-
периментальных данных. Их отличие заклю-
чается в том, что они получены аналитически 
на основе масштабного уравнения состояния, 
разработанного для многокомпонентных сме-
сей фиксированного состава.

Значения критических свойств на крити-
ческой линии аппроксимированы полиномом 
вида

i
i

i

Y x Y x Y x

x x Y x  (10)

где Yк(x) – критическое свойство смеси 
(табл. 7); Yк1, Yк2 – критические свойства ком-
понентов смеси. 

***
Получено новое локальное уравнение, опи-

сывающее с высокой точностью плотность вод-
ного раствора пропанола-1 при атмосферном 
давлении во всем диапазоне жидкой фазы – 
от точки застывания до нормальной точки ки-
пения. Представлена новая версия уравнения 
Тейта для раствора, определены коэффициенты 

Таблица 5
Значения критических свойств раствора пропанол-1 + вода

Год Первый автор, источник Tк, К рк, МПа к, кг/м3 х, мольных долей 
(см. уравнение (1))

2013 Базаев А.Р. [9]

647,096 22,064 17,874 0
598,15  0,3 15,10  0,3 11,471  0,019 0,2
557,15  0,3 9,5  0,3 7,361  0,013 0,5
541,15  0,3 6,5  0,3 5,499  0,01 0,8

536,85 4,99 4,576 1

2009 Базаев А.Р. [8]

647,096 22,064 17,874 0
598,15  0,3 15,10 11,619  0,019 0,2
557,15  0,3 9,5 7,451  0,013 0,5
541,15  0,3 6,5 5,418  0,010 0,8
536,85  0,3 4,99 4,5761 1

2022 Герасимов А.А. 
(публикуются впервые)

598,11 15,05 11,653 0,2
557,09 9,469 7,553 0,5
540,92 6,450 5,547 0,8

Таблица 6
Коэффициенты уравнений (8) и (9) для водного раствора 0,2 мольных долей пропанола-1

Коэффициент i = 1 i = 2 i = 3 i = 4 CКO, %
Ci –4,529613·10–3 –0,1647239 0,6742379 –0,7092396 0,01
Ci 1,411759·10–2 –1,359339 4,229062 –3,946464 0,20

Примечание: СКО указаны соответственно для температуры и давления на пограничной кривой.

Таблица 7
Коэффициенты уравнения (10) для раствора пропанол-1 + вода

Yк(x) Y0 Y1 Y2
Число экспериментальных 

точек СКО, %

Tк(x), К –139,2319 –47,56045 –0,9706709 9 0,01
pк(x), МПа –17,0618 –7,171144 –4,254546 9 0,29
к(x), кмоль/м3 –14,998 –9,950002 –4,693053 9 0,97
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уравнения для чистых компонентов и избыточ-
ной функции. Уравнение описывает плотность 
исследуемого раствора в жидкой фазе до нор-
мальной температуры кипения при давлениях 
до 100 МПа. Уравнения имеют самостоятель-
ную практическую ценность, а также будут ис-
пользованы для отбора наиболее надежных 
экспериментальных значений, включенных 
в разнородный массив данных о термодина-
мических свойствах при разработке многокон-
стантного ФУС водного раствора пропанола-1.

На основе экспериментальных дан-
ных о пограничной кривой «жидкость – газ» 

и масштабного уравнения состояния раствора 
фиксированного состава получены новые зна-
чения критических свойств – температуры, 
давления и плотности – для бинарного раст-
вора пропанола-1 и воды. Разработаны новые 
уравнения критических линий указанных ве-
ществ, необходимые для построения масш-
табных уравнений состояния в критической 
области, а также для термодинамического ана-
лиза поверхности состояния.

Работа выполнена при финансовой под-
держке РФФИ, грант 20-08-00167.
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Abstract. The results of the analysis of published experimental data on the p,ρ,T,x-properties of a 1-propanol + 
water solution are presented. An array of experimental data on the density at atmospheric pressure in the temperature 
range from the triple point to the normal boiling point has been selected. The array contains 1084 experimental 
points at 1-propanol concentrations from 0 to 1. Within the framework of the theory of similarity of solutions, 
a new equation has been developed that describes with high accuracy the density of the liquid phase at atmospheric 
pressure. The value of the average relative deviation was ±0,12%.

In the specifi ed range of temperatures and concentrations, an array of experimental p,ρ,T,x – data at pressures 
up to 100 MPa (578 experimental points) was selected. To describe the density of the liquid phase at elevated 
pressures, a new version of the Tait equation of state for a solution has been developed. The new equation is based 
on individual authors’ equations derived from the Tait’s equation for water and 1-propanol. The results of testing the 
local equation of state are presented. The value of the average relative deviation was ±1,3%.

Based on the selected experimental data on the parameters of the liquid-gas boundary curve and the scale 
equation of state of a multicomponent mixture, the values of the critical properties of the 1-propanol + water solution 
were determined. The approach used bases on the variable mixing hypothesis. The results of comparison with the 
available experimental data are presented, and new interpolation equations are obtained for calculating the critical 
values of temperature, pressure, and density.

Keywords: density, temperature, pressure, concentration, critical properties, Tait equation.
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Тезисы. Приведены экспериментальные значения р,ρ,Т,х-зависимости смесей водяного пара с пара-

ми н-октана при температурах 623,15 и 647,10 К и давлениях 0,1…40 МПа для составов смеси в диа-

пазоне 0,031…0,847 мольных долей н-октана. Зависимость давления от плотности и состава смеси 

описана вириальным уравнением состояния. Среднее относительное отклонение расчетных значе-

ний давления от экспериментальных составляет 1,5 %. Определены значения избыточных и пар-

циальных мольных объемов смесей, а также кажущегося мольного объема н-октана. Установлено, 

что величина избыточного мольного объема смесей принимает как положительные, так и отрица-

тельные значения в зависимости от состава смеси и давления.

Одним из эффективных методов увеличения коэффициента извлечения нефти яв-
ляется закачка в пласт водяного пара. В результате повышения температуры в пласте 
увеличивается давление паров компонентов нефти, вследствие чего пары углеводо-
родов в определенном количестве растворяются с водяным паром. При этом долж-
ны увеличиться или уменьшиться объем паровой фазы и измениться ее плотность. 
Известно, что в легких нефтях значительная доля извлекаемой при закачке водяно-
го пара нефти приходится на процесс переноса водяным паром испаряющихся фрак-
ций [1]. При оценке количества нефтяных паров, присутствующих в смеси с водяным 
паром в зоне насыщенного пара [2], следует принимать во внимание, что в этой зоне 
наиболее летучие компоненты нефти будут отсутствовать. Показано [1, 2], что каж-
дый летучий компонент характеризуется определенной скоростью выноса (скоростью 
движения полосы). Эта скорость есть скорость продвижения по пласту зоны, лишен-
ной данного летучего компонента. В тех случаях, когда скорость выноса данного ком-
понента оказывается выше скорости прогрева пласта, пар не содержит этого компо-
нента. Испарившись на границе нагретой зоны, этот компонент будет выноситься 
за ее пределы и конденсироваться впереди зоны насыщенного пара. Следовательно, 
для суждения о механизме вытеснения нефти при высокой температуре необходимо 
знать изменение объемных свойств смесей водяного пара с компонентами нефти.

Исследования объемных свойств смесей водяного пара с парами н-пентана, 
н-гексана и н-гептана показали, что избыточные мольные объемы их смесей поло-
жительные [3–5]. Как будет показано ниже, величина избыточного мольного объема 
смесей водяного пара с парами н-октана в зависимости от состава и давления прини-
мает как положительные, так и отрицательные значения.

Методом сжимаемости с помощью пьезометра постоянного объема по изотер-
мам авторами получены экспериментальные данные р,ρ,Т,х-зависимости (где ρ – 
плотность) смесей водяного пара с парами н-октана при температурах T = 623,15 К 
и T = 647,10 К и давлениях p = 0,1…40 МПа для составов смеси x = 0,031…0,847 моль-
ных долей н-октана. Для измерений использовались вода дистиллированная двойной 
перегонки и н-октан марки ХЧ.
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Эксперимент

Р,ρ,Т,х-измерения проводились на пьезометри-
ческой установке (табл. 1) методом сжимае-
мости с помощью ячейки постоянного объема. 
Отличие установки от известных аналогов 
состоит в том, что в конструкции рабочей ячей-
ки (пьезометра) отсутствуют «балластные» 
объемы, так как мембранный разделитель 2 
и вентиль 3 вмонтированы непосредственно 
в корпус ячейки (рис. 1), установленной гори-
зонтально в воздушном термостате. Поэтому 
все части исследуемого вещества в объеме 
ячейки находятся при температуре опыта, что 
повышает точность измерений в целом и значе-
ний параметров фазовых превращений и кри-
тического состояния системы в частности.

В ходе эксперимента два из четырех пара-
метров состояния системы (Т и p) измеряют 
непосредственно приборами. Для опреде-
ления двух других параметров (объема сме-
си в пьезометре (V ) и х) необходимо знать 

объем пьезометра VП и количество компонен-
тов в этом объеме при Т и р. Объем пьезометра 
в зависимости от температуры и давления опре-
деляли его калибровкой по воде [6]. Для это-
го в предварительно вакуумированный пьезо-
метр подается вода. При установившейся тем-
пературе измеряют давление с помощью гру-
зопоршневого манометра МП-600 (1-го клас-
са точности). После выдержки при условии 
постоянства давления при постоянной тем-
пературе пар выпускают в вакуумированную 
ловушку-пробоотборник, помещаемую в со-
суд Дьюара с жидким азотом. После оконча-
ния выпуска ловушку при комнатной темпе-
ратуре взвешивают на аналитических весах. 
По разности весов ловушки с водой и пустой 
ловушки находят количество воды, выпущен-
ной из пьезометра. 

По массе (m0) и известной [7] плотности 
(0) воды при температуре и давлении опы-
та определяют объем пьезометра V П = 0m0. 

Рис. 1. Пьезометр постоянного объема: 1 – корпус пьезометра; 2 – дифференциальный 
мембранный разделитель; 3 – запорный (регулировочный) вентиль; 4 – шарик; 

5 – электронагреватель; 6 – мембрана (разделитель); 7 – болт; 8 – микроамперметр; 
9 – металлическая трубка; 10 – керамическая трубка; 11 – слюда; 12 – диск с отверстиями; 

13 – отверстия (карманы) для термопар и термометров сопротивления; 14 – ниппель; 
15 – кожух; К МП – манометр поршневой МП-60 или МП-600
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Таблица 1
Данные о погрешности параметров, измеряемых и определяемых на пьезометрической установке

Параметр Интервал изменения параметра Относительная погрешность, %

Температура (Т ), К
измеряемая 423,15…673,15 0,002
термостатирования 423,15…673,15 0,003

р, МПа
0,1…6,0 0,020
6,0…50 0,050

, кг/м3 40…600 0,150
Содержание н-октана (х), мол. долей 0…1 0,001
Масса (m), г 1…25 0,003
Объем пьезометра (VП) при р и Т опыта, см3 32,38…32,80 0,060
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При одних и тех же значениях T и p опыт по-
вторяют несколько раз и берут среднее значе-
ние V П. Погрешность калибровки объема пье-
зометра составляет 0,02 см3.

Изменение объема пьезометра в зависи-
мости от T и p опыта определялось по выраже-
нию [8]: T p T pV V [1 + 3(T – T0) + (p – p0)], 
где VT0, р0

 – объем пьезометра, определяемый ка-
либровкой по воде при температуре Т0 и дав-
лении p0;  – средний коэффициент линейного 
расширения материала пьезометра в интерва-
ле температуры 523,15…673,15 К;  – коэффи-
циент сжимаемости. 

Для заполнения пьезометра исследуемой 
смесью соблюдают следующую последователь-
ность. Первым этапом подают воду по описан-
ной выше методике. При заданной температуре 
опыта и достижении термического равновесия 
в системе (стабильность давления в течение 
часа-двух) измеряют давление. Зная T pV  при T 
и p, а также плотность воды ρ1, по таблицам [7] 
определяют количество поданной воды в пье-
зометр: T pm V . Далее подают 2-й компонент 
смеси (н-октан), для этого подключают к пьезо-
метру ручной измерительный пресс и вакууми-
руют линии, соединяющие пресс и пьезометр. 
Создавая давление в линии подачи выше дав-
ления пара воды в пьезометре и медленно от-
крывая вентиль пьезометра, подают н-октан 
нужной массы (оценивается по шкале прес-
са). При заданной температуре опыта и при 
условии достижения термического равновесия 
(стабильность давления в течение часа-двух) 

измеряют давление смеси с помощью грузо-
поршневых манометров МП-60 и МП-600.

Далее на малой скорости выпускают смесь 
в несколько этапов с интервалом 30…40 мин. 
Процесс отбора (выпуска) смеси при высоких 
значениях T и p является одним из труднейших 
вопросов методики в подобных исследованиях. 
Нужно стараться, чтобы в процессе отбора 
не происходило снижения температуры смеси. 
После проведения опыта и отбора всей смеси 
рассчитываются общая масса смеси и мольный 
состав компонентов. 

Анализ результатов измерений

Экспериментальные значения Р,ρ,Т,х-зависи-
мостей смесей приведены в табл. 2. Характер 
зависимости давления от плотности и сос-
тава чистых компонентов (воды и н-октана) 
и их смесей демонстрируют рис. 2 и 3. При 
T = 623,15 К характер зависимости p = f(ρ, x) 
при х ≤ 0,2 и х ≥ 0,7 мольных долей н-октана 
такой же, как для чистых компонентов. При 
T = 647,10 К зависимость p = f(ρ, x) нес-
колько отличается: изотермы чистой воды 
и смесей состава х ≤ 0,08 мольных долей при 
ρ > 150 кг/м3 пересекают изотермы смесей сос-
тава х ≥ 0,26 мольных долей.

Особый интерес для практики и теории 
представляет характер изотермического изме-
нения фактора сжимаемости Z = pVm/RT сме-
сей паров воды и н-октана в зависимости 

Рис. 2. Зависимость давления от плотности 
при Т = 623,15 К
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Рис. 3. Зависимость давления от плотности 
при Т = 647,10 К
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р, МПа ρ, кг/м3 Vм, см3/моль х, мольн. 
долей Z

Т = 623,15 К
2,50 9,11 1977,26

0,000

0,954
5,00 19,26 935,57 0,903
7,50 30,85 584,08 0,846
10,00 44,60 403,92 0,780
12,50 62,04 290,42 0,701
15,00 87,19 206,63 0,598
3,08 25,40 1589,01

0,232

0,944
4,60 39,00 1034,90 0,918
6,02 52,80 764,41 0,888
9,01 85,20 473,72 0,824
11,93 122,80 328,67 0,757
14,95 169,80 237,70 0,686
3,08 47,60 1479,82

0,545

0,880
4,54 74,50 945,50 0,829
6,02 105,40 668,31 0,777
8,96 176,00 400,22 0,692
10,94 225,50 312,37 0,660
12,88 269,90 260,98 0,649
14,83 307,50 229,07 0,656
3,06 62,90 1384,26

0,718

0,779
4,55 104,60 832,41 0,698
6,02 154,00 565,39 0,626
9,06 260,50 334,24 0,558
11,96 329,40 264,33 0,582
14,92 372,90 233,49 0,642
3,08 79,60 1250,06

0,847

0,742
4,06 118,50 839,71 0,659
5,04 166,10 599,07 0,583
6,01 216,60 459,40 0,533
7,07 265,50 374,78 0,512
8,98 325,00 306,17 0,531
11,01 363,40 273,82 0,582
12,94 388,40 256,19 0,640
15,25 411,00 242,11 0,713
2,07 60,50 1888,00

1,000

0,754
3,11 112,40 1016,23 0,610
4,15 199,00 573,99 0,460
5,12 277,10 412,21 0,407
6,08 321,10 355,73 0,417
7,01 348,00 328,23 0,444
8,06 369,30 309,30 0,481
9,04 384,70 296,92 0,518
10,04 397,40 287,43 0,557
11,58 413,50 276,24 0,618
13,08 426,30 267,94 0,676
15,10 441,30 258,84 0,754

Т = 647,10 К
5,43 20,00 900,80

0,000

0,910
11,66 50,00 360,32 0,781
15,91 80,00 225,20 0,666
17,88 100,00 180,16 0,599
20,31 140,00 128,69 0,486
25,42 520,00 34,65 0,164
31,04 570,00 31,61 0,182
36,83 600,00 30,03 0,206

Таблица 2
Экспериментальные данные о системе «вода – н-октан»

р, МПа ρ, кг/м3 Vм, см3/моль х, мольн. 
долей Z

Т = 647,10 К
4,61 19,66 1070,12

0,031

0,916
7,76 35,57 591,49 0,854
11,43 54,22 388,05 0,824
17,84 107,32 196,03 0,650
21,72 176,38 119,28 0,482
23,57 244,52 86,04 0,377
26,92 368,39 57,11 0,286
28,69 410,82 51,21 0,273
38,27 507,83 41,43 0,295
5,11 23,51 961,63

0,048

0,913
7,41 34,89 647,98 0,893
12,31 63,48 356,11 0,815
18,30 123,71 182,74 0,622
21,81 184,71 122,39 0,496
25,22 289,90 77,98 0,366
27,03 345,60 65,41 0,329
36,50 480,17 47,08 0,320
4,60 22,64 1125,44

0,078

0,963
9,85 54,35 468,88 0,859
15,99 105,49 241,56 0,718
20,47 164,62 154,79 0,589
22,72 208,56 122,18 0,516
24,14 243,36 104,71 0,470
27,23 321,30 79,31 0,402
38,26 460,10 55,38 0,394
5,14 43,36 998,61

0,263

0,955
9,56 87,76 493,33 0,877
15,21 149,72 289,19 0,818
20,20 224,19 193,12 0,725
36,80 402,70 107,51 0,735
5,15 63,47 928,25

0,425

0,889
9,46 127,77 461,12 0,811
14,99 222,79 264,46 0,737
22,38 328,28 179,48 0,747
33,56 415,97 141,64 0,884
43,21 459,47 128,23 1,030
4,89 84,13 916,36

0,614

0,834
9,47 190,13 405,49 0,714
14,97 301,70 255,54 0,711
22,43 385,13 200,18 0,835
36,62 460,69 167,35 1,139
4,86 118,66 795,35

0,794

0,719
6,72 184,23 512,28 0,640
9,08 260,54 362,25 0,611
13,00 341,49 276,37 0,668
22,34 426,17 221,46 0,920
35,78 482,74 195,51 1,300
2,92 72,15 1583,08

1,000

0,858
3,33 103,86 1099,77 0,680
5,90 254,21 449,33 0,493
7,30 308,94 369,73 0,502
9,03 349,53 326,80 0,548
12,77 399,06 286,24 0,679
21,99 458,74 249,00 1,018
36,53 507,49 225,08 1,529
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от давления и состава (рис. 4). Видно, что для 
смесей воды и н-октана в области давления 
15 МПа Z ≈ 0,75 независимо от состава смеси.

Зависимость давления от плотности 
и состава описана вириальным уравнением 
состояния [9, 10]: Z = pVм/RT = 1 + B(T, x)м + 
+ C(T, x)м

2 + D(T, x)м
3 + ..., где Vм – моляр-

ный объем; м – молярная плотность; R – уни-
версальная (молярная) газовая постоянная. 
Вириальные (силовые) коэффициенты B(T, x), 
C(T, x), D(T, x) и т.д. зависят от температуры 
и состава смеси. Зависимость от концентрации 

и температуры 2-го и 3-го вириального коэффи-
циентов представлена на рис. 5. Среднее отно-
сительное отклонение расчетных значений дав-
ления от экспериментальных составляет 1,5 %.

Интерес также представляет зависимость 
избыточных мольных объемов (Vм

изб) сме-
сей воды и н-октана от давления и состава 
(рис. 6, 7). В отличие от смесей водяного пара 
с парами н-пентана, н-гексана и н-гептана, из-
быточные мольные объемы которых положи-
тельны [4], величина Vм

изб для смесей паров 
воды и н-октана принимает как положитель-
ные, так и отрицательные значения в зависи-
мости от состава и давления.

В реальном эксперименте по измерению 
объемов смесей мы получаем лишь кажущийся 
молярный объем н-октана в воде (Vм

*), опреде-
ляемый выражением

V T p x x V T p
T p xV

x
, 

где V 0
мi
 – молярный объем чистого растворителя 

воды.
На рис. 8, 9 представлена зависимость 

величины Vм
* для н-октана в водяном паре 

от давления для состава x = 0,2 мольных до-
лей. Видно, что при давлениях 5…15 МПа ве-
личина Vм

* для н-октана близка к мольному 
объему идеального газа (Vм

ид), в то время как 
мольный объем чистого н-октана в этих усло-
виях значительно ниже. Поэтому Vм для смеси 

Рис. 4. Зависимость фактора сжимаемости 
от состава для Т = 647,10 К

0,5
0 0,2 0,4 0,6 0,8 1,0

x

0,6

0,7

0,8

0,9

1,0Z

p
10
15
20

Рис. 5. Зависимость 2-го (а) и 3-го (б) вириальных коэффициентов от состава смеси
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водяного пара с н-октаном в пределах состава 
x = 0,2 мольных долей можно приближенно 
рассчитать по уравнению

xV T p V Vx px p TT  

Термодинамические методы изучения из-
менения объемных свойств при смешении 
чистых веществ базируются на использовании 
парциальных мольных объемов компонентов 
смесей [11, 12]:

T p T p

V VV V x V V x
x x

 

Значение Vм
* н-октана в области малых, 

но конечных значений его концентрации мо-
жет быть принято за парциальный мольный 
объем растворенного вещества – н-октана [12]. 
Парциальный мольный объем н-октана вблизи 
критической точки воды имеет расходимость 
(рис. 10).

Представляется, что полученные результа-
ты можно обобщить и считать, что кажущиеся 
объемы углеводородов, а также узких нефтя-
ных фракций (при невысоких концентрациях 
последних в смеси с водяным паром и вдали 
от критической точки чистой воды) в расчетах 
процессов добычи нефти тепловыми методами 

Рис. 6. Зависимость избыточного мольного 
объема от состава для Т = 623,15 К
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Рис. 7. Зависимость избыточного мольного 
объема от состава для Т = 647,10 К
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Рис. 8. Зависимость кажущегося мольного 
объема от состава для Т = 623,15 К
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Рис. 9. Зависимость кажущегося мольного 
объема от состава для Т = 647,10 К
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приближенно можно принимать равными объе-
му газа в идеальном состоянии при соответст-
вующих значениях температуры и давления.
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Рис. 10. Зависимость парциальных 
мольных объемов от состава смеси 
для Т = 647,10 К и p = 22,064 МПа
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Bulk properties of water–n-octane mixtures when oil fields are treated thermally
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Abstract. There are the experimental values for a р,ρ,Т,х-dependency referring to the water–n-octane mixtures 
with 0,031…0,847 mole fractions of n-octane at the temperatures of 623,15 and 647,10 K and pressures 
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of 0,1…40 MPa. A virial equation of state describes a pressure correlation with mixture density and composition. 
An average relative deviation of the calculated values from the experimental ones corresponds to 1,5 %. Authors 
determined the partial and excess molar volumes of the named mixtures, as well as the apparent molar volume 
of the n-octane. They stated that the excess molar volumes of mixtures are able to accept either positive or negative 
values depending on mixture composition and pressure.

Keywords: temperature, pressure, concentration, excess volume, partial volume, apparent volume.
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Экспериментальные исследования влияния трещин 

на петрофизические свойства коллекторов

В.С. Жуков

Институт физики Земли имени О.Ю. Шмидта РАН, Российская Федерация, 123242, 

г. Москва, ул. Б. Грузинская, д. 10

E mail: zhukov@ifz.ru

Тезисы. Зачастую на месторождениях углеводородов имеются трещины в коллекторах. При гидро-

динамическом моделировании разработки месторождений в рамках модели двойной пористости 

используются данных о трещинной пористости. Но даже на лабораторном уровне недостаточно ис-

следовано влияние трещин на физические и фильтрационно-емкостные свойства коллекторов при 

разработке месторождений. Дополнительные возможности исследования пластовых систем нефти 

и газа появляются при разработке и применении нового оборудования и новых методик проведения 

исследований. ООО «Газпром ВНИИГАЗ» обладает патентами определения трещинной пористости 

горных пород. Результаты экспериментальных исследований показали, что трещинная и межзер-

новая пористость оказывают существенно разное влияние на отдельные физические свойства кол-

лектора. Приведены примеры влияния трещинной пористости на коэффициент проницаемости, 

электрическое сопротивление и скорость упругих волн. Показано, что трещинная компонента по-

ристости оказывает значительное влияние на изменения проницаемости коллектора при разработ-

ке месторождений нефти и газа. 

Получены оценки величины трещинной пористости коллекторов ряда месторождения углево-

дородов при различных значениях эффективного давления и на большом количестве исследован-

ных образцов. Результаты оценки влияния увеличения эффективного напряжения на межзерновую 

и трещинную пористость могут быть использованы как при подсчете запасов, так и при подготовке 

проектов разработки месторождений нефти и газа.

Новые возможности и технологии в области исследований коллекторов нефти 
и газа как составной части пластовых систем нефти и газа появляются в результате 
разработки и применения нового оборудования и новых методик проведения иссле-
дований [1–7]. Примером разработки нового оборудования может служить универ-
сальный автоматизированный комплекс оборудования, разработанный совместно 
ООО «Газпром ВНИИГАЗ» и ООО «Кортех» и состоящий из модулей исследова-
ния фильтрационных, петрофизических и прочностных свойств образцов горных 
пород в широком диапазоне термобарических условий, моделирующих пластовые 
условия [1]. 

Наличие разломной тектоники на месторождениях угле водородов зачастую 
формирует трещиноватую структуру резервуаров. В ряде программ гидродинами-
ческого моделирования процессов разработки месторождений предусмотрено ис-
пользование данных о трещинной пористости в рамках модели двойной пористости. 
Петрофизические свойства трещинных горных пород существенно влияют на дефор-
мационные последствия разработки и возникновения аварийных ситуаций на объек-
тах инфраструктуры месторождений [8–10]. Но до сих пор даже на лабораторном 
уровне недостаточно исследованы различные аспекты влияния разрывных наруше-
ний и трещин в горных породах на их физические и фильтрационно-емкостные свой-
ства и динамику их изменения при разработке месторождений.

Методика исследований. Имеются убедительные доказательства зависимости 
ско ростей продольных волн от пористости и трещиноватости горных пород [11–15]. 
Принимая, что общая пористость состоит из двух компонент (межзерновой и трещин-
ной) [16], получили выражение для расчета величины трещинной пористости с ис-
пользованием зависимости нормированной скорости от общей пористости [5, 17, 18]:
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p

p

V
V

 (1)

где Кп.тр – трещинная пористость, %; Кп – общая 
(открытая) пористость, %; Vp и Vp.M – скорости 
распространения продольной волны в горной 
породе и в ее твердой матрице (скелете), км/с. 

Определения скорости продольных волн 
и пористости горных пород в условиях, моде-
лирующих пластовые, выполнялись по методи-
ке ГССССД МЭ 257-2016а [2, 3].

Обсуждение экспериментальных резуль-
татов. Определения трещинной пористости, 
проведенные на керне горных пород, отобран-
ных на нескольких месторождениях Западной 
Сибири, показали, что ее средние значения 
достигают 0,6…0,7 абсолютных процент ов 
пористости в атмосферных условиях и в усло-
виях, моделирующих пластовые (рис. 1).

Экспериментальные исследования пока-
зали, что влияния трещинной и межзерновой 
пористости на физические свойства коллекто-
ров сильно различаются.

Влияние трещин на проницаемость. Для 
оценки влияния трещин на проницаемость при 
увеличении эффективного давления сопос-
тавлены изменения проницаемости для двух 
групп образцов: с наибольшими значениями 
межзерновой пористости и с наибольшими 

значениями Кп.тр. Исследованы изменения 
проницаемости 19 образцов песчаника венд-
ского возраста Чаяндинского месторождения 
(Восточная Сибирь), обладавших межзерновой 
пористостью и трещинной пористостью [19]. 
В атмосферных условиях их открытая порис-
тость составляла от 3,2 до 18,2 %, проницае-
мость по газу – от 7,24 до 548 мД (рис. 2). 

Для объективного сопоставления образ-
цов с различной начальной проницаемостью 
и получения данных об изменениях прони-
цаемости независимо от ее значения в атмо-
сферных условиях значения проницаемости 
(Кпр) каждого образца при различных эффек-
тивных давлениях (Pэф) были нормированы 
(разделены) на значение проницаемости это-
го образца в атмосферных условиях (Кпр.атм), 
затем получены зависимости от эффективно-
го давления:

BAP  (2)

где А – величина, МПа–1, по определению близ-
кая к единице, на которую влияют как точность 
определения проницаемости, так и то, насколь-
ко сильно изменяется проницаемость при на-
чальных изменениях Pэф; B отражает влияние 
структуры порового пространства на прони-
цаемость.

Рис. 1. Средние значения нормированной скорости Ṽp = Vp /Vp.M в зависимости от средней 
пористости по ряду месторождений Западной Сибири: Кп.мз – межзерновая пористость 

(часть общей пористости); Кп.тр – трещинная пористость (пустотность)
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Для оценки влияния трещинной пустот-
ности на изменения нормированной прони-
цаемости исследованы две группы образцов: 
одна – с наибольшими значениями Кп.мз, дру-
гая – с наибольшими величинами Кп.тр (рис. 3).

Анализ зависимостей нормированной про-
ницаемости от Pэф (см. формулу (2)) для образ-
цов со значительной трещинной пористостью 
показал, что для них коэффициент В, отра-
жающий влияние структуры порового про-
странства на проницаемость, изменяется 
в диапазоне –0,657…–0,873. В то же вре-
мя, для образцов с преобладанием межзерно-
вой пористости этот коэффициент в десятки 
раз меньше: –0,060…–0,080. Отметим также, 
что для образцов гранита Barre с трещинной 
пористостью в аналогичных зависимостях 
В = –1,2…–1,5 [20, 21]. Таким образом, пока-
зано, что трещинная компонента пористости 
оказывает значительное влияние на изменения 
проницаемости при разработке месторождений 
нефти и газа на истощение со снижением плас-
тового давления.

Влияние трещин на электрическое соп-
ротивление. Исследованы образцы песчани-
ка вендского возраста, имевшие открытую 
пористость в атмосферных условиях от 3,2 
до 18,2 % [22]. На этих образцах горных по-
род проводились определения пористости, ско-
рости распространения упругих продольных 
и поперечных волн и удельного электрического 
сопротивления при моделировании пласто-
вых условий. Существуют несколько подхо-
дов к определению удельного сопротивления 
и параметра пористости (Pп) пород с двойной 
пористостью. При этом предполагается, что 
порода содержит две параллельные системы 
(межзерновые поры и трещины), проводящие 
электрический ток. 

Так, выведено уравнение (3), связывающее 
Pп горной породы, имеющей двойную порис-
тость, с ее общей пористостью Кп [22, 23]:

w

w

w

P  (3)

Рис. 2. Изменения проницаемости по газу при увеличении эффективного давления 
образцов песчаника вендского возраста Чаяндинского месторождения
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где 0 – удельное электрическое сопротивление 
породы, Ом·м; w – удельное электрическое 
сопротивление электропроводящего раствора, 
заполняющего поровое пространство, Ом·м; 

v  – доля трещинной пористости в об-

щей пористости горной породы. 
С учетом полученных значений Кп и Кп.тр 

для исследованной коллекции горных пород па-
раметр Pп рассчитан (см. формулу (3)) по ме-
тодике Агилеры (исп. R. Aguilera) и опре-
делен по фактическим данным, получен-
ным при моделировании пластовых условий. 
Сопоставление расчетных и фактических зн а-
чений Pп показало, что результаты вычислений, 
согласно Агилере, достаточно близки фактиче-
ским данным (рис. 4).

При отсутствии трещин отношение Кп.тр 
к m равно нулю, и уравнение (3) преобразуется 
к обычному виду:

w

P  (4)

Для расчета удельного электрического 
сопротивления отдельно межзерновой порис-
тости (поровых каналов) воспользуемся из-
вестным уравнением Арчи – Дахнова, выве-
денным для гранулярных (межзерновых) кол-
лекторов (5):

m

aP  (5)

где а – коэффициент извилистости; m – пока-
затель цементации, который зависит от формы 
пор и их распределения по размерам. 

Для гранулярных пород без трещин коэф-
фициент a в уравнении (5) обычно принимается 
равным единице. Для учета степени цемента-
ции показатель степени m при коэффициенте 
пористости Кп подобран таким образом, чтобы 
значение параметра Pп образца с нулевой тре-
щинной пористостью равнялось фактически 
полученному значению Pп для этого образца 
(см. зависимость на рис. 4). При выполнении 
данного условия m = 2,36.

В случае чисто трещинных коллекторов, 
когда отсутствует межзерновая (гранулярная) 

Рис. 3. Зависимость нормированной газопроницаемости образцов с наибольшими 
величинами межзерновой пористости и трещинной пористости
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пористость, отношение Кп.тр к m равно единице, 
и уравнение (3) приобретает вид

P  (6)

Тиаб и Доналдсон [24] выражение (6) при-
водят для случая, когда присутствует только 
трещинная пористость, а трещины открыты 
и взаимосвязаны (трещины 1-го типа), причем 
в этом случае коэффициент извилистости и по-
казатель цементации для трещинной порис-
тости будут примерно равны единице.

Выше, на рис. 4, приведены и зависи-
мость параметра межзерновой пористости 1 – 
Рп.мз = 1/Кп

2,36 (согласно уравнению (5)), и по-
лученные расчетным путем значения Кп.тр. 
Сопоставление рассчитанного в ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ» параметра трещинной пористости 
Рп.тр = 3118/Кп

–0,64 (см. рис. 4) и Рп.тр = 1/Кп для 
трещин 1-го типа (см. рис. 4) говорит о том, что 
полученная трещинная пористость Кп.тр весь-
ма далека от предельного случая взаимосвязан-
ных трещин, а Pп.тр не имеет явно выраженной 

и статистически надежной зависимости от нее 
(R2 = 0,05).

Изменение компонент пористости с уве-
личением эффективного давления представ-
ляет интерес для прогнозирования изменения 
структуры порового пространства в процес-
се разработки месторождений на истощение. 
Предварительно исследованы образцы кол-
лекторов, представленные средне- и мелкозер-
нистыми алевритистыми песчаниками и алев-
ролитами песчанистыми и глинистыми, имев-
шими открытую пористость в атмосферных 
условиях 2,9…28,5 % абс. Для них определе-
ны значения Кп.мз и Кп.тр компонент пористости 
на 236 образцах песчаника дагинского гори-
зонта шельфа Сахалина в атмосферных ус-
ловиях и в условиях, моделирующих пласто-
вые [25, 26].

При увеличении эффективного давления 
до 37 МПа уменьшение общей пористости 
для различных образцов варьирует от 0,254 
до 2,164 % абс., составляя в среднем 1,28 % абс. 
Несмотря на то что и межзерновая и трещинная 

Рис. 4. Зависимость фактического и расчетного (по Агилере) значений параметра 
пористости от пористости для исследованных образцов горных пород 
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компоненты пористости тоже уменьшились, 
но в разной степени, видно, что преобладает 
межзерновая пористость (рис. 5). Отметим, 
что в атмосферных условиях доля трещинной 
пористости в пористости составляла в среднем 
3,53 %, а в условиях, моделирующих пласто-
вые, – 1,33 %, но, несмотря на ее уменьшение 
более чем наполовину, она имеется и в пласто-
вых условиях. Видно, что сохраняется доми-
нирующая роль межзерновой компоненты об-
щей пористости как в атмосферных условиях, 
так и в условиях, моделирующих пластовые. 
Эта закономерность может быть востребована 
как при подсчете запасов, так и при подготовке 
проектов разработки месторождений.

***
Применение новых способов исследо-

вания горных пород позволило определить 

трещинную пористость коллекторов ряда мес-
торождений углеводородов при различных зна-
чениях эффективного давления и на большом 
количестве исследованных образцов. Показано, 
что влияние трещин и межзерновой пористости 
на такие физические свойства горных пород, 
как скорость продольных волн, электрическое 
сопротивление, проницаемость, существенно 
различается. Выявлено, что трещинная компо-
нента пористости оказывает более значительное 
влияние на изменения проницаемости при раз-
работке месторождений нефти и газа на исто-
щение со снижением пластового давления, чем 
межзерновая пористость. Результаты оценки 
влияния увеличения эффективного напряжения 
на межзерновую и трещинную пористость мо-
гут быть использованы как при подсчете запа-
сов, так и при подготовке проектов разработки 
месторождений нефти и газа.

Рис. 5. Изменение пористости в целом и двух ее составляющих (Кп.мз и Кп.тр) 
с ростом Pэф при переходе от атмосферных условий к пластовым: 

n – количество образцов, исследованных в каждой из скважин
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Experimental studies of the influence of fractures on the petrophysical properties 
of reservoirs
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Abstract. Often there are fractures in the reservoirs of hydrocarbons. In hydrodynamic modeling of fi eld development 
in the framework of double porosity model the data on fractured porosity are used. But even at the laboratory level, 
the impact of fractures on their physical and fi ltration-volume properties in rocks during fi eld development has not 
been suffi  ciently investigated. Additional opportunities for studies of oil and gas reservoir systems appear with the 
development and application of new equipment and new research methods. Gazprom VNIIGAZ LLC has patents 
for determination of fractured porosity of rocks. The results of experimental studies have shown that the eff ect 
of fracture and intergranular porosity on various physical properties signifi cantly varies. Examples of the eff ect 
of fractured porosity on the permeability coeffi  cient, electrical resistivity and elastic wave velocities are given. 
It is shown that the fractured porosity component has a signifi cant impact on changes in permeability during oil and 
gas fi eld development. 

Estimates of the value of fractured porosity of reservoirs of a number of hydrocarbon fi elds at diff erent values 
of the eff ective pressure and on the large number of samples studied have been obtained. The results of the assessment 
of the eff ect of eff ective pressure increase on the values of intergranular and fractured porosity can be used both 
when calculating the reserves and preparing the projects of oil and gas fi elds development.

Keywords: porosity, fractured porosity, longitudinal wave velocity, permeability, resistivity, in site conditions.
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Тезисы. Смещение ресурсной базы углеводородов в сторону все более сложно построенных коллек-

торов вынуждает нефтегазовые компании искать новые технологии для ее освоения. Использование 

цифровых двойников пористых сред – эффективный и относительно быстрый способ всесторонне 

изучить потенциал извлечения углеводородов. Технологии цифрового керна (ЦК) появились относи-

тельно недавно как альтернатива обычным лабораторным керновым исследованиям и уже являются 

стандартным инструментом характеризации пластовых систем. Использование технологий ЦК для 

расчета течений на сегодня ограничивается высокопроницаемыми коллекторами относительно про-

стого строения. Применение ЦК для коллекторов более сложного строения требует учета в единой 

модели разномасштабного порового пространства и различного минерального состава поверхности 

пор при сохранении ее достаточно большого физического размера (1…10 мм), соизмеримого с раз-

мером стандартного образца керна (30 мм).

В работе обсуждаются вопросы разработки новых методов построения цифровых моделей 

керна с учетом разномасштабного порового пространства, а также новые подходы к моделирова-

нию многофазных течений в таких моделях. На основе данных микроанализа различной детализа-

ции (от нанометров до микрометров) разработаны подходы к построению мультиклассовых цифро-

вых моделей, содержащих информацию о структуре пустотного пространства различного масштаба. 

Для моделирования многофазных течений на таких мультиклассовых цифровых моделях решено 

сосредоточиться на имплементации решения уравнения Навье – Стокса – Бринкмана на воксельных 

сетках, которое эффективно применяется при расчете течений в комплексных средах, содержащих 

и открытое пространство, и пористые структуры.

Методы построения многомасштабных моделей цифрового керна. Развитие 
методов трехмерного микроструктурного анализа материалов и моделирования мно-
гофазных течений на масштабе поровых каналов открыло новые возможности для де-
тального изучения свойств пластового материала, представленного керном или шла-
мом. Концепция цифровой лаборатории анализа керна и пластовых флюидов нача-
ла формироваться в последние годы XX в. [1, 2]. Образцы керна или шлама оцифро-
вывают современными методами микротомографии и микроскопии. Обычно цифро-
вой образ пробы пласта представляет собой трехмерное воксельное изображение, со-
держащее информацию о реальной топологии порового пространства. В некоторых 
случаях трехмерное изображение также содержит данные о распределении минера-
лов и субмикронной пористости в образце.

Необходимость построения многомасштабных цифровых моделей керна обуслов-
лена двумя основными факторами. Первый фактор – это невозможность построить 
адекватную одномасштабную (бинарную) модель пустотного пространства, позво-
ляющую получать надежные оценки фильтрационно-емкостных и петрофизических 
характеристик керна. Основная причина того, что одномасштабные модели плохо ра-
ботают, заключается в том, что для сложнопостроенных коллекторов не удается со-
блюсти баланс между достаточным физическим размером модели и ее детализацией 
(размером вокселя / расчетной ячейки). Если порода-коллектор является сильно неод-
нородной, то для построения релевантной цифровой модели необходимо подвергать 
микроанализу достаточно большой фрагмент горной породы. Как правило, это воз-
можно сделать, только снизив детализацию изображения. Для получения цифровых 



79Актуальные вопросы исследований пластовых систем месторождений углеводородов

№ 3 (52) / 2022

изображений (образов) пластового материала 
используют методы рентгеновской томогра-
фии и микроскопии. Современные миро- и на-
нотомографы позволяют получать трехмер-
ные изображения образцов с разрешением 
до нескольких десятых долей микрона. Однако 
существует ограничение, связанное с размером 
области сканирования. Чем лучше желаемое 
разрешение (степень детализации изображе-
ния), там меньше должен быть образец. В част-
ности, для достижения субмикронного разре-
шения приходится сканировать образцы раз-
мером около 1 мм или меньше. Некоторые ми-
кротомографы позволяют сканировать малень-
кую внутреннюю область большого образ-
ца без необходимости ее извлечения из образ-
ца. Для сканирования образцов традиционных 
коллекторов обычно используются миникерны 
диаметром 5…10 мм, что дает возможность по-
лучать трехмерное изображение разрешением 
2…4 мкм/воксель1. На фоне характерных раз-
меров пустотного пространства, определяю-
щих параметры гидродинамических течений 
в этих образцах (~50…100 мкм), такое разре-
шение трактуется как достаточное. Для об-
разцов нетрадиционных коллекторов с субми-
кронными порами обычно используется набор 
методов получения изображений, который мо-
жет включать рентгеновскую томографию, ска-
нирующую электронную микроскопию (SEM), 
электронную микроскопию с травлением ион-
ным пучком (FIB-SEM) и др.

1 Далее по тексту под разрешением будет 
подразумеваться физический размер вокселя 
на изображении и разрешение будет выражаться 
в микронах.

Второй фактор, обусловливающий необхо-
димость построения многомасштабных моде-
лей цифрового керна, связан с возможностью 
построения слишком больших цифровых мо-
делей, чтобы на них можно было выполнить 
расчеты характеристик с использованием до-
ступных ресурсов за приемлемое время. С ис-
пользованием современных алгоритмов ма-
шинного обучения возможно повысить разре-
шение исходной модели низкого разрешения, 
но большого физического размера (процедура 
Super-Resolution) [3]. При этом сохраняется 
большой физический размер модели, но су-
щественно увеличивается количество воксе-
лей, а значит, и расчетных ячеек. Так, напри-
мер, при комплексировании 3D-томограммы 
разрешением 1,2 мкм и размером 20003 вок-
селей с 2D-изображением SEM разрешением 
0,08 мкм и размером 80002 пикселей возможно 
построить бинарную цифровую модель разме-
ром 300003 вокселей и разрешением 0,08 мкм. 
Но выполнение расчета даже однофазной 
фильтрации на такой большой модели – очень 
трудная задача.

Таким образом, построение многомасш-
табной модели цифрового керна является обос-
нованной альтернативой. Предлагается рас-
смотреть мультиклассовый подход к построе-
нию многомасштабной модели. Учет разно-
масштабной структуры пустотного простран-
ства в виде появления дополнительных клас-
сов позволяет сохранить относительно неболь-
шую размерность модели и при этом повысить 
ее детализацию. Концепция мультиклассовой 
многомасштабной модели проиллюстрирова-
на на рис. 1.

Рис. 1. Принцип построения мультиклассовой модели: 
φ – пористость огрубленного пикселя карты пористости

, , ,
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Основная идея заключается в том, что, 
имея детализированную бинарную мо-
дель (2D-изображение, на котором каждый 
пиксель имеет одно из двух значений интенсив-
ности), мы можем выполнить ее огрубление – 
снизить размер модели в соответствии с за-
данным уровнем огрубления и сохранить ин-
формацию о распределении бинарных классов 
в элементе огрубления. В примере (см. рис. 1) 
элементом огрубления выступает окно разме-
ром 5×5 пикселей, информация о распределе-
нии бинарных классов сохраняется в виде дан-
ных о пористости для каждого окна, а цифро-
вая модель по своей сути является 3D-картой 
пористости. Таким образом, после огрубления 
каждому новому пикселю будет соответство-
вать не один из двух классов – 0 (пора) или 
1 (скелет), а определенное значение порис-
тости. В случае 8-битных изображений удоб-
но рассматривать 101 класс: класс 0 – элемент 
твердой матрицы, непроницаемый пиксель; 
класс 100 – элемент крупной поры, размер ко-
торой больше 1 пикселя; классы 1…99 – эле-
менты модели с пористостью 1…99 % соот-
ветственно. Все вышеописанное также приме-
нимо к трехмерным изображениям.

Разрабатываемый в Сколково подход объе-
диняет в единой цифровой модели информа-
цию о многомасштабной структуре порового 
пространства [1, 4, 5]. В качестве исходной ин-
формации для построения таких моделей мо-
гут использоваться данные рентгеновской то-
мографии различного разрешения, результа-
ты оптической и сканирующей электронной 
микроскопии, данные энергодисперсионной 
рентгеновской спектроскопии, шлифы и другие 
виды исследований структуры горных пород.

Итоговая многомасштабная цифро-
вая модель керна имеет размеры, сопостави-
мые с размерами стандартного образца керна, 

и включает до 101 класса пористости для уче-
та эффектов субмикронного масштаба и от 3 
до 6 классов минералов для учета различной 
смачиваемости поверхности пор при расчете 
многофазного течения.

Метод контрастной томографии. В осно-
ве метода контрастной томографии лежит 
последовательная томографическая съем-
ка одного и того же образца при различных 
условиях поглощения рентгеновского излуче-
ния в связанных порах горной породы [6–8]. 
Мультиклассовая многомасштабная модель 
керна создается по данным компьютерной то-
мографии сухого образца и образца, насы-
щенного контрастным веществом (ксеноном). 
Ксенон, являясь контрастным веществом, даже 
в небольшом количестве активно поглощает 
рентгеновское излучение. В этом случае суб-
микронные поры, неразрешенные при обыч-
ной томографии, могут быть визуализирова-
ны в виде повышенной яркости вокселей ре-
конструированного томографического изобра-
жения по сравнению с вокселями скелета гор-
ной породы. Сопоставление изображений сухо-
го образца и образца, насыщенного ксеноном, 
позволяет выделять не только большие (раз-
мером больше 1 вокселя) поры, но и частично 
пористые воксели, содержащие области с не-
разрешенными порами. Такие пористые воксе-
ли содержат в себе некоторое количество ксе-
нона и обладают более высокой яркостью, чем 
воксели, характеризующие исключительно 
твердый скелет породы, куда ксенон не спо-
собен проникнуть (рис. 2). Более детально ме-
тодика построения мультиклассовых много-
масштабных моделей цифрового керна (карты 
пористости) описана А. Авдониным и др. [9] 
и М. Эбади и др. [10].

Метод комплексирования данных 
микроанализа. Как уже упоминалось, учет 

Рис. 2. Вычитание зарегистрированных 3D-изображений керна в ксеноне (б) 
из 3D-изображений керна в воздухе (а) для построения карты пористости (в)

*

а б в
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разномасштабной структуры пустотного про-
странства в виде использования дополнитель-
ных классов позволяет сохранить относительно 
небольшую размерность модели, при этом по-
высив ее детализацию. Для построения надеж-
ной мультиклассовой модели тогда, когда ме-
тод контрастной томографии неприменим или 
недоступен, необходимо разработать подход 
к комплексированию (объединению) данных 
различных методов микроанализа. При этом, 
поскольку предполагается построение физи-
чески достаточно большой модели (несколько 
миллиметров), основой такой модели долж-
ны выступать данные микротомографии (μCT) 
с микронным разрешением. Информацию 
о структуре порового пространства субмик-
ронного размера обеспечивают SEM- или 
FIB-SEM-исследования. Особенностью SEM-
съемки является возможность получить боль-
шие (несколько сантиметров) 2D-изображения 
очень высокого разрешения (до 5 нм). FIB-SEM 
позволяет получать 3D-изображения такого 
же высокого разрешения, как и SEM, но размер 
исследуемой области довольно мал – несколько 
микрометров. В этой связи данные FIB-SEM 
могут оказаться непредставительными и недо-
статочными для построения мультиклассовой 
модели.

В основе идеи построения мультиклассо-
вой многомасштабной модели керна (карты по-
ристости) по интенсивности μCT-изображения 
лежит предположение о том, что между по-
ристостью вокселя и его интенсивностью 
на изображении существует определенная за-
висимость. Установив характер зависимости, 
можно будет строить карту пористости непос-
редственно по данным μCT-изображения. Для 
поиска такого рода зависимости используется 
зарегистрированная в 3D-данных μCT 2D-карта 

пористости, построенная путем огрубления де-
тализированной бинарной модели, полученной 
на основе данных SEM (по аналогии с рис. 1).

При построении карты пористости по SEM 
необходимо для начала выполнить регистра-
цию 2D SEM и 3D μCT для получения двух 
2D-изображений в единой системе координат. 
Далее следует выполнить предобработку ис-
ходного SEM-изображения (удаление шумов 
и артефактов и пр.) и формирование бинар-
ной модели высокого разрешения (например, 
с помощью алгоритма локальной бинариза-
ции Random Walker [11]). На следующем эта-
пе происходит преобразование бинарной мо-
дели высокого разрешения в карту пористости 
с разрешением μCT-изображения. Пример 
построения зарегистрированной пары изоб-
ражений для установления зависимости меж-
ду пористостью вокселя и его интенсивностью 
приведен на рис. 3.

Прямой подход к поиску корреляции 
между интенсивностью и пористостью, зак-
лючающийся в переборе различных видов 
функциональных зависимостей и комбина-
ций интенсивностей целевого вокселя и ин-
тенсивностей окружения, не дал удовлетвори-
тельного результата. Поэтому на основе карты 
пористости из SEM и соответствующего слай-
са μCT была обучена глубокая нейронная сеть 
(англ. artifi cial neural network, ANN). Для реше-
ния подобного класса задач (обработки изоб-
ражений) наиболее эффективным типом ANN 
является генеративно-состязательная сеть 
(англ. generative adversarial network, GAN [12]). 
GAN представляет собой алгоритм машинно-
го обучения без учителя, построенный на ком-
бинации двух нейронных сетей, одна из кото-
рых генерирует образцы, а другая старается 
отличить правильные («подлинные») образцы 

Рис. 3. Зарегистрированные μCT-изображение (а) и карта пористости (в) (разрешение – 
1,3 мкм/воксель) построенные из SEM-изображения (б) (разрешение – 0,05 мкм/воксель)

а б в
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от неправильных. Для построения карт пористости рассмотрена архитектура pix2pix (моди-
фикация GAN), которую также называют условной генеративно-состязательной сетью (англ. 
conditional generative adversarial networks, cGAN). Входными данными для обучения GAN явля-
лось 2D-μCT-изображение без использования алгоритмов шумоподавления, чтобы исключить 
возможную потерю информации о неразрешенной пористости. Выходными данными служила 
2D-карта пористости из SEM. После настройки прогнозной модели она была последовательно 
применена ко всем слайсам томографии в трех различных направлениях. Это необходимо для 
уточнения границ областей с субмикронной пористостью. Далее была произведена операция уда-
ления шума с помощью медианного сферического фильтра в одну итерацию. Обучающую выбор-
ку составили из фрагментов исходных 2D-изображений размерами 256×256 пикселей.

Расчет течений на мультиклассовых многомасштабных цифровых моделях керна. Для 
моделирования многофазных течений на мультиклассовых моделях решается уравнение Навье – 
Стокса – Бринкмана на воксельных сетках, которое эффективно применяется при расчете тече-
ний в комплексных средах, содержащих и открытое пространство, и пористые структуры [13]. 
Двухфазная среда (вода и нефть) рассматривается как одножидкостная среда, состоящая из двух 
компонент (фаз), и имеет непрерывное распределение плотности и вязкости. Область течения мо-
жет включать течение в свободном пространстве и течение в пористой среде. Пористость  опи-
сывает локальную долю объема, доступную для жидкости. В свободном пространстве  = 1, в об-
ласти твердого тела  = 0. 

При разработке симулятора использовались идеи математических моделей и численных 
алгоритмов для моделирования пространственных двухфазных течений с пористыми облас-
тями [13–15]. Течение жидкости в пористой среде описывается уравнениями Навье – Стокса – 
Бринкмана с переменными полями динамической вязкости  и плотности :

 (1)

cp
t k

 
 (2)

где u – вектор скорости (скорость Дарси); t – время; p – относительное осредненное давление; 
T  – тензор скоростей деформации; ∞ – характерная плотность; k – изотропная 

проницаемость среды; g – вектор ускорения свободного падения; fc – объемная сила поверхност-
ного натяжения. Значения коэффициентов проницаемости и эффективной динамической вязкости 
распределены в пространстве неоднородно. 

Уравнение переноса маркера границы раздела или объемной доли вытесняющей среды 1:

rt
 (3)

где α – объемная доля вытесняющей фазы 1; ur – относительная скорость, равная разности осред-
ненных скоростей компонент двухфазной среды.

При моделировании вся расчетная область разбивается на области свободного пространства 
и области пористого материала. В зависимости от области пространства выбирается способ за-
мыкания для следующих величин: средней плотности, относительной скорости, силы поверх-
ностного натяжения и силы сопротивления.

Сила поверхностного натяжения моделируется объемной силой fc:

fc = σknsδs для ε = 1, (4)

c
c

pM M p
M M

 (5)

где  – коэффициент поверхностного натяжения; pк – капиллярное давление; ns – нормаль к по-
верхности раздела флюидов; Mi – коэффициент подвижности i-й фазы; αi – объемная доля i-й фазы. 
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Кривизна поверхности раздела k определяется 
по распределению ns:

s sk  (6)

На твердых поверхностях для областей 
свободного пространства контактный угол  
используется для определения направления 
нормального вектора к поверхности раздела 
жидкостей на линии контакта:

s w w  (7)

где nw – нормаль к твердой поверхности; sw – 
единичный вектор, тангенциальный к поверх-
ности на линии контакта жидкостей. Для об-
ластей пористого материала контактный угол 
учитывается косвенно: через коэффициенты 
подвижности фаз и относительные фазовые 
проницаемости флюидов. Более детально ме-
тодика расчета течений на мультиклассовых 
моделях и численный алгоритм, базирующийся 
на методе конечного объема для неструктури-
рованной сетки, описаны А.А. Дектеревым, 
А.А. Гавриловым и др. [16–18]. 

Учет относительной фазовой проницае-
мости (ОФП) и капиллярного давления ( pк) для 
пористой среды (вокселей с неразрешенной 
пористостью) реализован с помощью модели 
Brooks and Corey [19]:

e  (8)

m
ek k  (9)

m
ek k  (10)

ep p  (11)

где 1,e – нормированная насыщен-
ность 1-й фазы; 1,ост и 2,ост – остаточная 

насыщенность фаз 1 (вытесняющий флюид) 
и 2 (вытесняемый флюид) соответственно; 
ki – ОФП i-й фазы; ki,0 – максимальная ОФП 
i-й фазы; pк,0 – характерное капиллярное давле-
ние; m и β – безразмерные коэффициенты, свя-
занные со свойствами пористой среды.

Пример расчета течений на мультиклас-
совых многомасштабных цифровых моде-
лях керна. Для тестирования подхода к по-
строению мультиклассовых моделей для кар-
бонатных отложений сопоставлялись характе-
ристики вытеснения нефти водой на фрагмен-
тах цифровых моделей (табл. 1), построенных 
по разным данным и разными способами, 
но характеризующих один и тот же элемент 
объема образца керна размером 0,825 мм3:

1) бинарная модель размером 503 вокселей 
и разрешением 16,5 мкм (построена по данным 
μCT того же разрешения);

2) бинарная модель размером 1653 воксе-
лей и разрешением 5 мкм (построена по дан-
ным μCT того же разрешения);

3) мультиклассовая модель размером 
503 вокселей и разрешением 16,5 мкм (по-
строена путем огрубления бинарной модели 2).

Модель 3 построена по аналогии с описан-
ным ранее принципом построения мультиклас-
совой модели (см. рис. 1). Бинарная модель 
размером 1653 вокселей огрублялась: размер 
модели снижался в 16,5/5 = 3,3 раза, а инфор-
мация о распределении бинарных классов со-
хранялась в виде пористости для каждого вок-
селя мультиклассовой модели. После огрубле-
ния исходной бинарной модели разрешением 
5 мкм каждому новому пикселю размером 
16,5 мкм соответствует не один из двух клас-
сов – 0 (пора) или 1 (твердый скелет), а опре-
деленное значение пористости. Построенная 
мультиклассовая модель имеет 101 класс: 
класс 0 – элемент твердой матрицы, непро-
ницаемый пиксель; класс 100 – элемент круп-
ной поры, размер которой больше 1 пикселя; 

Таблица 1
Характеристики моделей, на которых выполнено сравнение 

расчета вытеснения нефти водой
Параметр Модель 1 Модель 2 Модель 3

1. Разрешение, мкм 16,5 5 16,5
2. Тип Бинарная Бинарная Мультиклассовая
3. Линейный размер, вокселей 50 165 50
4. Общая пористость, % 6,73 13,24 13,06
5. Открытая пористость, % 6,69 12,19 12,07
6. Связанная пористость (по оси Z ), % 6,57 11,08 10,91
7. Абсолютная проницаемость по оси Z, мД 228,8 271 289,3
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классы 1…99 – элементы модели с порис-
тостью 1…99 % соответственно.

На рис. 4 видно, что модель 2 обладает бо-
лее расширенной системой фильтрующих по-
ровых каналов,  чем модель 1, и более репрезен-
тативна с точки зрения получения надежных 
результатов расчета многофазного течения. 
Поскольку объектом исследования являются 
карбонатные отложения, сложенные преиму-
щественно кальцитами, то нет необходимости 
строить замысловатую мультиминеральную 
модель скелета. В дальнейшем предполагается, 
что контактный угол в каждом вокселе моде-
лей 1, 2 и 3 одинаковый и равен 45°.

Для того чтобы рассчитать характеристики 
однофазного и многофазного течения на муль-
тиклассовой модели, необходимо помимо зна-
чения пористости задать для каждого порис-
того вокселя следующие характеристики:

• абсолютную проницаемость как функ-
цию пористости;

• ОФП с соответствующими значениями 
остаточной водо- и нефтенасыщенности.

Для построения зависимости абсолютной 
проницаемости от пористости модель 2 раз-
бивалась на фрагменты размером 3×3×3 вок-
селя, соответствующим размеру огрубленно-
го вокселя мультиклассовой модели (рис. 5, 
см. a). Далее каждый фрагмент использовался 
для расчета абсолютной проницаемости с по-
мощью уравнения Навье – Стокса – Бринк-
мана. Тем не менее полученная корреля-
ция требовала корректировки. Абсолютная 
проницаемость модели 3, рассчитанная с ис-
пользованием исходной корреляции, равна 
70,1 мД, что почти в 4 раза меньше проницае-
мости, рассчитанной на бинарной модели 2. 
Наилучшее совпадение проницаемостей мо-
делей 2 и 3 получено для корреляции, приве-
денной на рис. 5б. 

Для расчета характеристик многофазного 
течения на мультиклассовых моделях исполь-
зовались единые зависимости ОФП для каж-
дого класса пористых вокселей. По аналогии 
с построением петрофизической зависимости 
абсолютной проницаемости от пористости 

Рис. 4. Распределение пор в объеме моделей 1 (а), 2 (б) и 3 (в)
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выполнен расчет ОФП для наиболее харак-
терных фрагментов размером 3×3×3 вокселя 
со значениями пористости 20, 40, 60 и 80 %. 
ОФП этих фрагментов модели из-за простой 
геометрии порового пространства представ-
ляют собой биссектрисы (как для течений 
в трещинах) – прямые линии, связывающие ну-
левые и единичные значения проницаемости 
в концевых точках. Остаточная водонасыщен-
ность в зависимости от пористости и распреде-
ления пустых вокселей в объеме варьировалась 
от 4 до 60 %. Остаточная нефть не превышала 
10 %. Таким образом, для расчета двухфазного 
течения в мультиклассовой модели использова-
лись следующие параметры ОФП в аппрокси-
мации Brooks and Corey: 1,ост = 0,1; 2,ост = 0,3; 
k1,0 = 1; k2,0 = 1; m = 1.

При данных параметрах ОФП высчиты-
вается в соответствии со следующими зави-
симостями для относительной проницаемости 
по нефти (k1) и воде (k2) от нормированной на-
сыщенности нефти (α1,e):

e

 (12)

m
e ek k  (13)

m
e ek k  (14)

Учет капиллярного давления в рассмотрен-
ном подходе выполнен в виде концевых точек 
ОФП при расчете течений с заданными поверх-
ностным натяжением и углом смачиваемости. 
Таким образом, явный учет pк в соответствии 
с зависимостью (11) не требуется.

Расчет многофазного течения через бинар-
ные и многомасштабные цифровые модели вы-
полнен в нестационарной постановке: рассмат-
ривался режим вытеснения нефти водой при 
остаточной водонасыщенности (пропитка). 
Скорость нагнетания u была постоянной вели-
чиной, равной 0,0001 м/с. На 1-м этапе в пол-
ностью водонасыщенный образец закачивалась 
нефть для создания остаточной водонасыщен-
ности. На 2-м этапе в образец с остаточной во-
донасыщенностью закачивалась вода. Расчет 
продолжался до достижения установившегося 
течения, когда средняя насыщенность в модели 
и перепад давления переставали существенно 
изменяться.

При расчете остаточной водонасыщенности 
и вытеснения нефти использовались следующие 
свойства флюидов: плотность воды – 1000 кг/м3; 
плотность нефти – 680 кг/м3; вязкость воды – 
0,9 мПа·с; вязкость нефти – 0,4 мПа·с; для кап-
ли нефти в воде – поверхностное натяжение 
0,05 Н/м и угол смачиваемости (θ) 45°.

Зависимости нефтенасыщенности и пе-
репада давления на моделях 1, 2 и 3 от вре-
мени при расчете вытеснения представлены 
на рис. 6 и в табл. 2. Наиболее точными 

Рис. 5. Корреляция пористости и проницаемости для мультиклассовой модели: 
a – пример фрагмента цифровой модели размером 3×3×3 вокселя и пористостью 

14/27 = 52 %; б – корреляция пористости и проницаемости для пористых вокселей

0

5

10

15

20

25

0 20 40 60 80 100

а б



86 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 3 (52) / 2022

данными являются результаты расчета течений 
на бинарной модели 2, отличающейся наиболь-
шей степенью детализации структуры пустот-
ного пространства. Результаты расчета вытес-
нения в данном случае являются эталоном для 
других расчетов.

Остаточная водонасыщенность α2,ост, с ко-
торой начинается процесс вытеснения нефти 
водой, для модели 2 равна 49 %, а остаточная 
α1,ост в конце пропитки – 33 %. Результаты рас-
чета на модели 1 (с более низким разрешением) 
сильно отличаются от результатов для моде-
ли 2: α2,ост = 35 %, α1,ост = 6,4 %. Результаты рас-
четов по мультиклассовой модели 3 оказались 
значительно ближе к результатам для модели 2, 
чем к результатам для модели 1: α2,ост = 40 %, 
α1,ост = 25 %. Значения ОФП в концевых точках 

для модели 3 также оказались ближе к эталон-
ным значениям, полученным на модели 2. При 
более точной настройке параметров ОФП, ко-
торые задаются в пористых вокселях модели 3, 
можно ожидать более хорошего соответствия 
характеристик многофазной фильтрации эта-
лону модели 2. В целом видно, что использова-
ние многомасштабных цифровых моделей кер-
на позволяет получать надежные результаты 
при уменьшении размерности задачи и сниже-
нии степени детализации при описании струк-
туры пустотного пространства. 

Дальнейшие исследования будут направле-
ны на совершенствование методики построе-
ния мультиклассовых цифровых моделей керна 
и расширение перечня валидационных тестов 
на новые объекты.

Р ис. 6. Результаты сопоставления динамики вытеснения нефти водой по трем моделям: 
зависимости нефтенасыщенности (а) и перепада давления (б) 

от количества закачанной воды
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Таблица 2
Результаты вытеснения нефти водой

Характеристика Модель 1 Модель 2 Модель 3
1. Разрешение, мкм 16,5 5 16,5
2. Тип Бинарная Бинарная Мультиклассовая
3. Линейный размер, вокселей 50 165 50
4. Остаточная водонасыщенность (α2,ост), % 35 49 40
5. ОФП нефти при α2,ост, д.ед. 0,98 0,83 0,78
6. Остаточная нефтенасыщенность (α1,ост), % 6,4 33 25
ОФП воды при α1,ост, д.ед. 0,85 0,45 0,57

а б
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***
В работе обсуждается вопрос построения 

цифровых моделей керна для сложнопостроен-
ных коллекторов. Для пород с разномасштаб-
ной структурой пустотного пространства обос-
новывается невозможностью построить адек-
ватную одномасштабную (бинарную) модель, 
позволяющую получать надежные оценки 
фильтрационно-емкостных и петрофизичес-
ких характеристик керна. В качестве альтерна-
тивы бинарным моделям предложено построе-
ние мультиклассовых многомасштабных мо-
делей, которые позволяют соблюсти баланс 
между достаточным физическим размером 
модели и ее детализацией (размером воксе-
ля / расчетной ячейки). Разработанный подход 
позволяет объединять в единой цифровой мо-
дели информацию о многомасштабной струк-
туре порового пространства, полученную раз-
личными методами. В качестве исходной ин-
формации для построения таких моделей мо-
гут использоваться данные рентгеновской то-
мографии различного разрешения, результа-
ты оптической и сканирующей электронной 
микроскопии, шлифы и другие виды иссле-
дований структуры горных пород. Итоговая 
мультиклассовая многомасштабная цифро-
вая модель керна может иметь размеры, со-
поставимые с размерами стандартного образ-
ца керна, и включать 101 класс пористости 
для учета эффектов более высокого масштаба. 

Еще одним преимуществом мультиклассовых 
моделей является их небольшой размер с точ-
ки зрения количества вычислительных ячеек, 
что позволяет выполнять расчеты быстрее, 
чем на бинарных моделях высокой детализа-
ции, характеризующих тот же физический об-
разец горной породы.

На примере карбонатных отложений по-
строены две бинарные модели с разной сте-
пенью детализации (на основе данных томогра-
фии с разрешениями 5 и 16,5 мкм) и одна муль-
тиклассовая модель разрешением 16,5 мкм. Все 
три модели характеризовали один и тот же эле-
мент объема образца керна. Расчет многофаз-
ного течения в нестационарной постановке для 
бинарных моделей выполнен на основе уравне-
ния Навье – Стокса, а для мультиклассовой мо-
дели – на основе уравнения Навье – Стокса – 
Бринкмана. Сравнение результатов моделиро-
вания двухфазного течения на разных моделях 
показало, что использование многомасштаб-
ных цифровых моделей керна позволяет по-
лучать надежные результаты при уменьшении 
размерности задачи и снижении степени дета-
лизации при описании структуры пустотного 
пространства.

Работа поддержана Министерством 
науки и высшего образования Российской 
Федерации по соглашению № 075-10-2022-011 
в рамках программы развития НЦМУ.
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Abstract. Transition of the hydrocarbon resource base towards the more complicated structure of reservoirs makes 
the oil-and-gas companies look for the new techniques of its development. Application of digital clones for porous 
media is an effi  cient and relatively rapid way to study the potential of hydrocarbons recovery. The digital core 
techniques have appeared rather recently as an alternative for the common laboratory core testing, and nowadays 
they are standardly being used for describing the reservoir systems. Today, application of digital cores to calculate 
the fl ows is limited with the highly permeable reservoirs of rather simple structure. The more complicated reservoirs 
require a unifi ed simulator to consider the multiscale porous space and the diff erent mineral composition of pore 
surface. At that, this simulator should be rather physically large (1…10 mm), which is comparable with dimensions 
of a standard core sample (30 mm).

This paper highlights the new methods to design the digital core simulators with consideration of the multiscale 
pore space, as well as the new approaches to modelling the multiphase fl ows by means of these simulators. On the 
grounds of the microanalysis data of various resolution (from nanometers up to microns) authors suggest the 
procedures for designing the multiclass digital simulators which incorporate information on the structure of void 
space of diff erent dimensions. To simulate the multiphase fl ows, it was decided to solve the Navier–Stokes–
Brinkman equation using the voxel grids. This approach is effi  ciently applied at calculation of the fl ows within the 
complex media containing both the open space and the porous structures.
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Тезисы. Отмечена целесообразность применения в современных условиях альтернативных мета-

нолу термодинамических ингибиторов льдо- и гидратообразования, включая концентрированные 

растворы солей (электролитов). Ингибиторы-электролиты могут быть получены из ряда природ-

ных источников – бишофита, сильвинита, природных рассолов, а также как побочные продукты 

при производстве удобрений. В работе проанализированы возможности и перспективы применения 

ингибиторов-электролитов и смесевых ингибиторов (метанол + электролиты, метанол + пластовая 

высокоминерализованная вода) для предупреждения льдо- и гидратообразования на газовых и га-

зоконденсатных месторождениях России.

В связи с началом разработки крупных нефтегазоконденсатных месторождений 
Восточной Сибири, а также освоением надсеноманских залежей в Западной Сибири 
актуализируются вопросы предупреждения гидратообразования в скважинах и сис-
темах внутрипромыслового сбора газа. Возникает необходимость детального анализа 
возможностей применения альтернативных метанолу ингибиторов гидратообразова-
ния. Это связано с рядом факторов, а именно:

• с низкими пластовыми температурами продуктивных горизонтов (при проект-
ных технологических режимах насосно-компрессорные трубы скважин эксплуати-
руются в гидратном режиме, гидратообразование возможно даже в призабойной зоне 
скважин). В качестве примеров можно привести залежи Чаяндинского нефтегазокон-
денсатного месторождения в Южной Якутии и туронскую залежь Южно-Русского 
месторождения;

• сложным рельефом местности с большими перепадами высот (накопление 
жидкости в промысловых трубопроводах возможно даже на начальном этапе эксп-
луатации месторождений, что приводит к существенным особенностям ингибирова-
ния систем сбора газа). Характерным здесь является Ковыктинское газоконденсатное 
месторождение в Иркутской области;

• высокой минерализацией пластовых и остаточных вод продуктивных коллек-
торов (пластовая вода является естественным ингибитором гидратообразования), 
а также наличием залежей природных рассолов, расположенных в разрезе выше газо-
носных отложений. Это характерно для месторождений Восточной Сибири.

Как известно, основной метод предупреждения гидратообразования в промыс-
ловых системах состоит в применении химических реагентов – ингибиторов гид-
ратообразования. Ингибиторы гидратообразования подразделяют на термодинами-
ческие, кинетические и ингибиторы-антиагломеранты (предупреждающие агломе-
рацию гидратных частиц). Кроме того, могут использоваться и смешанные (смесе-
вые) ингибиторы комплексного и синергетического действия [1, 2]. В промысловых 
условиях в основном применяются термодинамические ингибиторы гидратообра-
зования – концентрированные растворы неэлектролитов и электролитов. Механизм 
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действия термодинамических ингибиторов 
состоит в снижении активности воды в водном 
растворе, как следствие, изменении равновес-
ных условий образования гидратов [3, 4].

В настоящее время в России в качестве тер-
модинамических ингибиторов гидратообразо-
вания главным образом используются метанол 
и этиленгликоль (моноэтиленгликоль), тогда 
как растворы электролитов (преимущественно 
растворы хлорида кальция) активно применя-
лись в 1950–1960-е гг., т.е. на начальном этапе 
развития газовой промышленности России.

В отечественной литературе имеются 
публикации, специально посвященные ин-
гибиторам-электролитам (например, [5]). 
Водный раствор 25…35 % масс. хлорида каль-
ция (технических сортов) применялся в России 
и на Украине как ингибитор гидратообразо-
вания и как осушитель природного газа [6]. 
Так, проверка антигидратной активности раст-
вора хлорида кальция и других хлористых 
солей на действующих газовых скважинах 
Шебелинского промысла [7] показала важное 
экологическое преимущество солевых ингиби-
торов по сравнению с метанолом. Для умень-
шения коррозионной активности растворов 
хлорида кальция предлагался метод десорб-
ционного обескислороживания посредством 
обработки приготовленных электролитных 
растворов природным газом при интенсивном 
перемешивании. Таким образом, в промысло-
вых условиях было показано, что концентри-
рованные растворы солей хлоридов щелочных 
и щелочноземельных металлов, подаваемые 
в газовые потоки в мелкодисперсном состоя-
нии, являются достаточно эффективными ин-
гибиторами гидратообразования.

В настоящее время раствор хлорида каль-
ция достаточно часто используется для инги-
бирования разведочных скважин (в России), 
а также шлейфов газоконденсатных месторож-
дений (на Украине). Достоинства этого ингиби-
тора: высокая антигидратная активность, деше-
визна технических сортов (побочный продукт 
содового производства и производства калий-
ных удобрений), простота приготовления раст-
вора и нетоксичность. Недостатки: достаточно 
высокая коррозионная активность, возмож-
ность выпадения осадка (сульфатов и карбона-
тов кальция) при смешении с пластовой мине-
рализованной водой, необходимость специаль-
ного узла подготовки рабочего раствора.

На месторождениях Восточной Сибири 
в верхних горизонтах разреза имеются про-
мышленные источники рассолов – естествен-
ных ингибиторов гидратообразования. Кроме 
того, пластовые воды месторождений имеют 
высокую минерализацию, в основном превы-
шающую 300 г/л. Ионный состав и минерали-
зация пластовых вод для ряда газоконденсат-
ных залежей приведен в таблице.

Анализируя данные в таблице (см. ниже), 
можно сделать вывод, что в составе вод 
в основном присутствуют хлориды натрия 
и кальция. Но их соотношение сильно коле-
блется по площади месторождения и от место-
рождения к месторождению (так, встречаются 
случаи пластовых вод нефтяных месторожде-
ний, являющихся практически растворами хло-
рида кальция). Отметим, что в пластовых во-
дах обычно содержание хлорида калия сим-
батно содержанию хлорида натрия, но при-
мерно в 7…10 раз меньше. Аналогичная 
ситуация и с соотношением хлоридов кальция 

Усредненный состав пластовых вод ряда газоконденсатных месторождений 
Восточной Сибири [8]

Ион

Содержание в пластовой воде месторождения, г/л

Братского 
газоконденсатного

Среднеботуобинского 
нефтегазоконденсатного

Куюмбинского 
нефтегазового

Вилюйско-
Джербинского 

газового
Cl– 178,90 249,41 247,49 179,40 242,05
SO4

2– 1,52 0,12 0 0,69 0,46
HCO3

– + CO3
2– 0,11 0,20 0,04 0,35 0,06

Br– 0,90 5,76 5,74 0,003 0,002
Na+ 84,70 6,36 16,80 56,45 28,5
K+ 7,98 3,57 2,99 4,86 2,00
Ca2+ 17,33 102,82 97,59 39,70 94,60
Mg2+ 3,41 19,67 16,72 5,10 5,45
Общая минерализация 294,9 399,1 387,4 286,6 378,0
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и магния (содержание хлорида магния состав-
ляет 10…20 % от содержания хлорида каль-
ция). Кроме того, в составе сильноминерали-
зованных природных вод присутствуют соли 
брома, йода и лития, но надо отметить, что эти 
компоненты практически не влияют на усло-
вия гидратообразования из-за их небольшого 
количества.

В связи с вышеизложенным представляет 
особый интерес детальный анализ перспек-
тив использования ингибиторов-электролитов, 
а также смесевых ингибиторов, в состав кото-
рых входят природные электролиты. Речь идет 
преимущественно о новых нефтегазоконден-
сатных месторождениях Восточной Сибири.

В контексте рассматриваемого вопроса 
представляют интерес следующие свойства 
сильно минерализованных природных вод: ак-
тивность воды, понижение температуры за-
мерзания, а также сдвиг гидратного равнове-
сия в зависимости от общей минерализации 
растворов. Отметим, что температура замер-
зания и антигидратные свойства ингибиторов-
электролитов в зависимости от концентрации 
соли в растворе находятся в функциональной 
связи с активностью воды.

Активность воды (ai) в растворах опреде-
ляется исходя из соотношения

pa
p

 (1)

где p – парциальное давление пара воды над 
рассматриваемым раствором; p0 – давление 

пара над чистой водой (при заданной темпе-
ратуре). Эта величина может быть определена 
экспериментально двумя основными метода-
ми: измерением точки росы воздуха, приведен-
ного в равновесие с водным раствором элект-
ролита [9], и классическим изопиестическим 
методом [10]. Также могут использоваться раз-
личные эмпирические и полуэмпирические ме-
тоды расчета, например метод Питцера и его 
модификации [11].

На рис. 1 представлены расчетные зависи-
мости активности воды от содержания солей 
в водном растворе при температуре 25 °С.

Для сильно минерализованных пластовых 
вод, состоящих преимущественно из хлоридов 
натрия, кальция, калия и магния (например, 
для нефтегазоконденсатных месторождений 
Восточной Сибири), расчет активности воды 
может быть выполнен с высокой точностью 
по правилу Здановского. Высокая точность 
такого расчета с использованием правила 
Здановского для рассматриваемых пластовых 
вод обусловлена близостью активности воды 
в водных растворах хлоридов натрия и кальция 
(см. рис. 1).

В то же время, если состав солей плас-
товых вод точно не известен, то приближен-
ный расчет активности воды в зависимости 
от концентрации растворенных солей в при-
родных водах может быть проведен по обоб-
щающей зависимости

a = 1 – 3,445·10–4M – 2,056·10–6M 2, (2)

где M – минерализация воды, г/л [12].
На рис. 2 представлена зависимость тем-

пературы замерзания растворов от массовой 
концентрации соли в растворе.

На рис. 3 представлены расчетные кри-
вые образования гидратов метана при рав-
новесии с растворами солей при одинаковой 
массовой концентрации солей (15 % масc.), 
для сравнения на рис. 3 также приведена 
кривая гидратообразования для систем «ме-
тан – вода» [13] и «метан – метанол – вода» 
(15 % масc. спирта).

Исходя из анализа опубликованных дан-
ных [14–16] об антигидратной эффективности 
хлоридов (оцениваемой как снижение тем-
пературы гидратообразования в водном рас-
творе заданной массовой концентрации 
электролита) имеет место следующий «ряд 
антигидратной активности», который был 

Рис. 1. Активность воды в водных 
растворах солей различной массовой 
концентрации при температуре 25 °С
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отмечен еще в 1974 г. Г.В. Лисичкиным 
и Ю.Ф. Макогоном [17]: 

LiCl > AlCl3 > MgCl2 > NaCl ≥ CaCl2 > KCl. 

Смысл этого «ряда активности» вполне 
ясен из графиков на рис. 3 и состоит в сле-
дующем: антигидратная активность (сдвиг 
кривой гидратообразования по температуре 
ΔT, К, при рассматриваемом давлении газа) 
при одинаковой массовой доле хлорида лития 
выше, чем хлорида магния и т.д. Таким обра-
зом, наибольший термодинамический эффект 
среди рассматриваемых солей имеет место для 
хлорида лития. Однако его выделение из при-
родных рассолов является достаточно сложной 
и дорогой технологической задачей, что на те-
кущий момент актуально при производстве 
литий-ионных аккумуляторов.

Таким образом, для хлористых солей, кото-
рые реально можно использовать как ингибито-
ры гидратообразования, равновесные условия 
гидратообразования максимально сдвигаются 
в область более низких температур в раство-
рах хлорида магния. Исходя из вышепредстав-
ленных данных фактически только соли хлори-
дов магния, натрия и кальция лучше всего сни-
жают активность воды, как следствие, препят-
ствуя процессу гидратообразования наиболее 
эффективно. Отметим, что по растворам хло-
ридов имеется ряд публикаций [18, 19]. Исходя 

из экономических и термодинамических сооб-
ражений хлориды натрия и кальция (как отхо-
ды производства калийных удобрений), а также 
хлорид магния среди индивидуальных электро-
литов оказываются наиболее подходящими ин-
гибиторами гидратообразования.

Что касается природных минеральных со-
лей, то для практического применения в ка-
честве ингибиторов можно рассматривать 
сильвинит (осадочная порода, состоящая 
из чередующихся слоев галита и сильвина не-
постоянного состава nNaCl + mKCl, включая 
некоторые примеси) и бишофит (MgCl2·6H2O). 
Сильвинит используется при производстве ка-
лийных удобрений, поэтому наиболее прием-
лемым является бишофит, который состоит 
в основном из хлорида магния с небольшими 
примесями хлорида кальция и других солей. 
Бишофит имеет в настоящее время ограни-
ченное применение, например, иногда ис-
пользуется как противогололедный реагент. 
По принципу действия он аналогичен галиту 
(хлористый натрий), но менее вреден для окру-
жающей среды и менее коррозионно-активен, 
кроме того, бишофит более эффективен как 
антигидратный реагент. В 1930–1950-х гг. 
в Поволжье обнаружены обширные залежи 
бишофита, а в 1990-х гг. в Полтаве открыто 
самое древнее и глубокое (глубина залега-
ния 2,5 км) месторождение этого минерала. 
Бишофит легко растворяется в воде и поэтому 

Рис. 2. Температуры замерзания растворов 
в зависимости от массовой концентрации 
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добывается методом подземного выщелачи-
вания посредством растворения артезианской 
водой сухого подземного пласта минерала 
на глубине залегания, а полученный рассол пе-
рекачивается на поверхность. Однако при его 
перекачке по трубопроводам за счет высокой 
реакционной способности происходит окис-
ление железа труб, и раствор насыщается ио-
нами железа. Также ионы железа содержатся 
и в самом растворе бишофита, вследствие 
чего раствор приобретает желтоватый отте-
нок. При хранении бишофита цвет может из-
мениться (потемнеть) из-за продолжающихся 
химических процессов.

Бишофит ранее неоднократно предлагался 
к использованию как ингибитор гидратооб-
разования. На Украине раствор природного би-
шофита был рекомендован к применению как 
ингибитор гидратообразования, а его промыш-
ленная добыча осуществлялась на нескольких 
месторождениях. В то же время, наличие в сос-
таве раствора бишофита примесей сульфат-
ных и карбонатных ионов усложняет его при-
менение вследствие возможности образова-
ния нерастворимых соединений, в первую оче-
редь гипса. Удаление из его раствора сульфатов 
и карбонатов позволяет снизить риск загрязне-
ния продуктивных пластов и дополнительно 
обеспечить совместимость с метанолом. Кроме 
того, раствор бишофита также может приме-
няться в качестве технологической жидкости 
на разных этапах заканчивания скважин.

Таким образом, концентрированный вод-
ный раствор бишофита при его специальной 
обработке (очистке от нежелательных при-
месей сульфатов и карбонатов) вполне может 
использоваться на газовых и газоконденсатных 
месторождениях. Исходя из общих термодина-
мических соображений антигидратная актив-
ность бишофита может быть выше, чем хло-
рида кальция на 20…30 %. Важно отметить, 
что он хорошо совместим с пластовыми во-
дами, имеет низкую температуру замерзания 
(для водных растворов плотностью 1280 кг/м3 
температура замерзания раствора оказывается 
ниже минус 30 °С) и обладает низкой корро-
зионной активностью (по сравнению с хло-
ридом кальция). Применительно к газовым 
месторождениям Крайнего Севера в чистом 
виде этот ингибитор имеет недостатки, свя-
занные с высокой вязкостью его концентриро-
ванного раствора при низких отрицательных 
по Цельсию температурах.

Сдвиг температуры гидратообразования 
ΔT, К, растворами хлоридов (ΔT = T0 – T1, где 
T0 – температура гидратообразования в чистой 
воде при постоянном давлении (P); Т1 – темпе-
ратура гидратообразования в растворе элект-
ролита заданной концентрации) можно приб-
лиженно оценивать, пользуясь следующим 
соотношением [3]:

ΔT = – Alna при P = const, (3)

где A – эмпирический коэффициент. На осно-
вании анализа экспериментальных дан-
ных [20, 21] параметр А находится в диапазоне 
69…75. Строго говоря, в формуле (3) актив-
ность воды в растворе должна определяться 
при температуре гидратообразования. Однако 
температурная зависимость активности воды 
в растворах электролитов очень слабая, и при 
практических приложениях в первом прибли-
жении ее может не учитывать, т.е. использовать 
имеющиеся справочные значения a при темпе-
ратурах 25 или 0 °С.

Следует отметить наличие в литературе 
для расчета ΔT более точных термодинамичес-
ких соотношений, чем (3), например:

a при P = const. (4)

Формула (4) была впервые выведена 
Пьероном [22] при рассмотрении гидрата как 
химического соединения постоянного состава 
и недавно уточнена [23]. Уточнение состоит 
в рассмотрении зависимости (3) не при пос-
тоянном давлении, а при фиксированной лету-
чести газа ( f ), а также введении вместо a комп-
лексного параметра, учитывающего раство-
римость газа в растворе ингибитора и эффект 
Пойтинга.

Активность воды связана функциональ-
ной зависимостью с температурой замерза-
ния водного раствора ингибитора-электролита. 
Поэтому естественно получить термодинами-
ческие корреляции между температурой замер-
зания и сдвигом условий гидратообразования 
в рассматриваемом растворе. В литературе 
приведен ряд зависимостей понижения темпе-
ратуры гидратообразования от температуры за-
мерзания раствора электролита tз, °С, причем 
первой предложенной является зависимость 
Р.М. Мусаева и др. [24]:

t  (5)
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Для формулы (5) более точным будет 
коэффициент 0,67, причем этот коэффициент 
зависит от состава газа и конкретного ингиби-
тора [14].

Для внедрения технологий использования 
ингибиторов, альтернативных метанолу и гли-
колям, требуется более детальное изучение тер-
модинамических условий и кинетики образо-
вания газовых гидратов для водных растворов 
ингибиторов, а также их физико-химических 
свойств. Экспериментальное изучение кине-
тики процесса гидратообразования в раство-
рах электролитов проводилось главным обра-
зом в лабораторных условиях. Одной из пер-
вых в этой области работала канадская группа 
профессора П.Р. Бишной [25], проводившая ки-
нетические исследования в реакторе с мешал-
кой. Исследовались растворы NaCl и KCl раз-
личной минерализации (до 8 % масc.) в узком 
диапазоне температур. Был рассмотрен диффу-
зионный механизм процесса гидратообразова-
ния. Предполагается, что на поверхности обра-
зовавшихся гидратных частиц имеется пленка 
воды, через которую диффундирует газ к по-
верхности гидрата. Моделирование зарожде-
ния и роста кристалла гидрата в растворе хло-
рида натрия [25] и для смеси хлоридов натрия 
и калия с добавлением гликоля [26] подробно 
описано. Кинетика гидратообразования диок-
сида углерода и газовых смесей, содержащих 
диоксид углерода в растворах хлорида натрия, 
исследовалась пекинской группой профессора 
Т.-М. Гуо [18].

Резюмируя, отметим: литература по тер-
модинамике газовых гидратов в солевых рас-
творах достаточно обширна [27–29], тогда как 
публикаций по кинетике гидратообразования 
в растворах электролитов не так много. По су-
ществу, большинство из них являются ин-
терпретациями и продолжением работ спе-
циалистов под руководством профессоров 
П.Р. Бишной и Т.-М. Гуо. 

Методический интерес представляет и со-
путствующая работа, в которой дано описание 
кинетических кривых гидратообразования ме-
тана в дистиллированной воде и воде, содержа-
щей ингибиторы (концентрация солей – до 5 % 
масc.) [30]. В соответствии с традиционными 
представлениями формальной кинетики пред-
ложен механизм протекания процесса, вклю-
чающий стадии растворения газа, образования 
метастабильного гидратного кластера и роста 
частицы газового гидрата. Учитывалась 

потенциальная обратимость каждой стадии 
процесса, и было предложено общее кинети-
ческое уравнение процесса. Давление газа-
гидратообразователя в ходе процесса не под-
держивалось. Скорость поглощения метана 
рассчитывалась по уменьшению давления газа 
в экспериментальной установке.

Российские специалисты провели экспе-
риментальные исследования уже в более ши-
роком концентрационном диапазоне растворов 
электролитов (в растворе NaCl) и предложи-
ли механизм и модификацию кинетической мо-
дели [31]. Эксперименты также проводились 
в реакторе с мешалкой. Дополнительно прове-
дены модельные расчеты для практически важ-
ной ситуации, учитывающей вынос пластовой 
воды Чаяндинского нефтегазоконденсатного 
месторождения. В ходе кинетических экспе-
риментов по исследованию предложенного 
компанией АО «ОХК «Уралхим» ингибитора 
гидратообразования (хлориды двухвалентных 
металлов с различными добавками, в том числе 
с противокоррозионным компонентом и некото-
рым количеством метанола для регулирования 
вязкости и температуры замерзания раствора) 
установлено (рис. 4), что ингибиторы на основе 
хлоридов магния и кальция являются не только 

Рис. 4. Кинетические кривые 
гидратообразования метана в растворе 

ингибитора-электролита (предложенного 
АО «ОХК «Уралхим»)

0
0 25 50 75 100 125

0,04

0,02

0,06

0,08

0,10

0,12

4

P
P
P



96 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 3 (52) / 2022

термодинамическими, но и кинетическими ин-
гибиторами газовых гидратов [32]. Сравнение 
кинетических свойств проводилось при фикси-
рованном значении движущей силы процесса 
гидратообразования для воды и водного раст-
вора соли заданной концентрации (в качестве 
движущей силы выбрано отношение летучес-
тей газа при заданной температуре).

Как упоминалось выше, на нефтегазокон-
денсатных месторождениях в качестве ингиби-
тора гидратообразования может быть использо-
вана пластовая вода. Например, еще в 1980-х гг. 
на ряде скважин Оренбургского газоконденсат-
ного месторождения отказались от подачи ме-
танола в скважины, поскольку было отмечено, 
что вынос значительного количества пластовой 
воды минерализацией 200…270 кг/м3 обес-
печивает безгидратный режим работы сква-
жин. На основе расчетных корреляций и опы-
та Оренбургского месторождения было предло-
жено использовать пластовую воду в качестве 
ингибитора гидратообразования [33]. Следует 
учитывать, что если вынос пластовых вод яв-
ляется значительным, а в скважину будут про-
должать подавать метанол, то может начаться 
процесс выпадения солей, что негативным об-
разом скажется на работе оборудования.

Источником электролитов могут быть 
и отходы химических производств1, а добав-
ление метанола делает смешанный ингиби-
тор более эффективным и экономически вы-
годным [34–36]. При этом необходимо вклю-
чать в состав ингибитора и противокоррозион-
ные добавки. Перспективным представляется 
также использование ионных жидкостей в ка-
честве ингибиторов гидратообразования [37], 
однако их применение в практике нефтегазо-
добычи еще требует дополнительного анализа 
и промышленных испытаний.

В заключение отметим, что растворы 
электролитов (преимущественно хлоридов 
кальция, магния и натрия) в качестве ингиби-
торов обладают рядом преимуществ. Они мо-
гут быть получены из ряда источников: би-
шофит, сильвинит, пластовые воды, природ-
ные рассолы, отходы химических производств. 
Электролиты эффективно снижают равновес-
ные температуры гидратообразования в потоке 
газа, пожаро- и взрывобезопасны, нетоксичны, 
а также в сравнении с метанолом отсутствуют 

1 См. ТУ 6-18-24-84. Хлорат калия увлажненный (соль 
бертолетова техническая).

технологические потери ингибитора за счет 
его растворимости в газовой фазе. При нали-
чии дополнительных добавок они не вызы-
вают коррозии оборудования, могут быть ре-
генерированы и не требует специальных мер 
хранения и транспортировки. Ингибиторы-
электролиты также являются ингибиторами 
синергетического действия (сочетают свойства 
термодинамических и кинетических ингибито-
ров), что расширяет диапазон их применения. 
Для каждого ингибитора гидратообразования 
целесообразно проводить специальные иссле-
дования по определению его физико-химичес-
ких свойств. Необходимо разработать техноло-
гию приготовления ингибиторов-электролитов 
(например, в случае использования в качестве 
их источников пластовой воды, бишофита, 
сильвинита), а также технологии их регенера-
ции и утилизации. Целесообразно тестировать 
коррозионную активность разрабатываемых 
ингибиторов на основе электролитов и их со-
вместимость с метанолом или водометаноль-
ным раствором. С целью практического приме-
нения ингибиторов-электролитов и смесевых 
ингибиторов (метанол + электролиты) необ-
ходима дополнительная разработка удобных 
в практическом отношении термодинамичес-
ких корреляций для использования их в тех-
нологических расчетах расхода ингибиторов 
(сдвиг равновесной температуры гидратообра-
зования, влагосодержание и метанолосодержа-
ние природного газа над смесевыми ингибито-
рами и др.), конкретизирующих действующий 
документ2 по нормированию химреагентов.
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Abstract. Application at current conditions of some thermodynamic inhibitors of ice and hydrates (as alternative 
to methanol) including concentrated solutions of salts (electrolytes) is considered. Electrolyte inhibitors can 
be obtained from a number of natural sources: bischofi te, sylvinite, natural brines, and also as by-products in the 
fertilizers production. The paper analyzes the possibilities and prospects for practical application of electrolyte 
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solutions and mixed inhibitors (methanol + electrolytes, methanol + reservoir highly mineralized water) to prevent 
ice and hydrate formation at gas and gas-condensate fi elds of Russia.

Key words: ice, hydrates, mixed hydrate inhibitors, electrolytes, formation mineralized water, gas and gas-
condensate fi elds.
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Тезисы. Отложение солей в призабойной зоне пласта (ПЗП) и насосно-компрессорных трубах (НКТ) 

скважин может приводить к снижению производительности скважин и выходу из строя скважинно-

го оборудования. Это технологическое осложнение характерно для скважин подземных хранилищ 

газа (ПХГ), созданных в сильно минерализованных водоносных горизонтах. Также подобное ослож-

нение прогнозируется для месторождений Восточной Сибири при водопроявлениях эксплуатацион-

ных скважин. 

В работе анализируются причины солеотложений на ПХГ и даны практические предложения 

по сохранению проектных дебитов эксплуатационных скважин за счет предупреждения солеотложе-

ний. При закачке сухого газа в ПЗП возникает зона осушки с выпадением солей в твердую фазу. При 

последующем отборе газа соли, выпавшие в ПЗП, выносятся из пласта и откладываются в НКТ. Для 

предотвращения солеотложений рекомендовано проводить подачу пресной воды в закачиваемый 

в пласт магистральный газ. Ее удельное количество определяется термодинамическими расчетами 

исходя из следующих соображений: минерализация остаточной воды в коллекторе воды по край-

ней мере должна сохраняться на первоначальном уровне, но может быть повышена до уровня нача-

ла выпадения твердой фазы (галита).

В настоящее время в России имеется несколько подземных хранилищ газа (ПХГ), 
расположенных в сильно минерализованных водоносных горизонтах с общей мине-
рализацией пластовой воды, варьирующейся в диапазоне 200…300 г/л. Таким об-
разом, речь идет о ПХГ с остаточной водой в коллекторе, которую можно отнести 
к рассолам. Компонентами этого рассола главным образом являются соли натрия, ка-
лия, кальция и магния часто с преобладанием хлоридов натрия и кальция (в различ-
ных соотношениях). Содержание сульфат-ионов в пластовых водах незначительное 
и ограничивается растворимостью CaSO4 в воде. Ионы HCО3

– в пластовых водах, со-
держащих CO2, появляются в результате растворения природными водами карбона-
тов кальция и магния. При этом уменьшение концентрации CO2 в пластовых водах 
(например, за счет уменьшения давления закачанного в пласт газа) может сопровож-
даться переходом гидрокарбонатов в карбонаты, выпадающие в осадок.

После создания ПХГ в сильно минерализованных водоносных горизонтах мо-
жет иметь место серьезное технологическое осложнение, а именно снижение факти-
ческой производительности отдельных скважин по отношению как к начальной, так 
и к проектной производительности. Например, на одном из таких ПХГ при проект-
ных дебитах в 400…600 тыс. м3/сут фактические отборы на некоторых скважинах 
постепенно снижались в два-три раза. Причиной снижения производительности сква-
жин оказалось отложение солей на забое скважин и в призабойной зоне пласта (ПЗП). 
Промысловые исследования показывают, что на скважинах, снизивших производи-
тельность, изменилась конфигурация текущих забоев и уменьшился внутренний диа-
метр эксплуатационной колонны. Геофизические приборы по ряду скважин не смог-
ли пройти интервал перфорации (остановка приборов в интервале перфорации и баш-
маке насосно-компрессорных труб (НКТ)). Отложения фиксировались с применением 
каверномера на уровне продуктивной толщи пласта и выше. Химический анализ 
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поднятой с забоя соли показал, что в основном 
это хлорид натрия с примесями хлоридов ще-
лочных и щелочноземельных металлов, обна-
руживалось также некоторое небольшое коли-
чество сульфатов и карбонатов.

Появление солеотложений в НКТ обус-
ловлено закачкой осушенного магистрально-
го газа в пласт (с приведенной к 3,92 МПа точ-
кой росы газа по влаге в диапазоне темпера-
тур от минус 5 до минус 20 °С), что приводит 
к осушению ПЗП и тем самым к возможности 
выпадения солей из остаточной минерализо-
ванной воды в твердую фазу. При этом соли от-
кладываются в ПЗП в мелкодисперсной форме. 
При последующем отборе газа соли выносятся 
на забой скважины и откладываются в НКТ.

В связи с этим специалистами 
ООО «Газпром ПХГ» и ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ» предложено техническое реше-
ние по увлажнению закачиваемого в ПХГ газа 
посредством подачи в поток газа воды [1–3]. 
Основная идея этого технического решения 
состоит в закачке такого удельного количества 
воды, чтобы увеличить влагосодержание осу-
шенного газа до значения, отвечающего рав-
новесному значению влагосодержания плас-
тового газа при исходной минерализации оста-
точной воды в коллекторе для текущих пласто-
вых температуры и давления.

Ниже представлены детализирован-
ный термодинамический анализ обсуждае-
мого технологического осложнения и мето-
ды его предупреждения. Одна из основных 
целей – определить минимальное удельное 
количество воды, подаваемой в закачиваемый 
в пласт, обеспечивающее предупреждение со-
леотложений при отборе газа. При этом мине-
рализацию остаточной воды в коллекторе ПЗП 
как минимум нужно сохранить на первона-
чальном уровне. Однако более целесообразно 
поднять ее до максимально возможного уров-
ня, обеспечивающего, с одной стороны, отсут-
ствие образования твердой фазы сухой соли 
в ПЗП, а с другой стороны, по возможности 
обеспечить безгидратный режим работы НКТ 
скважин в период отбора газа.

Рассмотрим подробнее физико-хими-
ческую модель процессов, протекающих 
в ПЗП при закачке и отборе газа. В ходе соз-
дания ПХГ пластовая минерализованная вода 
не полностью вытесняется из области пласта-
коллектора, занимаемой газом. Газовая часть 
коллектора остается частично заполненной 

водой (примерно на уровне 20 % порового 
объема, точное количество остаточной воды за-
висит от петрофизических характеристик кол-
лектора).

Как выше отмечено, при закачке сухо-
го газа, поступающего из магистрального га-
зопровода, происходит осушение пласта-
коллектора вокруг скважины. При этом умень-
шается объем защемленной в порах пласта-
коллектора остаточной воды за счет перехода 
части жидкой воды в паровую фазу. Тем самым 
увеличивается минерализация оставшегося 
раствора с последующим выпадением солей 
в твердую кристаллическую фазу и образова-
нием кристаллов разного размера. На стадии 
отбора поступающий из пласта влажный газ 
смачивает поверхность кристаллов, что приво-
дит к уменьшению сцепления с породой и по-
следующему выносу наиболее мелких кри-
сталлов из ПЗП с потоком газа в ствол скважи-
ны. Данный механизм выноса солей в какой-
то мере аналогичен механизму выноса песка 
из коллектора ПЗП. Солеотложения, поднятые 
с забоя скважины, показаны на рис. 1, а состав 
солей – в табл. 1.

Таким образом, для ПХГ рассматривае-
мого класса, созданных в водоносных сильно-
минерализованных горизонтах, именно низ-
кая точка росы закачиваемого магистрально-
го газа является первопричиной появления 
солей в ПЗП с последующими их отложе-
ниями на стадии отбора газа как на забое, так 
и по стволу скважины. Такое осложнение мо-
жет иметь место практически для широкого 
диапазона начальной минерализации остаточ-
ной воды в коллекторе.

Дальнейшая задача – провести термодина-
мические расчеты по определению оптималь-
ного увлажнения закачиваемого осушенного 
газа. Цель таких расчетов – определить реко-
мендуемый удельный расход воды на увлажне-
ние закачиваемого газа.

Рис. 1. Соль, поднятая с забоя скважин
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Зададим исходные данные для после-
дующих расчетов. Принимаем, что темпера-
тура в залежи может меняться в диапазоне 
25…40 °C, а пластовое давление – в диапазоне 
8…15 МПа. Для дальнейшего рассмотрения 
также примем, что при отборе газа скважины 
практически не обводняются, т.е. законтурная 
пластовая вода бо́льшую часть периода отбо-
ра газа не вторгается в область дренирования 
скважин.

Средний состав магистрального газа задан 
в табл. 2, состав модельной остаточной воды 
(представленной хлоридами калия, натрия, 
кальция и магния) приведен в табл. 3.

На основании данных табл. 3 проведены 
расчеты активности (a) воды и плотности (ρ) 
поровых растворов различной минерализации 
(табл. 4).

Приведем аналитические аппроксимации 
расчетных данных табл. 4: 

ρ = –0,000154239298Х 2 – 0,004011523638Х + 1, 

а = –0,000154239298X 2 – 0,004011523638X + 1, 

где Х – суммарная концентрация солей в вод-
ном растворе, % масс.

Из-за довольно низкой пластовой темпера-
туры в период отбора газа в стволах скважин 
не исключается возможность гидратообразова-
ния, поэтому дополнительно проведены расче-
ты условий гидратообразования в зависимости 
минерализации воды (рис. 2).

Расчеты показывают, что образование гид-
ратов в НКТ скважин не ожидается для темпе-
ратур газа на устье скважин 16…17 °С (в от-
сутствие выноса пластовой воды в скважи-
ну). Механизм образования гидратов в НКТ 
скважин следующий. Газ с влагосодержанием, 

Таблица 1
Данные химического анализа поднятой соли

Ион Химическая 
формула

Содержание в дециметре кубическом

миллиграммов миллиграмм-
эквивалентов

миллиграмм-
эквивалентов 

на 1 %

Катион
Кальций Cа2+ 9,80 0,49 3,13
Магний Mg2+ 2,93 0,24 1,54
Натрий + калий Na+ + K+ 342,55 14,90 95,33

Анион

Гидрокарбонат HCO3
– 45,81 0,75 4,80

Карбонат CO3
2– 0,00 0,00 0,00

Сульфат SO4
2– 5,14 0,107 0,68

Хлорид Cl– 523,95 14,78 94,51

Таблица 2
Усредненный компонентный состав, % мол., 

отбираемого газа на ПХГ
Метан 98,178
Этан 0,675
Пропан 0,227
и-Бутан 0,036
н-Бутан 0,040
С5+ 0,017
N2 0,786
CO2 0,044

Таблица 3
Модельный состав воды в зависимости 

от ее минерализации
Минерализация Содержание, % масс.
г/л % масс. NaCl KCl CaCl2 MgCl2 H2O
50 4,77 3,19 0,27 0,88 0,44 95,23
100 9,23 6,18 0,52 1,7 0,84 90,77
150 13,44 9,00 0,75 2,47 1,23 86,56
200 17,44 11,67 0,97 3,2 1,59 82,56
250 21,26 14,23 1,19 3,9 1,94 78,74
300 24,92 16,68 1,39 4,58 2,28 75,08
350 28,46 19,05 1,59 5,23 2,6 71,54
400 31,88 21,34 1,78 5,85 2,91 68,12

Таблица 4
Плотность поровых растворов различной 

минерализации и активность воды в зависимости 
от компонентного состава солей при температуре 

20 °С, давлении 0,101325 МПа
Минерализация

ρ, г/см3 a
г/л % масс.
50 4,77 1,0474 0,9731
100 9,23 1,0831 0,9456
150 13,44 1,1161 0,9143
200 17,44 1,1470 0,8778
250 21,26 1,1760 0,8349
300 24,92 1,2036 0,7856
350 28,46 1,2298 0,7300
400 31,88 1,2546 0,6689
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равновесным с остаточной водой коллекто-
ра заданной минерализации, поступает в НКТ. 
При этом температура газа, поднимающегося 
по НКТ, постепенно снижается и, начиная с не-
которой глубины, точка росы газа по влаге ста-
новится равной его температуре, т.е. начинает 
выпадать конденсационная вода. Газ, двигаясь 
вверх по НКТ, продолжает охлаждаться и мо-
жет попадать в зону гидратообразования уже 
в верхней части ствола скважины. Таким обра-
зом, при наличии гидратообразования в стволе 
скважины реализуется равновесие «газ – кон-
денсационная вода – гидрат» (см. черную ли-
нию на рис. 2). При высокой минерализации 
остаточной воды в ПЗП зона гидратообразова-
ния в скважине (при ее фиксированном деби-
те) уменьшается из-за уменьшения влагосодер-
жания газа, а при увеличении дебита эта зона 
может увеличиваться из-за уменьшения тем-
пературы на устье скважины вследствие эф-
фекта Джоуля – Томпсона. Для случая выно-
са пластовой воды в скважину картина каче-
ственно меняется: зона возможного гидратооб-
разования в верхней части НКТ уменьшается, 
так как пластовая вода является ингибитором 
гидратообразования (см. рис. 2).

Для предупреждения гидратообразования 
традиционно используется метанол, подавае-
мый на забой скважины через затрубное про-
странство или же через ингибиторный кла-
пан. Из приведенных качественных соображе-
ний следует, что подача воды в осушенный газ 
на стадии закачки газа приводит к увеличению 

подачи метанола в НКТ на стадии отбора. 
Именно поэтому при закачке воды необходимо, 
с одной стороны, предупредить процесс соле-
отложения в ПЗП, а с другой стороны, не уве-
личивать заметно расход метанола, подаваемо-
го в НКТ на стадии отбора газа.

Для расчета подачи воды в поток закачивае-
мого газа необходимо прежде всего рассчитать 
влагосодержание газа при равновесиях с плас-
товой водой различной минерализации. Эти 
расчеты выполнены с использованием уравне-
ния состояния CPA (англ. cubic plus association) 
и представлены ниже (табл. 5, рис. 3–7).

Расчет удельного количества воды (испа-
ряющейся в газовую фазу), закачиваемой в газ 

Рис. 2. Кривые гидратообразования во всем диапазоне 
возможных минерализаций пластовой воды
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Таблица 5
Влагосодержание газа над чистой водой 

в диапазоне давлений от 9 до 15 МПа 
при пластовых температурах 25…40 °С

Давление, 
МПа

Влагосодержание1, г/м3

25 °С 30 °С 35 °С 40 °С
9 0,367 0,482 0,628 0,810
10 0,343 0,450 0,584 0,752
11 0,324 0,423 0,548 0,705
12 0,308 0,402 0,519 0,666
13 0,295 0,384 0,495 0,634
14 0,285 0,369 0,475 0,607
15 0,276 0,356 0,457 0,583

1 Здесь и далее на рис. 3–7 единицей измерения 
влагосодержания будем считать грамм на нормальный 
метр кубический.
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на стадии закачки газа в ПХГ, состоит в поддер-
жании его влагосодержания на уровне влагосо-
держания газа, равновесного с остаточной во-
дой в коллекторе, обладающей исходной мине-
рализацией (рис. 8–11). Кроме того, исходное 
влагосодержание магистрального (осушенно-
го) газа задаем равным ~30 г/м3 (что соответст-
вует его точке росы на уровне минус 20 °С).

***
По результатам расчетных исследований 

можно сделать следующие выводы:
1) отложение солей в ПЗП и НКТ сква-

жин характерно для ПХГ, созданных в сильно 
минерализованных водоносных горизонтах. 
Также подобное осложнение прогнозируется 
для месторождений Восточной Сибири при 

Рис. 3. Влагосодержание газа над чистой 
водой в диапазонах давлений от 9 
до 15 МПа и температур 25…40 °С
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Рис. 4. Влагосодержание газа над засоленной 
(минерализация 250 г/л) водой в диапазонах 

давлений от 9 до 15 МПа и температур 
25…40 °С: здесь и далее на рис. 5–7 

см. экспликацию к рис. 3
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Рис. 5. Влагосодержание газа 
над засоленной (300 г/л) водой в диапазонах 

давлений от 9 до 15 МПа и температур 
25…40 °С
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Рис. 6. Влагосодержание газа 
над засоленной (350 г/л) водой в диапазонах 

давлений от 9 до 15 МПа и температур 
25…40 °С
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водопроявлениях эксплуатационных сква-
жин. Проанализированы причины солеотло-
жений на ПХГ. При закачке сухого газа в ПЗП 
возникает зона осушки с выпадением солей 
в твердую фазу. При последующем отборе газа 
в ПЗП соли выносятся из пласта и отклады-
ваются в НКТ;

2) для предотвращения солеотложений ре-
комендовано подавать пресную воду в закачи-
ваемый в ПХГ магистральный газ. Ее удельное 
количество определяется термодинамически-
ми расчетами исходя из следующих соображе-
ний: минерализация остаточной воды в коллек-
торе воды по крайней мере должна сохраняться 

Рис. 7. Влагосодержание газа 
над засоленной (400 г/л) водой в диапазонах 

давлений от 9 до 15 МПа и температур 
25…40 °С
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Рис. 8. Удельное количество воды 
в зависимости от пластовой температуры, 

обеспечивающее минерализацию 
остаточной воды 250 г/л при разных 

пластовых давлениях
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Рис. 9. Удельное количество воды 
в зависимости от пластовой температуры, 

обеспечивающее минерализацию 
остаточной воды 300 г/л при разных 
пластовых давлениях: здесь и далее 

на рис. 10, 11 см. экспликацию к рис. 8
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Рис. 10. Удельное количество воды 
в зависимости от пластовой температуры, 

обеспечивающее минерализацию 
остаточной воды 350 г/л при разных 

пластовых давлениях
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на первоначальном уровне и может быть по-
вышена до уровня начала выпадения твердой 
фазы (обычно галита). Экономический эф-
фект от мероприятия определяется сохране-
нием проектной производительности сква-
жин, а также увеличением времени их работы 
с установленными параметрами.

Практические предложения состоят в сле-
дующем:

1) на стадии закачки рекомендуется в газ 
подавать воду в количестве, обеспечивающем 
как минимум сохранение исходной концент-
рации солей в остаточной воде в ПЗП, т.е. сох-
ранение концентрации солей в растворенном 
виде. В этом случае гарантированно обеспе-
чивается отсутствие солеотложений на забое 
и в НКТ скважин;

2) расчеты показали, что для рассматри-
ваемых выше пластовых условий целесооб-
разно проводить подачу воды в закачиваемый 
в пласт газ в количестве 250…300 г/1000 м3. 
При этом допустима подача воды в осушенный 
газ в таком количестве, чтобы минерализация 

Рис. 11. Удельное количество воды 
в зависимости от пластовой температуры, 

обеспечивающее минерализацию 
остаточной воды 400 г/л при разных 

пластовых давлениях
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остаточной воды в коллекторе увеличивалась 
примерно до 350 г/л. Такой вариант техноло-
гии способствует снижению расхода метанола 
на предупреждение гидратообразования в НКТ 
скважин в период отбора газа. При этом требо-
вание отсутствия выпадения солей в ПЗП будет 
соблюдаться;

3) в настоящее время на одном из ПХГ для 
увлажнения закачиваемого газа производится 
подача водометанольного раствора в объеме 
300…400 г на 1000 м3 газа с содержанием 
в воде метанола на уровне 5 % масс. При этом 
закачивать метанол в таком небольшом удель-
ном количестве не представляется необходи-
мым. Дополнительная подача метанола с зака-
чиваемой водой на указанном уровне не ока-
зывает заметного влияния на равновесие со-
лей пластовой воды с метанолом. Для оценки 
концентрации метанола в пластовой воде це-
лесообразно проводить контроль содержания 
метанола в закачиваемом и отбираемом газах;

4) в закачиваемом осушенном (магистраль-
ном) газе содержание метанола составляет 
в среднем 100 г на 1000 м3. При расчете норм 
удельного расхода метанола на ингибирование 
НКТ скважин его расход может быть уменьшен 
на содержание метанола в закачиваемом газе 
(по результатам лабораторных определений со-
держания метанола в магистральном газе).
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Prevention of salt deposition during operation of wells at underground gas storages 
in water-bearing horizons
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Abstract. Scaling in the bottomhole zone (BHZ) and wells tubing can lead to reduced well capacity and breakage 
of downhole equipment. This technological complication is typical for underground gas storage (UGS) created 
in highly saline aquifers. A similar complication is also predicted for the East Siberian fi elds when production wells 
are ingress of formation water.

The paper analyses the causes of salt deposition in UGS facilities and provides practical suggestions for 
maintaining fl ow rates of production wells by preventing scaling. Injection of dry gas creates a drying zone in the 
BHZ with salts precipitated into a solid phase. During subsequent gas extraction, the salts are carried out of the 
reservoir and deposited in the tubing. It is recommended to inject pure water to the gas in order to prevent scales 
in the BHZ. Its specifi c quantity is determined by thermodynamic calculations based on the following considerations: 
the mineralization of the residual water in the BHZ should at least be at initial level and it can be raised to the level 
of the beginning of solid phase precipitation (halite).

Keywords: bottom-hole zone, underground gas storage, production wells, scaling, hydrate formation prevention.
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Комплексная оценка содержания органического 

вещества в породах методами ИК-спектроскопии, 

термического анализа и пиролиза
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Тезисы. В данной работе на примере образцов пород баженовской свиты продемонстрирована воз-

можность полуколичественной оценки органического вещества (ОВ) и карбонатных минералов ме-

тодами инфракрасной (ИК) спектроскопии и термогравиметрического анализа (ТГА) в сравнении 

с применяемым методом программируемого пиролиза Рок-Эвал. Содержание ОВ и минералов оце-

нивали методом ИК-спектроскопии по интенсивностям полос поглощения, характеризующих коле-

бания функциональных групп алифатических (волновые числа – 2800…3000 см–1) и ароматичес-

ких (1630 см–1) фрагментов ОВ, а также карбонатных (1430 см–1), глинистых (1000…1100 см–1), крем-

нистых (400…500 см–1) минералов, в том числе кварца (798 и 777 см–1). Полученные результаты 

сравнивали с потерями массы, %, в ТГА и пиролитическим параметром, характеризующим содержа-

ние общего органического углерода (TOС, %). Было показано, что содержание ОВ в образцах сланце-

вых пород (от 4,4 до 6,0 %), рассчитанное по результатам, полученным методом ИК-спектроскопии, 

согласуется с результатами ТГА в инертной среде (от 3,5 до 9,3 %) и ТОС (от 2,9 до 13,4 %). Данные 

ИК-спектроскопии о содержании карбонатных минералов (от 2,7 до 32,4 %) коррелируют с соот-

ветствующими данными ТГА в окислительной среде (от 2,5 до 24,1 %).

Минералого-геохимическая информация необходима для достоверной оцен-
ки перспектив нефтегазоносности. Эффективность поисков месторождений нефти 
и газа во многом определяется теми теоретическими предпосылками, которыми ру-
ководствуются геологи при прогнозе нефтегазоносности и планировании поисковых 
и разведочных работ. Так, состав минералов важен для изучения основных физико-
механических свойств горных пород, таких как механическая прочность, упругость, 
пластичность, хрупкость, твердость, а информация о химическом составе керогена – 
для оценки зрелости органического вещества (ОВ) и генерационного потенциала по-
род. Наиболее распространенным методом изучения минерального состава является 
рентгенофазовый анализ (РФА). Нетрадиционные коллекторы в основном представ-
лены глинистыми породами, и для их исследования методом РФА необходима весь-
ма трудоемкая предварительная пробоподготовка образцов. Кроме того, исследо-
вать данным методом аморфное ОВ в породах не представляется возможным [1]. 
Содержание ОВ оценивают отдельно методами, основанными на сжигании образца, 
такими как анализ общего органического углерода (англ. total organic carbon, TOC) 
или программируемый пиролиз [2]. Достаточно часто образцы пород перед анали-
зом обрабатывают растворами минеральных кислот (например, соляной) для удале-
ния карбонатов.

Применение широкого комплекса современных физических и физико-химических 
методов анализа способствует накоплению новых минералого-геохимических дан-
ных [3], которые позволят в перспективе уточнить геологическую модель нетрадицион-
ных коллекторов нефти и газа, усовершенствовать построенные классификации гене-
тического типа и катагенеза рассеянного ОВ [4]. Такой подход будет способствовать 
более достоверному прогнозу перспектив нефтегазоносности осадочных комплексов. 



110 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 3 (52) / 2022

Инфракрасная (ИК) Фурье-спектроскопия 
уже со второй половины XX в. зарекомендовала 
себя как экспрессный и неразрушающий метод 
структурно-группового анализа рассеянного 
ОВ и минеральных составляющих пород [4–7]. 
Исследования последних 10–15 лет демонстри-
руют возможности методов ИК-спектроскопии 
и ИК-микроскопии в комплексе с другими ме-
тодами для изучения геохимических свойств, 
связанных с оценкой перспектив нефтегазонос-
ности и потенциальным выходом углеводоро-
дов из нефтяных сланцев [1, 8–10]. Следует от-
метить, что методы ИК-спектроскопии успеш-
но применяют как для традиционных, так и для 
нетрадиционных коллекторов.

Термический анализ, основанный на изме-
рении изменения массы при нагревании поро-
ды, является альтернативой методу Рок-Эвал 
и позволяет определить тип керогена, минуя 
стадию его выделения. Известно, что изме-
рение зрелости по результатам пиролиза Рок-
Эвал ненадежно для зрелых и постзрелых об-
разцов, а большинство биомаркеров неприме-
нимы, когда уровень зрелости достигает га-
зового окна [11]. Показано [12], что исполь-
зование термического анализа в сочетании 
с ИК-спектроскопией выделяющихся при пи-
ролизе газов, в частности метана, позволило 
определить зрелость ОВ за пределами окна 
конденсата. Измерение потери массы образца 
при нагревании позволяет оценить суммарное 
содержание ОВ в породе [8].

Далее будет показана возможность 
комплексного подхода с применением че-
тырех физико-химических методов в иссле-
довании сланцевых пород нетрадиционных 
коллекторов на примере баженовской сви-
ты, а именно: 1) программируемого пироли-
за Рок-Эвал, 2) элементного анализа (CHNS1), 
3) дифференциального термического анализа 
и 4) ИК-Фурье-спектроскопии. Такой подход 
позволил не только изучить состав рассеян-
ного ОВ и минеральный состав пород (мето-
дом ИК-спектроскопии и термического анали-
за), но и полуколичественно оценить содержа-
ние ОВ и карбонатов в сравнении с геохими-
ческими параметрами, полученными стандарт-
ными методами программируемого пиролиза 
и CHNS-элементного анализа.

1 Определяется содержание углерода (C), водорода (H), 
азота (N), серы (S).

Материалы и методы

Объектами исследования были выбраны четы-
ре образца глинисто-кремнисто-карбонатных 
пород баженовской свиты Западно-Сибирского 
нефтегазоносного бассейна (Красноленинский 
свод), отобранные с глубины 2700…2800 м. 
Измельченные образцы исследовали метода-
ми пиролиза по методике Рок-Эвал, ИК-Фурье-
спектроскопии в режиме пропускания (в таб-
летках бромида калия), элементного и диффе-
ренциального термического анализа. 

Пиролитические параметры: S1 – коли-
чество термодесорбированных углеводоро-
дов, мг, на грамм породы; S2 – количество 
углеводородов термического крекинга неле-
тучих органических соединений, мг, на грамм 
породы; Tmax – температура максимально-
го выделения углеводородов при крекин-
ге, °С. Tmax и TOC, % масс., определяли с ис-
пользованием пиролизатора HAWK Resource 
Workstation по методике программируемо-
го пиролиза, аналогичной Рок-Эвал [13]. 
Соотношение водорода и углерода (H/C) рас-
считывали, используя результаты элементного 
анализа, полученные на CHNS/O-анализаторе 
2400 Series II (Perkin Elmer).

Для проведения дифференциальной ска-
нирующей калориметрии (ДСК) и термограви-
метрического анализа (ТГА) использовали тер-
мический анализатор TGA/DSC 3+ Star System 
(Mettler Toledo). Навеску образца породы 
(массой 20…30 мг) помещали в корундовый 
тигель и нагревали до 1000 °С со скоростью 
10 °С/мин в условиях окислительной сре-
ды (газ – воздух, скорость потока 50 мл/мин) 
или 25 °С/мин в условиях инертной сре-
ды (газ – азот, скорость потока 50 мл/мин). 
Тепловые эффекты процессов при термичес-
ком воздействии на породу изучали, анали-
зируя данные ДСК, а потери массы образцов, 
вызванные деструкцией либо окислением 
ОВ и разложением карбонатов, рассчитыва-
ли по ТГА-кривым в интервалах 200…650 °С 
и 650…1000 °С соответственно. Содержание 
ОВ методом термического анализа оценивали, 
рассчитывая относительную потерю, %, мас-
сы образца в интервале 200…650 °С, а карбо-
натов – в интервале 650…1000 °С, допуская, 
что карбонатные минералы в основном пред-
ставлены карбонатом кальция (кальцит, доло-
мит, арагонит и др.).

Для исследования пород баженовской сви-
ты методом ИК-Фурье-спектроскопии образцы 
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пород измельчали и гомогенизировали с бро-
мидом калия, предварительно прокаленным 
в муфельной печи при температуре 650 °С в те-
чение 6 ч. Полученную смесь массой ~300 мг 
прессовали в таблетку диаметром 13 мм в тече-
ние 5 мин под вакуумом (давление – 8 т) и реги-
стрировали ИК-спектр в режиме пропускания 
в диапазоне волновых чисел 4000…400 см–1 
с разрешением 1 см–1 и числом сканирова-
ний 25 (спектрометр Spectrum 100 производ-
ства компании Perkin Elmer). Идентификацию 
структурных фрагментов ОВ и минералов 
проводили по полосам поглощения валент-
ных симметричных и асимметричных колеба-
ний СН3- и СН2-групп (2855 и 2925 см–1 соот-
ветственно), валентных колебаний С=С-связей 
ароматических колец (1630 см–1), СO3

2–-иона 
(1430 см–1), Si-O-связей глинистых минера-
лов (1000…1100 см–1), Si-O-Si-связей квар-
ца (дублет 777 и 798 см–1) и деформационных 
колебаний Si-O-Si других кремнистых мине-
ралов [3, 9, 11, 12, 14]. Содержание алифати-
ческих и ароматических фрагментов, а также 

минералов в породе оценивали по относитель-
ной интенсивности, %, соответствующих по-
лос поглощения. Содержание ОВ в этом случае 
оценивали как сумму содержаний алифатичес-
ких и ароматических фрагментов, рассчитан-
ных как относительные интенсивности полос 
валентных колебаний 2925 и 1630 см–1. 

Результаты и обсуждение

Геохимические характеристики исследуе-
мых образцов баженовской свиты (табл. 1) 
демонстрируют высокое содержание ОВ 
(TOC = 2,87…13,43 %), степень зрелости ко-
торого соответствует середине нефтяного 
окна (Tmax = 441…447 °С) и II типу керогена 
(H/C = 8,85…1,32), а также хороший генера-
ционный потенциал (S2 = 4…52 мг/г). Следует 
отметить при этом неоднородность образцов 
по составу в узком диапазоне глубин отбора.

ИК-спектры исследуемых образцов под-
тверждают их сложный многокомпонентный 
состав (рис. 1). Наблюдаемые полосы пог-
лощения 712, 876 и 1431 см–1 соответствуют 

Таблица 1
Геохимические характеристики образцов баженовской свиты

Образец Глубина отбора 
породы, м ТОС, % масс. Tmax, °С S1, мг/г S2, мг/г H/C

1 2815 3,39 445 4,68 6,07 –
2 2717 13,43 447 4,27 52.04 0,92
3 2725 2,87 441 3,11 4,18 0,85
4 2727 6,58 445 1,49 15,38 1,32

Рис. 1. ИК-спектры образцов 1…4 баженовской свиты 
(в таблетках бромида калия, содержание породы 0,25 %)
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плоскостным и внеплоскостным деформацион-
ным и валентным асимметричным колебаниям 
C-O-связей карбонат-иона. На всех представ-
ленных ИК-спектрах хорошо видна широкая 
интенсивная полоса в области 900…1200 см–1, 
которая соответствует валентным колебаниям 
Si-O-связей в глинистых и кремнистых ми-
нералах, а в области 400…600 см–1 – дефор-
мационным колебаниям O-Si-O связей в си-
ликатных породах. Дублет 777 и 798 см–1 ха-
рактеризует присутствие кварца в поро-
де. Химическую структуру ОВ характери-
зуют слабые полосы валентных колебаний 
C-H-связей (2800…3000 см–1) алифатических 
и C=C-связей (1600…1700 см–1) ароматических 
фрагментов.

Оценку содержания ОВ и минералов 
в породе, % масс., проводили, нормируя 
ИК-спектры по интенсивностям полос валент-
ных и деформационных колебаний: 2925, 1630, 
1430, 1000…1100, 798, 400…500 см–1 (табл. 2). 
В глинисто-кремнистых породах баженовской 
свиты, по данным ИК-спектроскопии, содер-
жание глинистых минералов варьирует от 30 
до 47 %, а силикатов (не учитывая кварц) – 
от 25 до 31 %. Содержание карбонатов, най-
денное в образце 2 (32,4 %), значительно выше, 
чем в образцах 1, 3 и 4 (от 2,7 до 7,4 %); а со-
держание кварца, наоборот, снижено в образ-
це 2 (6,7 %) по сравнению с другими (от 14 
до 16,5 %). Действительно, в ИК-спектре образ-
ца 2 (см. рис. 1, кривую 2) наблюдали интенсив-
ную полосу при 1430 см–1, а соотношение кар-
бонатных и глинистых минералов составило 
около 1:1. Следовательно, этот образец можно 
отнести по составу к карбонатно-глинистым, 
а выбранный метод ИК-спектроскопии позво-
ляет быстро и без термического разложения по-
роды обнаруживать карбонатные прослои.

Содержание ОВ в исследуемых образцах, 
которое оценивали как сумму алифатичес-
ких (AL) и ароматических (AR) фрагментов, 

используя интенсивности полос 2925 
и 1630 см–1 соответственно, варьирует в диапа-
зоне от 4 до 6 % (см. табл. 2); а соотношение 
AL/AR в образцах 1, 3 и 4 меняется от 0,7 до 1,1, 
что коррелирует с пиролитическими показате-
лями TOC и H/C (см. табл. 1). Однако для кар-
бонатного образца 2 содержание ОВ, найден-
ное по относительным интенсивностям полос 
поглощения в ИК-спектрах, ниже параметра 
TOC более чем в 2 раза, а соотношение AL/AR 
(2,5), наоборот, выше параметра H/C (0,92) 
в 2,7 раз. Такое существенное отличие мож-
но объяснить наложением широкой полосы ко-
лебаний CO-связей карбонат-иона (1430 см–1) 
на полосу колебаний C=C-связей (1630 см–1), 
что приводит к занижению содержания 
AR-фрагментов, рассчитанного по результатам 
ИК-спектроскопии.

Исследование пород баженовской сви-
ты (см. табл. 1) методом дифференциального 
термического анализа проводили в инертной 
и окислительной средах. Полученные ТГА-, 
ДСК- и ДТГ-кривые (рис. 2, 3) использова-
ли для описания химических процессов при 
нагревании и оценки содержания ОВ и карбо-
натов в породе.

На ТГА-кривых образцов 1…3, полученных 
в окислительной среде, наблюдали две ступени 
потери массы (m) образца (см. рис. 2а): первая 
в диапазоне температур T = 200…650 °С вызва-
на окислительной деструкцией ОВ (экзотерми-
ческий эффект на кривой ДСК с двумя-тремя 
максимумами в области T = 340…480 С); вто-
рая при T = 650 до 800 °С вызвана термическим 
разложением карбонатов (эндотермический 
эффект с минимумом в области T = 750 С). 
На ТГА-кривой образца 4 с низким содер-
жанием карбонатов (см. табл. 2) 2-я ступень 
после T = 650 С и соответствующий ей эн-
дотермический эффект на ДСК-кривой от-
сутствовали. В условиях инертной среды 
(см. рис. 2б) на ТГА-кривых масса образца 

Таблица 2
Оценка содержания ОВ и минералов в образцах 1…4 пород баженовской свиты 

методом ИК-спектроскопии

Образец
Содержание, %

ОВ AL/AR карбонаты глины кварц другие силикаты
1 6,0 1,1 7,4 43,6 16,4 26,5
2 5,9 2,5 32,4 30,4 6,7 24,6
3 4,4 0,7 6,4 45,5 16,5 27,3
4 5,0 0,8 2,7 47,1 14,0 31,2
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при нагревании до 650 °С снижается медлен-
но, а на ДСК-кривой эндотермические про-
цессы при T < 400 °С можно объяснить испа-
рением воды и легких летучих углеводоро-
дов, а также началом процесса термической де-
струкции ОВ; при T = 450…550 °С – пиролизом 
керогена; при T ≈ 800 °С – разложением карбо-
натов. Потери массы (Δm) образца в интервале 
температур от 200 до 650 °С в окислительной 
среде выше по сравнению с инертной средой, 
что, вероятно, связано с дополнительной по-
терей массы из-за окисления серосодержащих 

органических соединений и пирита до лету-
чих оксидов серы, и, наоборот, в интервале 
T = 650…1000 °С в окислительной среде Δm 
ниже, чем в инертной, возможно, по причине 
дегидроксилирования глинистых минералов 
в инертной среде [3].

Анализ ДТГ-кривых (см. рис. 3) позволяет 
сделать выводы как о составе исследуемых 
пород (содержании ОВ и минералов), так 
и о типе керогена и природе самих минера-
лов. Пики в области 400…600 С характери-
зуют выделение газообразных продуктов пи-
ролиза или окислительной деструкции ОВ. 
Максимальный выход продуктов сжигания 
образца 1 в окислительной среде (см. рис. 3) 
соответствует пику T = 450…480 С, а его пи-
ролиза – T = 540 С. На ДСК-кривой окисли-
тельной деструкции (см. рис. 2а) хорошо вид-
ны три экзотермических максимума в областях 
T = 340…350 С, T ≈ 410 С и T > 450 С с мак-
симальным выходом продуктов в области 
3-го пика (см. рис. 3), характерных для кероге-
на II типа [15]. На ДТГ-кривой пиролиза керо-
гена в инертной среде (см. рис. 3) отмечается 
широкий пик в области T = 440…500 С. 
Интенсивные пики в области температур бо-
лее 650 С характеризуют разложение кар-
бонатных и других минералов пород: с мак-
симальным выходом при температурах 755 
и 800 С в окислительной и инертной средах 
соответственно. Такой сдвиг можно объяснить 
сжиганием пирита в окислительной среде 

Рис. 2. ТГА- и ДСК-кривые образца 1: а – воздух; б – азот
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и дегидроксилированием глинистых минера-
лов в инертной среде.

Сравнение результатов ИК-спектроскопии, 
пиролиза и термического анализа, получен-
ных для образцов сланцевых пород баже-
новской свиты, (табл. 3), показало, что со-
держание ОВ (от 4,4 до 6,0 % масс.), рассчи-
танное по данным ИК-спектроскопии, хоро-
шо согласуется с результатами ТГА в инерт-
ной среде (от 3,5 до 9,3 % масс.) и параметром 
ТОС (от 2,9 до 13,4 % масс.). Содержание кар-
бонатных минералов (от 2,7 до 32,4 % масс.), 
по данным ИК-спектроскопии, наоборот, хоро-
шо коррелирует с данными ТГА в окислитель-
ной среде (от 2,5 до 24,1 % масс.), что можно 
объяснить влиянием процессов дегидрокси-
лирования глинистых минералов в интервале 
T = 650…850 С в инертной среде.

***
Показаны возможности методов ИК-

Фурье-спектроскопии и дифференциального 
термического анализа для обнаружения карбо-
натных прослоев и полуколичественной оцен-
ки содержания ОВ и минералов (глинистых, 

кремнистых и карбонатных) в образцах поро-
ды нетрадиционных коллекторов на приме-
ре баженовской свиты. Полученные результа-
ты хорошо согласуются друг с другом, а также 
с показателем TOC, % масс., и соотношением 
H/C, измеренными независимо. Показано, 
что отношение интенсивностей полос погло-
щения валентных асимметричных колебаний 
C-H-связей метиленовых групп и валентных 
колебаний С=С-связей в ароматических коль-
цах можно корректно применять для оценки 
зрелости ОВ, а положение пиков в интервале 
T = 400…600 С на ДСК- и ДТГ- кривых – для 
оценки типа керогена.

Исследования проведены при финансо-
вой поддержке Правительства Ханты-Ман-
сийского автономного округа – Югры (приказ 
от 04.09.2020 № 10-П-1308), Министерства 
науки и высшего образования в рамках прог-
раммы развития Научного центра мирово-
го уровня «Рациональное освоение запасов 
жидких углеводородов планеты» (соглашение 
№ 075-10-2020-119) и государственного зада-
ния от 25.12.2020 № 075-00660-21-00.

Таблица 3
Оценка содержания, % масс., ОВ и карбонатов в образцах 1…4 пород баженовской свиты 

методами ИК-спектроскопии (ИК), ТГА и пиролиза (ТОС)

Образец
ОВ Карбонаты

ИК
ТГА

ТОС ИК
ТГА

воздух азот воздух азот
1 6,0 5,6 3,7 3,4 7,4 17,3 21,1
2 5,9 19,4 9,3 13,4 32,4 24,1 35,9
3 4,4 4,9 3,5 2,9 6,4 16,1 19,5
4 5,0 12,8 5,6 6,6 2,7 2,5 9,3
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Abstract. The article demonstrates the possibility of semi-quantitative analysis of the organic matter (OM) 
and carbonate minerals content in rock samples from the Bazhenov shale formation (West Siberia, Russia) 
by IR spectroscopy and thermogravimetric analysis (TGA) in comparison with Rock-Eval pyrolysis. The content 
of OM and minerals was evaluated by IR spectroscopy by absorption band intensities: stretching C-H vibrations 
of aliphatic fragments (2800…3000 cm–1) and stretching C=С vibrations of aromatic rings (1630 cm–1) of OM, 
as well as the vibrations of the functional groups of carbonate (1430 cm–1), clay (1000…1100 cm–1) and silicate 
(400…500 cm–1) minerals, incl. quartz (798, 777 cm–1). The results were compared with the mass loss, %, obtained 
by TGA and the total organic carbon (TOC, %) measured during pyrolysis. It was shown that the OM content 
in shale samples (4,4…6,0 %), calculated by IR spectroscopy, correlates with the results of TGA (inert atmosphere; 
3,5…9,3 %) and TOC (2,9…13,4 %). The carbonate content, estimated using IR spectroscopy data (2,7…32,4 %), 
correlates well with TGA data in an oxidizing atmosphere (2,5…24,1 %).

Keywords: FTIR spectroscopy, diff erential thermal analysis, organic matter, kerogen, oil shale, unconventional 
reservoirs.
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Тезисы. В статье описывается метод определения функций относительных фазовых проницаемос-

тей (ОФП) двухкомпонентных смесей углеводородов. Предлагаемый подход является развитием 

стационарных методов и может быть использован в условиях применимости закона Дарси. Для 

реализации метода необходимы результаты измерений распределения давлений по длине экспери-

ментального участка в процессе моделирования стационарной двухфазной фильтрации двухкомпо-

нентной смеси, полученные для различных соотношений компонентов этой смеси. Преимуществом 

предлагаемого метода является отсутствие необходимости измерения влагосодержания по длине 

экспериментального участка. Результат применения метода показан на примере определения функ-

ций ОФП для смеси метана и н-пентана.

Исследования двухфазной фильтрации смесей углеводородов – комплексная за-
дача, требующая совместного применения методов экспериментального и матема-
тического моделирования. Необходимость экспериментального моделирования про-
цессов двухфазной фильтрации углеводородов обусловлена сложным поведением 
флюида в процессе фильтрации, возможностью возникновения неустойчивых режи-
мов течения, причины которого обсуждаются в литературе с различных позиций и, 
строго говоря, изучены недостаточно [1–4]. При этом большое количество режимных 
параметров процесса и сложность экспериментов [3, 4] не позволяют провести экспе-
рименты для всех интересующих исследователя режимов фильтрации. В этих усло-
виях разработка математических моделей, которые отражали бы реальные процессы 
достаточно точно, чтобы по результатам расчетов можно было по крайней мере со-
кратить количество исследуемых режимов, представляется ключевой задачей. Одним 
из слабых мест существующих математических моделей является выбор функций от-
носительных фазовых проницаемостей (ОФП) смеси, в значительной степени влияю-
щих на режим фильтрации [5, 6]. В литературе приводится множество зависимостей 
для систем «нефть – вода», однако для двухкомпонентных углеводородных смесей, 
находящихся в двухфазной области фазовой диаграммы, экспериментальные данные 
отсутствуют. При этом двухкомпонентные углеводородные смеси используются для 
моделирования газоконденсатных смесей, данные о функциях ОФП для них могли 
бы иметь практическое значение. Для вычисления коэффициентов ОФП предлагается 
использовать эмпирические формулы, определяющие их как функции газонасыщен-
ности (s) [7, 8]:

b

s a

f s a s s a
a

 (1)

b

s a

f a s s a
a

 (2)
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где f1, f2 – коэффициенты ОФП для газовой 
и жидкой фаз соответственно; a1 – газонасы-
щенность, ниже которой проницаемость газо-
вой фазы становится равной нулю; a2 – газо-
насыщенность, выше которой проницаемость 
жидкой фазы становится равной нулю; b1, 
b2 – показатели степени, определяющие вид 
функций ОФП газовой и жидкой фаз соот-
ветственно.

Фактически в выражениях (1), (2) присут-
ствуют 4 параметра (a1, a2, b1, b2), выбор кото-
рых определяет вид функций фазовой прони-
цаемости. Хотя для отдельных режимов воз-
можно подобрать наборы параметров, позво-
ляющих при расчетах получить суммарный 
расход флюида, соответствующий экспери-
ментально полученному значению, такая за-
дача имеет бесконечное множество реше-
ний. Поэтому совпадение расхода флюида – 
недостаточное условие для того, чтобы счи-
тать полученные таким образом параметры 
соответствующими реальным функциям фа-
зовых проницаемостей. Помимо соответствия 
расходов важно, чтобы функции отображали 
соответствующие действительности подвиж-
ности отдельных фаз.

Необходимо заметить, что существуют 
многочисленные методы определения функций 
фазовых проницаемостей флюидов по резуль-
татам экспериментов, причем их можно разде-
лить на две группы: стационарные и нестацио-
нарные [9, 10]. Нестационарные методы (мето-
ды вытеснения) применимы при расчетах фазо-
вых проницаемостей системы «нефть – вода», 
поскольку используемая при расчетах теория 
Баклея – Леверетта применима для описания 
линейного вытеснения несжимаемых и несме-
шиваемых флюидов [11]. Существующие ста-
ционарные методы определения функций фа-
зовых проницаемостей предполагают опреде-
ление распределения газонасыщенности вдоль 
экспериментального участка, однако в случае 
со смесью углеводородов в двухфазном состоя-
нии эта задача представляется трудновыпол-
нимой. При моделировании фильтрации угле-
водородной смеси в условиях, приближенных 
к реальным условиям залегания газоконден-
сата, давление на входе в экспериментальный 
участок может составлять около 200 бар. Для 
того чтобы выдерживать такое давление, учас-
ток изготавливается из толстостенной стальной 
трубы, что затрудняет применение оптичес-
кого или ультразвукового метода определения 

газонасыщенности [12]. Можно предположить, 
что при известном давлении в некотором сече-
нии экспериментального участка взятие пробы 
позволило бы определить состав флюида в этом 
сечении, а затем с помощью фазовой диаг-
раммы – и газонасыщенность. Однако состав 
пробы может значительно отличаться от сос-
тава флюида в сечении из-за различных зна-
чений коэффициентов f1 и f2. По этой причине 
взятие проб также не является решением проб-
лемы контроля газонасыщенности. Таким обра-
зом, для определения функций ОФП стационар-
ным методом необходимо решить задачу опре-
деления газонасыщенности по длине экспери-
ментального участка с использованием тех дан-
ных, которые могут быть получены с помощью 
известных и отработанных методов измерений. 
Такими данными являются распределение дав-
лений по длине участка и суммарный расход 
флюида [3, 4, 13]. В данной статье предлагается 
метод определения функций ОФП двухкомпо-
нентной углеводородной смеси по результатам 
таких измерений. Метод представляет собой 
развитие существующих стационарных мето-
дов определения функций ОФП.

Описание метода

В основе стационарных методов расчета ОФП 
лежит предположение о постоянстве расхо-
да компонентов смеси для всех сечений экспе-
риментального участка в стационарном режи-
ме фильтрации в силу закона сохранения мас-
сы. Предлагаемый метод разработан для опреде-
ления функций ОФП двухкомпонентных углево-
дородных смесей, расчеты и эксперименты про-
водились для смеси метана и н-пентана. При 
определении параметров углеводородной сме-
си используется одномерная модель фильтра-
ции [4]. Предполагается, что для каждого сече-
ния рассматриваемого участка справедлива ги-
потеза локального термодинамического рав-
новесия. Исходными данными для расчетов 
являются: компонентный состав смеси, подавае-
мой на вход; распределение давлений по длине; 
геометрические параметры и абсолютная прони-
цаемость участка; массовый расход смеси.

Массовый расход j-й фазы (Gj, кг/с) для 
произвольного сечения может быть определен 
следующим образом:

j j j jG U n M F  (3)
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где j = 1 – газ; j = 2 – жидкость; Uj – скорость 
фильтрации j-й фазы, м/с; nj – молярная плот-
ность j-й фазы, моль/м3; Mj – молярная масса 
j-й фазы, кг/моль; F – площадь эффективного 
сечения модельного участка с учетом порис-
тости, м2.

j j jM M c M c  (4)

где верхний индекс обозначает компонент 
(здесь и далее: 1 – метан, 2 – н-пентан); M 1, 
M 2 – молярные массы соответствующих компо-
нентов, кг/моль; cj

1 и cj
2 – молярные доли соот-

ветствующих компонентов в j-й фазе.
Скорости фильтрации фаз могут быть выра-

жены с помощью линейного закона Дарси при 
выполнении условий его применимости [14]:

j
j

j

f PU r
x

 (5)

где r – абсолютная проницаемость участка, м2; 

μj – динамическая вязкость фазы, Па·с; P
x

 – 

производная давления по координате, Па/м. 
Известное для стационарного режима распре-
деление давлений позволяет получить аппрок-
симирующую функцию зависимости давления 
от координаты P(x) для произвольного момента 
времени t, соответствующего стационарному 

режиму. Тогда P
x

 может быть вычислена для 

любого сечения как производная аппроксими-
рующей функции.

Массовые расходы фаз для сечений, соот-
ветствующих двухфазной области, неизвестны, 
но в стационарном режиме сумма этих расхо-
дов (Gsum) постоянна. Это же утверждение вер-
но и для расходов отдельных компонентов:

i i iG G G  (6)

где Gi
sum – полный массовый расход i-го компо-

нента; Gi
1, Gi

2 – массовые расходы i-го компо-
нента по газовой и жидкой фазам соответст-
венно. Массовые расходы компонентов могут 
быть выражены через массовые расходы фаз. 
В этом случае выражение (6) примет следую-
щий вид:

i i i
i i iM M MG c G c G c

M M M
 (7)

где Gsum – полный расход флюида; концентра-
ция ci

sum соответствует компонентному составу, 
а Msum – молярной массе смеси, подаваемой 
на вход модельного участка. Молярная масса 
смеси при этом определяется следующим об-
разом:

M M c M c  (8)

Обозначим массовую долю газовой фазы 
в общем расходе через m. Доля жидкой фазы 
составит 1 – m. Расходы фаз можно выразить 
через общий расход:

G1 = mGsum, (9)

G2 = (1 – m)Gsum. (10)

Подставим выражения (9), (10) в уравне-
ние (7), записанное для метана:

MG c
M

M MmG c m G c
M M

 (11)

После деления обеих частей уравнения (11) 
на общие множители и приведения правой части 
к общему знаменателю можно выразить m:

c c M Mm
M M c M c M

 (12)

Зная расходы фаз, можно выразить коэф-
фициенты ОФП, подставив формулу (5) в фор-
мулу (4):

j j
j

j j

G
f

Pr n M F
x

 (13)

В выражениях (12) и (13) нет неизвестных 
и неопределимых величин. Состав фаз, их мо-
лярные плотности и массы определяются 
уравнением состояния [15] при известном 
давлении. Коэффициенты вязкости фаз могут 
быть определены методом Лоренца – Брея – 
Кларка [16] либо другим полуэмпирическим 
методом. 

Зависимости (3)–(13) позволяют опреде-
лить значения коэффициентов ОФП по резуль-
татам эксперимента в любой точке эксперимен-
тального участка в стационарных режимах, од-
нако не позволяют восстановить для них функ-
циональные зависимости: распределение ком-
понентного состава по длине участка, а значит, 
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и газонасыщенность остаются неизвестны-
ми, поскольку практически всегда состав сме-
си в сечении будет отличаться от состава сме-
си, подаваемой на вход экспериментально-
го участка. Например, концентрация метана 
на входе в участок превышает концентрацию 
в критической точке: в этом случае смесь, по-
даваемая на вход участка при сверхкритиче-
ском давлении, находится полностью в газо-
образном состоянии. Однако по мере пониже-
ния давления смесь попадет в двухфазную об-
ласть, при этом содержание метана в газовой 
фазе будет выше, а в жидкой – ниже, чем в ис-
ходной смеси. Это значит, что для установле-
ния стационарного режима фильтрации (рас-
ход компонентов постоянен по длине участ-
ка) необходимо, чтобы имело место течение 
обеих фаз в любой точке двухфазной области. 
Но при высоких значениях газонасыщенно-
сти (s > a2) жидкость будет иметь нулевую под-
вижность, что приведет к постепенному нако-
плению жидкости в сечении – до тех пор, пока 
ее объемная доля не обеспечит необходимой 
подвижности. Это означает изменение компо-
нентного состава в сечении участка в сторону 
увеличения более тяжелого компонента – пен-
тана. Аналогичным образом следует ожидать 
увеличения доли метана при очень низких зна-
чениях газонасыщенности, если на вход участ-
ка будет подаваться смесь с концентрацией ме-
тана ниже критической.

Из выражения (13) следует, что значение 
коэффициента ОФП связано зависимостью 
с различными параметрами конкретного про-
цесса, в том числе с абсолютной проницае-
мостью рассматриваемого участка, локальным 
градиентом давления и т.д. Однако, если выра-
зить величину f1/f2, используя формулы (9), (12) 
и (13), получим, что в условиях стационарной 
фильтрации отношение коэффициентов ОФП 
в двухфазной области определяется только дав-
лением и составом смеси, подаваемой на вход 
участка:

G
Pr n M Ff m n Mx
Gf m n M
Pr n M F
x

 (14)

Из выражения (14) можно также сделать 
следующий вывод: при стационарной фильт-
рации в условиях применимости закона Дарси 

отношение фазовых проницаемостей никак 
не зависит от пористой структуры. С помощью 
выражения (14) можно определить отношение 
f1/f2 для стационарных процессов фильтрации 
модельных смесей различных составов на вхо-
де в участок.

Серия стационарных экспериментов 
по фильтрации двухкомпонентной смеси поз-
воляет получить массив данных с зависимостя-
ми коэффициентов ОФП от давления в любой 
точке экспериментального участка и состава 
смеси, подаваемой на вход. Имея эти данные 
и предполагая, что общий вид функций фазо-
вых проницаемостей соответствует, например, 
функциям (1), (2), можно подобрать параметры 
этих функций, решая многопараметрическую 
задачу минимизации [17]. Простейший алго-
ритм решения такой задачи поисковым мето-
дом будет следующим:

1) подготовка исходных данных. Исход-
ными данными для расчета являются: фазо-
вая диаграмма смеси при заданной темпера-
туре, физические свойства компонентов сме-
си (молярная масса, критические параметры), 
экспериментальные данные, полученные для 
стационарных режимов (концентрация метана 
в исходной смеси, зависимость коэффициентов 
ОФП от давления);

2) задаемся начальными значениями па-
раметров функции фазовой проницаемости 
для одной из фаз, например a2 и b2 для жид-
кой фазы. Эту фазу будем называть независи-
мой, а ту, для которой мы не задаемся этими 
параметрами, – зависимой;

3) для любой точки в пределах экспери-
ментально полученных данных известно зна-
чение коэффициента ОФП для независимой 
фазы. Поскольку функциональной зависимо-
стью мы задались на предыдущем этапе, зная 
коэффициент проницаемости, можно полу-
чить соответствующее ему значение газонасы-

щенности, решив уравнение вида 
a sf

a
 

относительно s. Поскольку значение s лежит 
в пределах от 0 до 1, уравнение решается мето-
дом деления интервала пополам [18];

4) поскольку для любой точки определено 
f1/f2, обе фазовых проницаемости для данной 
точки становятся известны. Таким образом, 
значения газонасыщенности, соответствующие 
относительным фазовым проницаемостям, 
могут быть определены для всего диапазона 
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параметров, соответствующего загруженным 
ранее исходным данным;

5) с помощью математической оптимиза-
ции параметры функции фазовой проницае-
мости для второй фазы могут быть определе-
ны таким образом, чтобы среднеквадратичное 
отклонение расчетных значений от получен-
ных экспериментально было минимальным;

6) пункты 3…5 повторяются для экспери-
ментальных данных, соответствующих другим 
составам исходной смеси. При этом будут по-
лучены другие значения оптимальных пара-
метров функции фазовой проницаемости. Для 
каждого с-того состава смеси определяется 
среднеквадратичное отклонение (σс) расчет-
ных значений от полученных эксперименталь-
но. Затем среднеквадратичные отклонения 
складываются, при этом значения отклонений 
умножаются на долю экспериментально полу-
ченных точек (wc) для соответствующего сос-
тава от общего количества экспериментально 
полученных точек (W):

w
W

 (15)

Величину δ назовем ошибкой аппроксимации;
7) затем варьируется один из параметров 

функции фазовой проницаемости для незави-
симой фазы. Параметр сначала приращивается, 
а затем понижается на такую же величину, при-
чем величина должна быть малой, например 
0,01. Для обоих случаев вычисляется δ, а затем 
параметр меняется в сторону понижения ве-
личины ошибки по сравнению с предыдущим 
значением. Процесс повторяется до тех пор, 
пока ошибка не начнет увеличиваться. В этом 
случае значение параметра остается равным 
последнему, для которого δ снизилась;

8) пункт 7 реализуется для другого па-
раметра. По исполнении пункта 7 снова на-
чинается варьирование первого параметра. 
Процесс повторяется до тех пор, пока после-
довательное переключение между двумя пара-
метрами не приводит к снижению ошибки и из-
менению параметров функции.

В результате реализации предлагаемого ал-
горитма параметры модельных функций могут 
быть определены таким образом, что обеспечат 
максимальное соответствие результатов расче-
тов проницаемостей экспериментальным дан-
ным, а следовательно – максимальную адекват-
ность математического моделирования. 

Экспериментальные данные

Экспериментальное моделирование про-
цессов фильтрации проводилось на стенде 
«Пласт» [3]. Одномерная модель керна на стен-
де представляет собой сварную конструк-
цию длиной 3000 мм и внутренним диаметром 
6 мм. Модель заполнена кварцевым песком, 
просеянным через сито с ячейками размером 
50 мкм. Вдоль модельного участка расположе-
ны мембранные датчики давления, массовый 
расход смеси фиксируется с помощью расходо-
мера кориолисова типа, расположенного на вы-
ходе из участка.

Данные, полученные на стенде «Пласт» 
в результате эксперимента, позволяют опреде-
лить значения коэффициентов ОФП, пользуясь 
формулами (3)–(14) при условии стационарно-
сти процесса фильтрации. Процесс считался 
стационарным, если изменения давлений 
и расхода не превышали 2 % от среднего зна-
чения на временно́м отрезке, соответствующем 
времени распространения возмущения вдоль 
экспериментального участка. Анализ результа-
тов ранее проведенных экспериментов показал, 
что такое время составляет не более 100 с.

Кроме того, для каждой серии эксперимен-
тальных данных необходимо было проверить 
применимость закона Дарси. Критические зна-
чения числа Рейнольдса (Re), ограничиваю-
щие применимость линейного закона фильтра-
ции, согласно В.Н. Щелкачеву [14], находятся 
в пределах от 1 до 12. Поскольку данных для 
точного определения критического значе-
ния Re в рассматриваемых условиях нет, бу-
дем считать критическим значением Re = 6,5, 
т.е. среднее значение в пределах обозначенного 
диапазона. Число Re для j-й фазы вычисляется 
по следующей формуле:

j j

j

U r
p

 (16)

где p – пористость среды; ρj – плотность j-й 
фазы, кг/м3. Для подтверждения применимости 
закона Дарси число Re в каждом из рассмат-
риваемых экспериментов рассчитывалось для 
газовой фазы в точках, соответствующих пер-
вому и последнему датчикам давления на рас-
сматриваемом участке. Газовая фаза была вы-
брана как определяющая, поскольку предва-
рительные расчеты показали, что числа Re для 
нее будут выше, чем для жидкой фазы, за счет 
меньшей вязкости и значительно более вы-
сокой скорости. Скорости фаз вычислялись 
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с помощью выражения (5), необходимые для 
этого величины расходов фаз вычислялись 
с помощью выражений (9), (10), (12) в ходе 
дальнейших расчетов. Из двух рассчитанных 
значений Re в качестве характерного выбира-
лось большее.

Для определения функций ОФП исполь-
зовались результаты восьми экспериментов, 
проведенных со смесью метана и н-пентана. 
Характеристики стенда и параметры, об-
щие для всех экспериментов, представлены 
в табл. 1. Режимные параметры экспериментов, 
а также характерные значения числа Re пред-
ставлены в табл. 2. Распределения давлений 

по длине экспериментального участка пред-
ставлены в табл. 3.

Характерные числа Re (см. табл. 2) для 
всех режимов не превышают выбранного ра-
нее порогового значения Re = 6,5. Следует 
отметить, что в табл. 2 представлены мак-
симальные значения числа Re на участке 
для наиболее подвижной и наименее вязкой 
фазы. При этом для режимов 1…4 характер-
ное значение Re не достигает нижней грани-
цы диапазона критических значений. С уче-
том вышесказанного можно считать, что для 
рассматриваемых режимов течения примени́м 
линейный закон Дарси.

Таблица 1
Постоянные условия экспериментов 

F, м2 28,27·10–6

r, м2 7,5·10–14

p 0,4
Длина экспериментального участка (l), м 3
Расстояние между датчиками давления (∆x), м 0,4
Температура в помещении (T ), К 293
M1, кг/моль 16,04·10–3

M2, кг/моль 72,15·10–3

Таблица 2
Режимные параметры экспериментов

№ режима Молярная доля 
CH4 на входе

Давление на верхней границе 
двухфазной области, МПа Gsum, мг/с Длительность 

режима, с Re

1 0,85 18,8585 16,5 480 0,268
2 0,85 18,8585 21,87 275 0,389
3 0,85 18,8585 25,52 800 0,474
4 0,7 16,8774 37,76 310 0,269
5 0,9 18,150 50 125 1,54
6 0,9 18,150 55,47 260 1,79
7 0,9 18,150 59,60 355 2,03
8 0,9 18,150 69,62 370 2,75

Таблица 3
Распределение давлений, МПа, по длине экспериментального участка 

для стационарных режимов: цветом выделены точки, находящиеся в однофазной области

№ режима
Координаты датчиков давления относительно входа в экспериментальный участок, м

0 0,4 0,8 1,2 1,6 2 2,4
1 19,2326 19,0089 18,7565 18,4795 18,2375 18,0119 17,7674
2 18,9896 18,6921 18,3509 17,9896 17,6545 17,3572 17,0195
3 18,8855 18,542 18,1427 17,7212 17,3323 16,9808 16,5789
4 18,9408 18,2218 17,4775 16,716 16,0689 15,4244 14,3778
5 19,2541 18,5186 17,7656 17,0916 16,4598 15,7521 14,2541
6 19,2818 18,4726 17,6311 16,8856 16,1925 15,3934 13,4912
7 19,2685 18,3912 17,4878 16,6897 15,9347 14,8465 12,4678
8 19,1213 18,1127 17,0646 16,1439 15,2233 13,1336 9,559
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Пример экспериментальных данных, ко-
торые были использованы в процессе расче-
та, представлен на рис. 1 (см. режим № 6). 
Поскольку для определения коэффициента фа-
зовой проницаемости по формуле (13) необ-
ходимо знать значение производной давления 
по координате в точке, для дальнейших вычис-
лений зависимость давления от координаты для 
каждого эксперимента аппроксимировалась по-
линомом третьей степени (рис. 2). С помощью 

этой функции также определяются давление 
и его производная в точке, соответствующей 
началу двухфазной области при заданном 
составе смеси. Хотя эта точка и является на-
чалом двухфазной области, она должна содер-
жать только 1 фазу и, следовательно, относи-
тельная проницаемость этой фазы должна быть 
равна 1. В случае если значение относительной 
проницаемости в результате расчетов полу-
чается отличным от единицы, для дальнейших 
вычислений коэффициентов проницаемости 
по результатам одного эксперимента вводится 
поправочный коэффициент α = 1/f1

0, где f1
0 – 

ОФП по газу при давлении начала фазового пе-
рехода. Для режима № 6 давление на границе 
двухфазной области, соответствующее исход-
ной концентрации СН4, составляет 18,15 МПа. 
Аппроксимирующая распределение давлений 
по длине функция имеет вид:

P x
x x  (17)

Производная (17) в точке, соответст-
вующей началу двухфазной области, сос-
тавляет –1,71 МПа/м. Координата точки 
x = 0,892 м. Поскольку расход в точке также из-
вестен, с помощью формулы (13) можно опре-
делить ОФП по газу: f1

0 = 0,99. В таком случае 
поправочный коэффициент α составит 1,01. 
Поскольку давление, его производные и расход 

Рис. 1. Показания датчиков давления и расходомера во времени: 
стрелка указывает момент времени, соответствующий стационарному режиму
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известны также и для других точек, аналогич-
ным образом вычисляются функции фазовых 
проницаемостей в них, полученные величины 
умножаются на α.

Результаты расчета

По результатам анализа восьми экспериментов 
получены массивы точек соответствия давле-
ния и коэффициентов относительных фазовых 

проницаемостей в стационарных режимах 
фильтрации для трех различных концентра-
ций метана в исходной смеси: 0,7; 0,85 и 0,9. 
Результаты этих вычислений представлены 
в табл. 4–6, а также на рис. 3, 4. При построе-
нии графиков зависимости ОФП от давления 
использовалась аппроксимация полиномиаль-
ными функциями.

Таблица 4
Коэффициенты фазовых проницаемостей в стационарных режимах фильтрации для смеси 

с исходной концентрацией метана 0,7
P, МПа f1 (с поправкой) f2 (с поправкой) f1 (без поправки) f2 (без поправки) α
16,752 0,0105 0,818 0,0105 0,818 1
16,208 0,0480 0,855 0,0480 0,855 1
15,665 0,0825 0,938 0,0825 0,938 1

Таблица 5
Коэффициенты фазовых проницаемостей в стационарных режимах фильтрации для смеси 

с исходной концентрацией метана 0,85
P, МПа f1 (с поправкой) f2 (с поправкой) f1 (без поправки) f2 (без поправки) α
18,480 0,446 0,331 0,429 0,345 0,960
18,238 0,449 0,368 0,431 0,383 0,960
18,012 0,470 0,410 0,451 0,427 0,960
18,692 0,544 0,323 0,559 0,315 1,027
18,351 0,474 0,373 0,486 0,363 1,027
17,990 0,453 0,397 0,465 0,387 1,027
17,655 0,454 0,424 0,466 0,413 1,027
17,357 0,471 0,456 0,484 0,444 1,027
18,143 0,439 0,371 0,427 0,381 0,973
17,721 0,422 0,389 0,411 0,400 0,973
17,332 0,423 0,412 0,412 0,423 0,973
16,981 0,438 0,441 0,426 0,453 0,973

Таблица 6
Коэффициенты фазовых проницаемостей в стационарных режимах фильтрации для смеси 

с исходной концентрацией метана 0,9
P, МПа f1 (с поправкой) f2 (с поправкой) f1 (без поправки) f2 (без поправки) α
17,766 0,827 0,089 0,862 0,093 0,960
17,092 0,713 0,174 0,743 0,181 0,960
16,460 0,619 0,205 0,645 0,214 0,960
17,631 0,901 0,125 0,939 0,131 0,960
16,886 0,734 0,202 0,764 0,211 0,960
16,193 0,504 0,184 0,525 0,191 0,960
15,393 0,389 0,171 0,405 0,178 0,960
17,488 0,950 0,163 0,938 0,161 1,013
16,690 0,721 0,219 0,712 0,216 1,013
15,935 0,502 0,196 0,496 0,194 1,013
14,847 0,344 0,165 0,340 0,163 1,013
17,065 0,817 0,203 0,908 0,225 0,900
16,144 0,548 0,202 0,609 0,224 0,900
15,223 0,340 0,153 0,377 0,170 0,900
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Полученные данные позволяют решить за-
дачу подбора параметров функций фазовых 
проницаемостей (1), (2), пользуясь ранее пред-
ложенным алгоритмом. Алгоритм реализован 
в среде программирования Delphi. В результа-
те обработки экспериментальных данных по-
лучены следующие значения параметров для 
функций ОФП для смеси метана и н-пентана: 
a2 = 0,84; b2 = 2,74; a1 = 0,11; b1 = 2,62. Параметры 

модельных функций, предлагаемые в литера-
туре [8]: a2 = 0,8; b2 = 3,5; a1 = 0,1; b1 = 3,5. 
Сравнение полученной зависимости с модель-
ной функцией, предлагаемой в литературе [8], 
представлено на рис. 5.

Минимальная ошибка аппроксимации δ 
составила 0,037. Необходимо заметить, что это 
довольно высокая ошибка, учитывая преде-
лы изменения функции ОФП (0…1). Вероятно, 
проблема метода заключается в необходимости 
большего количества экспериментальных дан-
ных, которое позволило бы отбросить при 
расчете данные с высокой систематической 
погрешностью (например, вследствие неза-
фиксированного изменения температуры стен-
да). В данном расчете основную долю погреш-
ности внесли эксперименты, проведенные при 
концентрации метана в исходной смеси, рав-
ной 0,85. Кроме того, оптимизация параметров 
проводится для функций выбранного вида и, 
возможно, выбор другого вида зависимости 
мог бы дать более высокий результат.

***
Разработан метод, позволяющий по ре-

зультатам экспериментов определять функции 
фазовых проницаемостей двухкомпонентных 
углеводородных смесей в условиях примени-
мости закона Дарси. Метод является развитием 
известных стационарных методов определения 
функций фазовых проницаемостей. Ключевое 

Рис. 3. Коэффициенты фазовых 
проницаемостей в стационарных режимах 

фильтрации для смеси с исходной 
концентрацией метана 0,85

0

0,2

17 18 19
P

0,4

0,6

0,8

1,0

Рис. 4. Коэффициенты фазовых 
проницаемостей в стационарных режимах 

фильтрации для смеси с исходной 
концентрацией метана 0,9

0

0,2

14 15 16 17 18
P

0,4

0,6

0,8

1,0

Рис. 5. Сравнение результатов расчета 
с модельной функцией, предлагаемой 

в литературе [8]
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преимущество метода – отсутствие необходи-
мости измерения влагонасыщенности по дли-
не экспериментального участка. На точность 

метода могут влиять выбор вида функций ОФП 
и объем анализируемых экспериментальных 
данных.
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Abstract. The article describes a method aimed at determining the relative phase permeability functions for binary 
hydrocarbon mixtures. The suggested approach expounds the stationary methods and may be applied in case of the 
Darcy’s law applicability. To realize this method, one needs the measured data on pressure distribution lengthwise 
a tested tube section in course of modelling the double-phase fi ltration for binary mixtures in various combinations 
of component concentrations. An advantage of the suggested method is the absence of necessity to measure the 
humidity lengthwise the experimental section. A result of method approbation is shown for a case of a methane–n-
pentane mixture.

Keywords: double-phase fi ltration, fi ltration of hydrocarbons, relative phase permeability, experimental simulation 
of fi ltration, Darcy’s law applicability.
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УДК 622.279.23

Взаимодействие геохимических и физико-химических 

методов исследования углеводородных систем 

многопластовых месторождений

Н.М. Парфенова1*, Р.Ю. Наренков1, Е.Б. Григорьев1

1 ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., г.o. Ленинский, 

пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, зд. 15, стр. 1

* E-mail: N_Parfenova@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. В настоящей работе приведен анализ комплексного использования геохимических и фи-

зико-химических методов исследования пластовых углеводородных систем (в числе последних – га-

зовая хроматография и инфракрасная (ИК) спектрометрия) на примере характеристики углеводо-

родных систем (УВ) Медвежьего нефтегазоконденсатного месторождения. Установлены основные 

закономерности в изменении состава и свойств углеводородных систем по разрезу поисковой сква-

жины П-1 сверху вниз в интервале 2223…2664 м нижнемеловых отложений Медвежьего место-

рождения, заключающиеся в следующем: снижении содержания метана в пластовом газе; возрас-

тании содержания гомологов метана и соответственном увеличении потенциального содержания 

УВ С5+; снижении плотности конденсатов при переходе от верхних пластов к средним; облегчении 

фракционного состава с увеличением выхода бензиновых фракций и снижением выходов кероси-

новой фракции и фракции легкого газойля; в целом по разрезу скв. П-1 утяжелении флюидов, пе-

реходе от конденсатов к нефти в пласте БН10 тангаловской свиты и залежах юры и триаса, выявлен-

ном методом ИК-спектрометрии.

Показана эффективность сочетания методов газожидкостной хроматографии и ИК-спектро-

метрии при анализе флюидов по разрезу скважины многопластового месторождения. Установлена 

взаимосвязь предварительных геохимических исследований при поиске месторождений УВ с после-

дующими физико-химическими исследованиями.

В последние два-три десятилетия на территории России открыто значитель-
ное число многопластовых месторождений, например, на п-ове Ямал, в акватории 
Карского моря и др., которые имеют свои особенности. Изучение закономерностей 
изменения всех физико-химических характеристик углеводородных систем много-
пластовых месторождений является актуальным для разработки вновь открываемых 
месторождений, составления геолого-технологической модели месторождения и, на-
конец, для определения направлений рациональной переработки всех флюидов мес-
торождения.

При разработке многопластовых месторождений, как показала практика, сочета-
ние разных по сущности методов исследования пластовых систем в итоге приобретает 
единый смысл, по-новому озвучивая результаты единичных методов. В настоящей 
работе приведен анализ комплексного применения геохимических и физико-хими-
ческих методов, в том числе газовой хроматографии и инфракрасной (ИК) спектро-
метрии, при характеристике углеводородных систем Медвежьего нефтегазоконден-
сатного месторождения.

Геохимические исследования (наземные и подземные) проводились с целью 
оценки перспектив нефтегазоносности поисковых объектов, выявленных сейсмораз-
ведочными работами в южной части Медвежьего месторождения. Использовалась 
методика комплексирования геохимической съемки по шламу неглубоких скважин 
с применением термовакуумной дегазации. В зависимости от условий опоискования 
геохимическая съемка выполнялась методами экстракции углеводородов (УВ) из по-
роды для выявления УВ С1…С46 либо концентрирования УВ на сорбенте для выявле-
ния УВ С1…С10 [1, 2].

На поисково-оценочном этапе (2002–2007 гг.) выполнялись скважинные исследо-
вания, включающие газометрию промывочной жидкости и керна поисковых скважин 
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П-1, П-2, П-3, П-4. В этом направлении целями 
являлись обнаружение новых залежей в подсе-
номанских отложениях и оценка их промыш-
ленной значимости. Результаты оценки про-
дуктивности поисковых объектов месторожде-
ния [1], полученные по материалам испытания 
поисково-разведочных скважин, свидетель-
ствовали, что продуктивными оказались поро-
ды неокомского нефтегазоносного комплекса, 
в частности поисковые объекты БН0, БН5, БН7, 
БН9, БН10.

Сопоставление результатов наземных гео-
химических исследований с материалами сква-
жинных наблюдений в пределах южного купо-
ла Медвежьего месторождения подтвердило 
прогноз перспективности поисковых объектов 
в скв. П-1, П-2, П-3, П-4 [1, 2]. Полученные ре-
зультаты подкрепили тезис о целесообразности 
опережающего проведения наземных геохими-
ческих исследований до начала дорогостоя-
щих сейсморазведочных работ и поисково-
разведочного бурения.

Комплекс лабораторных исследований 
флюидов включал определение физико-хими-
ческих свойств, газохроматографический ана-
лиз компонентного состава и ИК-спектро-
метрический анализ. Объектом физико-хими-
ческих исследований служили углеводород-
ные флюиды, отобранные в 2006–2007 гг. 
из скв. П-1 из разных пластов покурской и тан-
галовской свит при начальных пластовых усло-
виях пласта АН11 покурской свиты (апт, альб) 

и пластов БН0, БН3, БН5, БН9 и БН10 тангалов-
ской свиты (поздний валанжин-апт).

В пластовом газе месторождения с увели-
чением глубины залегания пласта содержание 
метана снижалось от 93,80 до 83,29 %, содер-
жание же гомологов метана, напротив, возрас-
тало: этана – от 4,14 до 6,75 %, пропана – от 0,10 
до 3,00 %, суммы бутанов – от 0,39 до 1,88 %, 
жидких УВ С5+в – от 0,67 до 4,03 %. Содержание 
неорганических компонентов колебалось: угле-
кислого газа – в пределах 0,11…0,70 %, азота – 
0,39…0,63 %. Потенциальное содержание жид-
ких УВ С5+в возрастало сверху вниз по разрезу 
скважины почти в 4 раза – от 45 г/м3 в пласте 
АН11 до 174 г/м3 в пласте БН9.

По результатам исследования физико-
химических свойств конденсатов установ-
лено, что сверху вниз по разрезу скв. П-1 
наблюдалось снижение плотности, причем 
при переходе от верхних пластов АН11 и БН0 
к пластам БН0…БН9 достаточно резко: от 773,3 
до 727,8 кг/м3. В том же направлении сни-
жались значения молярной массы (от 119 
до 102 г/моль) и вязкости кинематической 
(от 1,12 до 0,78 сСт). Конденсаты средних плас-
тов БН3…БН9 имели схожие значения физико-
химических свойств.

Результаты сравнительного анализа фрак-
ционного состава конденсатов приведены 
на рис. 1, где отчетливо видна разница меж-
ду ними. Конденсаты верхних пластов АН11 
и БН0 (см. рис. 1) тяжелее по фракционному 

Рис. 1. Фракционный состав конденсатов 
по разрезу скв. П-1
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составу конденсатов средних пластов от БН3 
до БН9 во всем температурном интервале выки-
пания с более высокой температурой конца ки-
пения (таблица), что является свидетельством 
облегчения конденсатов сверху вниз по разре-
зу скв. П-1.

Конденсаты разных пластов также раз-
личаются по групповому углеводородно-
му составу (рис. 2). Данные на рис. 2 нагляд-
но показывают увеличение содержания мета-
новых и ароматических УВ по мере продвиже-
ния сверху вниз по разрезу скважины, а также 
снижение количества нафтеновых УВ в этом 
же направлении. Для конденсата из пласта 
АН11 был определен только компонентный сос-
тав методом газожидкостной хроматографии 
(ГЖХ), которая показала низкое содержание 
в составе конденсата н-алканов (2,32 % масс.) 
и нафтеновый тип конденсата. 

Следует отметить, что конденсаты сред-
них пластов от БН3 до БН9 схожи по физико-
химическим свойствам и фракционному сос-
таву, но несколько различаются по групповому 
углеводородному составу вследствие тенден-
ции к возрастанию количества ароматических 
УВ сверху вниз по разрезу скв. П-1.

ГЖХ позволила исследовать большее чис-
ло проб флюидов из верхних пластов, а также 
определить компонентный состав флюидов 
и их тип. Согласно полученным данным уста-
новлено, что конденсат пласта АН11 нафтеново-
го типа с низким содержанием н-алканов, кон-
денсат пласта БН0 нафтеново-метанового типа, 

конденсаты средних пластов БН3…БН9 и нефть 
пласта БН10 метаново-нафтенового типа [3].

В соответствии с молекулярно-массовым 
распределением н-алканов (рис. 3) исследован-
ные флюиды были дифференцированы по трем 
группам:

1) конденсаты пластов АН11, БН0, БН0+БН1, 
БН3+БН2;

2) конденсаты пластов БН3, БН5, БН7, БН9.
3) нефть пласта БН10.
К 1-й группе отнесены нафтеновые конден-

саты с низким содержанием н-алканов (см. кри-
вые черного, голубого и темно-зеленого цветов 
внизу диаграммы на рис. 3). Ко 2-й группе от-
несены конденсаты метано-нафтенового типа 
(см. кривые с ярко выраженными максиму-
мами красного, желтого и салатового цветов). 
Третью группу представляла нефть (см. кри-
вую фиолетового цвета, растянутую по всей 
ширине диаграммы на рис. 3 без четко выра-
женного максимума). О различиях выявленных 
трех групп флюидов в разрезе скв. П-1 свиде-
тельствуют и данные о компонентном составе 
отдельных групп УВ.

На рис. 4 приведены кривые распреде-
ления суммы легкокипящих УВ С5…С8, сум-
мы высококипящих УВ С16…С32 и суммы 
н-алканов в компонентном составе флюидов 
по разрезу скв. П-1.

Конденсаты верхних пластов АН11 и БН0 
нафтенового и нафтено-метанового типов 
содержат меньшее количество н-алканов 
и УВ С5…С8 по сравнению с конденсатами 

Рис. 3. Молекулярно-массовое распределение н-алканов 
по разрезу скв. П-1 Медвежьего месторождения
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нижележащих пластов. Кривая нефти из пласта 
БН10 имеет вид прямо противоположный виду 
кривых конденсатов. В нефти содержится наи-
меньшее количество легкокипящих УВ С5…С8 
при наивысшем количестве высококипящих 
УВ С16…С32 и н-алканов.

Исследование флюидов из скв. П-1 мето-
дом ИК-спектрометрии (см. таблицу) показа-
ло достаточно высокую точность прогнозной 
оценки типов флюидов при сравнении полу-
ченных результатов с результатами промысло-
вых исследований [1, 2]. 

Изучение ИК-спектров (рис. 5) позволило, 
так же как и в случае применения ГЖХ, раз-
делить флюиды из скв. П-1 на три группы, 
объединенные общностью параметров и совпа-
дающие с группами, определенными методом 
ГЖХ. В целом по разрезу скв. П-1 Медвежьего 
месторождения методом ИК-спектрометрии 
установлены утяжеление флюидов, переход 
от конденсатов к нефти в пласте БН10 тангалов-
ской свиты и залежах юры и триаса.

Таким образом, при исследовании флюи-
дов Медвежьего месторождения по разре-
зу скв. П-1 на стадии геологоразведочных 
работ установлена взаимосвязь физико-
химических, газохроматографических и ИК-
спектрометрических исследований, а также 
совпадение прогнозных оценок типов флюи-
дов геолого-геохимических исследований 

Рис. 4. Распределение групп УВ 
в компонентном составе флюидов 
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Рис. 5. Инфракрасные спектры УВ-флюидов Медвежьего нефтегазоконденсатного 
месторождения: а – пласты AH11, БН0, БН1

1, БН2; б – пласты БН3, БН4, БН5, БН7, БН9; 
в – БН10, Ю1
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с ИК-спектрометрическими. На этом основа-
нии можно рекомендовать использование дан-
ной комбинации методов при исследовании 
углеводородных систем многопластовых мес-
торождений.

***
Таким образом:
• установлены основные закономерности 

в изменении состава и свойств углеводородных 
систем по разрезу поисковой скважины П-1 
сверху вниз в интервале 2223…2664 м ниж-
немеловых отложений Медвежьего месторож-
дения, заключающиеся в следующем: сниже-
нии содержания метана в пластовом газе; воз-
растании содержания гомологов метана и соот-
ветственном увеличении потенциального со-
держания УВ С5+; снижении плотности кон-
денсатов при переходе от верхних пластов 
к средним; облегчении фракционного состава 
с увеличением выхода бензиновых фракций 
и снижением выходов керосиновой фракции 
и фракции легкого газойля; в целом по раз-
резу скв. П-1 утяжелении флюидов, переходе 
от конденсатов к нефти в пласте БН10 тангалов-
ской свиты и залежах юры и триаса, выявлен-
ном методом ИК-спектрометрии;

• показана эффективность сочетания ме-
тодов ГЖХ и ИК-спектрометрии при анализе 
флюидов по разрезу скважины многопластово-
го месторождения;

• установлена взаимосвязь предваритель-
ных геохимических исследований при поиске 
месторождений УВ с последующими физико-
химическими исследованиями. 
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Interaction of geochemical and physical-chemical methods for testing hydrocarbon 
systems of multilayer fields
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Abstract. This article exposes the shared application of the geochemical and physical-chemical test methods 
in respect to studying reservoir systems (including gas chromatography and IR spectrometry) as exemplifi ed by the 
characteristics of the Medvezhye oil-gas-condensate fi eld hydrocarbons. The consistent patterns for variation of the 
composition and the properties of the hydrocarbon systems downright the column of the P-1 wildcat well within the 
Lower-Cretaceous 2223…2664 m interval of the Medvezhye fi eld deposits are the following: reduction of methane 
content in the in-situ gas; increase of the methane homologues content, and related increase of the potential content 
of the C5+ hydrocarbons; decrease of the condensates density at transition from the upper layers to the middle ones; 
lighting of the fraction composition with rising of the benzene fractions output and reduction of a kerosene and 
a light gasoil fractions output; in total, along the P-1 well column the fl uids became heavier, and the IR-spectrometry 
tests unmasked the condensates-to-oil transition in the BN10 layer at the Tangalovskaya suit of the Jurassic and 
Triassic deposits.

Authors show that combining the gas-liquid chromatography and the IR spectrometry is effi  cient when analyzing 
the fl uids along a well column of a multilayer deposit. It is stated that the results of the preliminary geochemical 
tests made while searching the hydrocarbon fi elds correlate with the following physical-chemical measurements.
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Тезисы. Исследование транспортных свойств смесей углеводородных газов имеет большое значение 

для повышения эффективности работы топливно-энергетического комплекса. В настоящей работе 

авторы рассматривают коэффициенты взаимной диффузии четырех разреженных бинарных газо-

вых систем, содержащих углеводородные газы группы алканов: CH4, C2H6, C3H8, C4H10 и C5H12. В статье 

приводятся экспериментальные данные, полученные на установке, реализующей стационарно-

проточный метод. Результаты эксперимента сопоставлены с расчетами по ранее предложен-

ной авторами методике, позволяющей определить температурную зависимость коэффициентов 

взаимной диффузии на основе данных о вязкости чистых газов, а также с данными других авторов. 

Наблюдается согласие между экспериментальными и расчетными значениями исследуемых транс-

портных коэффициентов в пределах пог решности эксперимента.

Смеси углеводородных газов находят широкое применение в топливно-
энергетическом комплексе (ТЭК). Развитие и совершенствование многих технологи-
ческих процессов в ТЭК связано с переносом тепла и массы. Молекулярный процесс 
массопереноса и, в частности, диффузия в большой степени определяет такие про-
цессы, как испарение, дистилляция, сорбция, ректификация и др. [1]. В связи с этим 
непрерывно требуется информация о коэффициентах взаимной диффузии (КВД), 
определяющих диффузионный массоперенос. Однако в научной литературе имеется 
достаточно ограниченное число экспериментальных данных, даже о разреженных 
смесях газов [2–6]. В настоящее время при отсутствии экспериментальных дан-
ных расчеты коэффициентов переноса осуществляют двумя способами – на основе 
молекулярно-кинетической теории [4–16] и различными полуэмпирическими мето-
дами [3, 5, 6]. Полуэмпирические методы, как правило, применимы только для огра-
ниченного числа газов и чаще всего требуют наличия экспериментальных данных 
о тех или иных транспортных свойствах. Развитие кинетических методов требует, как 
правило, большого объема вычислительной работы и не всегда удается получить хо-
рошее согласие с имеющимися экспериментальными данными.

Экспериментальные исследования

В связи с тем что экспериментально измеренных коэффициентов переноса для угле-
водородных разреженных газов или практически нет, или немного, авторами изме-
рены температурные зависимости коэффициентов взаимной диффузии (D12) четы-
рех систем газов. Измерения проводились на установке, реализующей стационарный 
проточный метод [17]. В работе использовались две диффузионные ячейки: первая 
с щелевым зазором 1 мм, суммарной площадью капилляров 2,096 см2 и длиной капил-
ляров 10,036 см; вторая ячейка с щелевым зазором 3 мм, суммарной площадью капил-
ляров 1,725 см2 и длиной капилляров 14,970 см.
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В качестве анализаторов состава смеси га-
зов были выбраны интерферометр ИТР-1 и га-
зовый хроматограф. Все основные части уста-
новки выполнялись из нержавеющей стали 
Х18Н10Т. Точность термостатирования в ин-
тервале температур 273…473 К поддержи-
валась с помощью жидкостного термостата 
точностью 0,02 К, а в интервале температур 
475…700 К – с помощью электрических нагре-
вателей точностью 0,1 К. При этом колебания 
температуры внутри установки не превышали 
0,0001 К.

Измерения выполнялись в интервале тем-
ператур T = 273…673 К для четырех систем 

газов, а именно: C3H8 – C2H6, C5H12 – C2H6, 
C4H10 – C3H8 и C5H12 – CH4. Все измерения вы-
полнены в газовой фазе до термического раз-
ложения указанных газов. Точность измере-
ний КВД данным методом составила 1…2 %. 
Результаты измерений приведены на рис. 1–4.

Теоретические расчеты

На рис. 1–4 помимо экспериментальных 
данных также приведены значения коэф-
фициентов диффузии, рассчитанные авто-
рами по приведенной ниже методике для 
потенциала Леннарда – Джонса. Для систем 
C3H8 – C2H6 и C4H10 – C3H8 также приведены 

Рис. 1. Коэффициенты взаимной диффузии 
разреженной газовой системы C3H8 – C2H6

Рис. 2. Коэффициенты взаимной диффузии 
разреженной газовой системы C4H10 – C3H8
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Рис. 3. Коэффициенты взаимной диффузии 
разреженной газовой системы C5H12 – CH4

Рис. 4. Коэффициенты взаимной диффузии 
разреженной газовой системы C5H12 – C2H6
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экспериментальные значения D12, опублико-
ванные другими исследователями [18, 19].

Для расчета КВД рассматриваемых би-
нарных систем газов так же, как и в рабо-
тах [20, 21], было применено соотношение 
на основе молекулярно-кинетической теории [7]:

D

M M A
M M

D T f
p

 (1)

где M1 и M2 – молекулярные массы 1-го и 2-го 
компонентов соответственно, г/моль; p – дав-
ление, атм; σ12 – эффективный диаметр столк-

новений разнородных молекул, нм; A  

(здесь  – приведенные интегралы 

столкновения разнородных молекул [7]) при 

приведенной температуре kTT  (где k – 

постоянная Больцмана, Дж/К; T – темпера-
тура, К; ε12 – энергия взаимодействия разно-
родных молекул, Дж); fD – корректирующий 
множитель [7]. Комплекс  рассчиты-
вается [11, 12, 16, 20, 21] по формуле:

 (2)

где σ1, σ2 – эффективные диаметры столкнове-
ний молекул газов 1 и 2 соответственно, нм.

Значения  и  вычислялись при 
различных температурах исходя из обобщен-
ной зависимости вязкости чистых газов [3], эти 
значения также можно получить непосредст-
венно из экспериментальных данных по коэф-
фициентам вязкости при их наличии.

В таблице приведены отклонения экс-
периментальных данных от рассчитанных 
по методике авторов для четырех рассмотрен-
ных газовых систем. Как видно на рис. 1–4 
и в таблице, экспериментальные данные ав-
торов согласуются с вычисленными в преде-
лах 1…3%. Также эти данные хорошо согла-
суются с экспериментальными и вычисленны-
ми значениями других авторов. На основе про-
веденных исследований данный метод вычис-
лений [11, 12, 16, 20, 21] можно рекомендовать 
для расчета температурной зависимости КВД 
в пределах погрешности экспериментальных 
данных.

Как показали расчеты для различных га-
зовых систем при низких давлениях, такой 
подход позволяет рассчитать коэффициенты 
вязкости, диффузии и термодиффузии, оста-
ваясь в рамках потенциала Леннарда – Джонса, 
включая так называемые классические газовые 
смеси, а также ряд углеводородных газов из ал-
канов [11–15, 20, 21]. Отклонения эксперимен-
та и расчета для большинства систем газов ле-
жали в пределах 1…3 %, а для отдельных газо-
вых смесей достигали 5 %.

Отклонение вычисленных по формулам (1), (2) коэффициентов взаимной диффузии 
от экспериментальных данных

T, К
Система газов

C3H8 – C2H6 C4H10 – C3H8 C5H12 – CH4 C5H12 – C2H6

273 –3,1 –2,4 – –
293 –1,3 –2,1 – –
298 – 2,0 – –
323 –1,1 3,3 –2,1 –2,8
333 – –1,6 – –
373 –0,8 –2,6 –1,6 3,0
418 – 2,0 – –
423 – – –0,6 2,4
468 – 2,4 – –
473 2,6 2,4 0,5 2,7
523 1,6 1,3 1,5 3,0
573 1,6 2,2 1,3 2,3
623 2,1 2,8 1,3 0,8
673 1,5 2,9 2,5 2,7

Среднее отклонение 1,7 2,3 1,4 2,5
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Abstract. The study of the transport properties of gas mixtures containing hydrocarbon gases is of great importance 
for improving the effi  ciency of the fuel and energy industry. In this paper, the authors consider the binary diff usion 
coeffi  cients of four dilute binary gas systems containing CH4, C2H6, C3H8, C4H10 and C5H12. The paper presents 
experimental data obtained at an experimental setup implementing a stationary fl ow method. The experimental 
results are compared with calculated ones got according to the method proposed by the authors earlier. The method 
allows to determine the temperature dependence of the binary diff usion coeffi  cients using the viscosity of pure gases. 
Experimental results are compared with data obtained by other authors as well. There is an agreement between the 
experimental and calculated values within the experimental error.

Keywords: diff usion, dilute binary gas systems, hydrocarbons, experiment, calculation method.
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Тезисы. Одной из основных задач газовой промышленности продолжает оставаться повышение 

производительности газовых скважин. Предлагается метод повышения проницаемости приза-

бойной зоны пласта (ПЗП) путем геомеханического дробления породы. Посредством управления 

напряженно-деформированным состоянием (НДС) в ПЗП достигаются нарушение монолитности 

породы, разрушение и трещинообразование. В результате ПЗП оказывается пронизанной множе-

ством искусственно созданных трещин, выполняющих роль техногенных фильтрационных каналов, 

а ее проницаемость существенно возрастает.

Метод разрабатывался для скважин подземных хранилищ газа (ПХГ) и применим для скважин 

месторождений. С целью разработки метода геомехдробления породы для газовых скважин: 

• экспериментально определены деформационные, прочностные и фильтрационные свойства 

горных пород в условиях трехосного напряженного состояния;

• установлена необходимая депрессия геомехдробления на пласт в результате исследования 

механических свойств образцов пород пластов-коллекторов, газодинамических исследований сква-

жин на стационарных режимах эксплуатации и математического моделирования НДС породы в ПЗП; 

• разработаны технические решения, позволяющие применять метод геомехдробления с уче-

том технологических ограничений, существующих для газовых скважин. 

Проанализированы условия Карашурского, Песчано-Уметского, Кущевского, Северо-Ставро-

польского и Елшанско-Курдюмского ПХГ. Проведена апробация метода геомехдробления на одной 

из скважин Карашурского ПХГ. Получен прирост дебита скважины на 15…17 %.

В настоящее время для газовой промышленности продолжает оставаться ак-
туальной разработка способов повышения продуктивности скважин. Предлагается 
рассмотреть новый метод, разработанный в ООО «Газпром ВНИИГАЗ», который 
можно использовать для интенсификации притока газовых скважин месторожде-
ний и подземных хранилищ газа (ПХГ), как вновь пробуренных, так и находящихся 
в эксплуатации.

Применительно к интенсификации нефтяных скважин известен метод направлен-
ной разгрузки пласта (НРП), имеющий несколько разновидностей [1–4]. Так, способ 
ремонта скважин, призванный повышать приток пластового флюида, включает пер-
форацию стенок скважины и создание депрессии, необходимой для изменения струк-
туры грунта и тем самым увеличения его проницаемости в призабойной зоне пласта 
(ПЗП), определенной на основании исследований механических свойств образцов 
грунта из пласта [1].

Известна также такая разновидность НРП, как способ вызова или увеличения 
притока флюида в скважинах, включающий создание открытого ствола в продук-
тивном пласте, определение эксплуатационных значений депрессии, исследование 
механических свойств образцов грунта из пласта, определение на их основе величи-
ны депрессии, достаточной для разрушения грунта в окрестности скважины, и соб-
ственно создание депрессии [2].

Следующая разновидность метода НРП предполагает регистрацию изменения 
коэффициента продуктивности в процессе воздействия на ПЗП снижением давления 
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на забое скважины [3]. При этом определяется 
напряжение, соответствующее необратимому 
увеличению проницаемости образцов горных 
пород продуктивного пласта. Для этого про-
водятся опыты по исследованию зависимости 
проницаемости горных пород в области забоя 
от действующих в них напряжений. Затем, как 
и при использовании других разновидностей 
метода, создается депрессия на забое скважи-
ны. При прекращении роста коэффициента 
продуктивности скважина переводится в экс-
плуатационный режим.

Наиболее полно детали метода НРП прояв-
ляются в способе обработки нагнетательной 
скважины [4]. Сначала производится отбор 
образцов породы из продуктивной толщи наг-
нетательной скважины или ближайшей к ней 
скважины, затем на отобранных образцах мо-
делируются условия сжатия породы, которые 
действуют в ПЗП при различных конструк-
циях забоя скважины и различных депрессиях 
в скважине, с воспроизведением напряжений, 
при которых происходят деформирование 
с растрескиванием, разрыхлением образцов 
породы и необратимым повышением их про-
ницаемости. На последующих этапах опреде-
ляется конструкция забоя нагнетательной сква-
жины с перфорационными отверстиями или 
горизонтальной щелью в открытом стволе, за-
тем создается на забое скважины депрессия, 
не меньшая установленной по данным модели-
рования образцов породы, с ее поддержанием 
до перевода скважины в режим нагнетания.

Все названные выше разновидности ме-
тода НРП имеют существенные ограничения. 
Так, в первом случае [1] необходимо проводить 
перфорацию стенок скважины, что сокращает 
область применения метода. Вторая разновид-
ность метода [2], наоборот, реализуется толь-
ко в открытом стволе, что также ограничивает 
сферу ее применимости. Третий вариант [3] 
требует установки дополнительного забойно-
го оборудования. Четвертый вариант [4] при-
меним только в нагнетательных скважинах, 
используемых для поддержания пластового 
давления при добыче нефти на месторожде-
ниях. Его характеризует технически и методи-
чески сложное моделирование условий сжа-
тия породы, действующих в ПЗП при различ-
ных конструкциях забоя скважины и различ-
ных депрессиях. Но главным фактором непри-
менимости метода НРП для газовых скважин 
является необходимость глушения скважины 

с последующим использованием для создания 
депрессии струйного насоса. 

Разработанный в ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ» метод геомеханического дробле-
ния породы направлен на увеличение продук-
тивности газовых скважин за счет повышения 
проницаемости ПЗП посредством создания 
в ней системы трещин. Метод предполагает ис-
следования керна из призабойной зоны пласта-
коллектора, проведение на газовой скважине 
газодинамических исследований (ГДИ) на ста-
ционарных режимах, а также математическое 
моделирование напряженно-деформирован-
ного состояния породы пласта-коллектора.

Суть метода геомеханического дробле-
ния породы заключается в создании в окрест-
ности газовой скважины напряжений, приво-
дящих к растрескиванию породы и появлению 
в пласте искусственной системы макротре-
щин, играющих роль фильтрационных ка-
налов, проницаемость которых значительно 
(в разы и более) превышает природную прони-
цаемость пласта.

Для использования метода геомеханичес-
кого дробления породы на месторождении 
или ПХГ следует для конкретных геолого-
технических условий определить величину 
депрессии, необходимой для активации про-
цесса растрескивания в окрестности скважи-
ны, а также оценить фактическую возмож-
ность ее достижения на конкретной скважи-
не. Депрессия геомехдробления на пласт-
коллектор создается путем продувки скважи-
ны либо через диафрагменный измеритель 
критического течения (ДИКТ) с выпуском 
газа в атмосферу, либо через крановое регу-
лирующее устройство (КРУ) с выпуском газа 
в газопровод.

С точки зрения технологии метод геомеха-
нического дробления породы пласта включает 
следующие операции:

1) определение прочностных свойств поро-
ды в ПЗП по керну, а именно: сцепления по-
роды в ПЗП (С ), коэффициента структурно-
го ослабления сцепления (λ), угла внутреннего 
трения породы (φ);

2) ГДИ скважины-кандидата на стационар-
ных режимах, а именно: на четырех-шести ре-
жимах прямого хода, начиная от меньших де-
битов к большим, и двух-трех режимах обрат-
ного хода, повторяя два режима прямого хода 
(как правило, 2-й и 3-й). На каждом режи-
ме необходимо достичь полной стабилизации 
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(неизменного значения в течение 5 мин) давле-
ния и дебита скважины;

3) по результатам исследований керна 
и ГДИ определение депрессии геомехдроб-
ления, при которой происходит образование 
трещин в породе пласта. Для расчета депрес-
сии геомехдробления необходимы следующие 
исходные данные:

• показатели механических свойств породы 
пласта-коллектора в ПЗП: С, λ, φ;

• данные о фильтрационных характерис-
тиках породы пласта-коллектора в ПЗП: коэф-
фициенты фильтрационного сопротивления А, 
МПа2/(тыс. м3/сут), и В, МПа2/(тыс. м3/сут)2, 
полученные исходя из результатов ГДИ эксп-
луатационной скважины;

• пластовое давление флюида (рпл);
• характеристики заканчивания скважи-

ны: отношение радиуса контура питания сква-
жины к радиусу забоя (Rк/Rз).

Определение С и φ монолитных образцов 
горных пород целесообразно выполнить ме-
тодом нагружения сферическими индентора-
ми [5, 6]. При определении показателей объем-
ной прочности образцы подвергаются раска-
лыванию путем сжатия парой сферических ин-
денторов в приборе-пробнике ИСМ-190 или 
аналогичном, способном проводить испыта-
ния образцов горной породы в соответствии 
с ГОСТ 24941-81.

Сцепление, МПа, и угол внутреннего тре-
ния, град., определяют по формулам [5]:

C = +  (1)

=  (2)

P=
S

 (3)

P=
S

 (4)

где P – нагрузка в момент разрушения образ-
ца при сжатии сферическими инденторами, Н; 
Smax – площадь поверхности большей из зон 
структурно-механических изменений под ин-
денторами, м2; Sр – площадь поверхности раз-
рыва образца, м2; σс – радиальное сжимающее 
напряжение на поверхности большей из зон, 
МПа; σр – предел прочности на растяжение об-
разца, МПа.

Для слабосцементированного песчаника 
допустимо применение приближенной анали-
тической формулы

 (5)

связывающей сцепление образца породы с пре-
делом прочности на растяжение.

Дебит геомехдробления для скважины 
с перфорированной колонной qк, м3/сут, опре-
деляется по формулам:

p C B TA Tq
B T A T T

 (6)

 (7)

Т = 2(tg2α – 1), (8)

где T – вспомогательный безразмерный пара-
метр; α – угол разрушения породы в ПЗП, град.

Депрессию геомехдробления ∆p, МПа, на-
чала объемных разрушений породы в ПЗП при 
отборе из скважины с перфорированной колон-
ной определяют по формуле:

p p p Aq Bq  (9)

Дебит геомехдробления для скважины 
с открытым забоем Qк, м3/сут, определяется 
по формулам:

RC p Bt
Rt AQ R A tBt

R

 (10)

t = tg2α – 1, (11)

где t – безразмерный параметр.
Депрессия геомехдробления скважины 

с открытым забоем определяется по форму-
ле (9) с заменой qк на Qк.

Создание депрессии геомехдробления 
на пласт-коллектор в газовой скважине (неза-
глушенной жидкостью) возможно путем сни-
жения устьевого давления. Снижения устье-
вого давления до заданной величины в тече-
ние определенного времени можно достичь 
при продувке скважины либо в атмосферу 
с использованием ДИКТ, либо в газопровод 
с использованием КРУ. При этом максимально 
достижимое значение ∆p зависит от характе-
ристик конкретной скважины: потерь давления 
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в насосно-компрессорных трубах, диаметра 
диафрагмы, потерь давления в шлейфе.

Достижимость депрессии геомехдроб-
ления, определенной с учетом прочностных 
и фильтрационно-емкостных свойств породы 
пласта-коллектора, определяется технически-
ми характеристиками конкретной скважины. 
Максимальное значение ∆p может быть достиг-
нуто на скважине при ее продувке с выпуском 
газа в атмосферу.

Расчет максимально достижимой депрес-
сии на пласт-коллектор скважины ПХГ при 
продувке с выпуском газа в атмосферу с ис-
пользованием ДИКТ проводится в следующей 
последовательности. Для каждого конкрет-
ного случая строятся зависимости забойного 
pзаб, кгс/см2, и устьевого pуст, кгс/см2, давлений 
от дебита Q, тыс.м3/сут, по формулам

p p AQ BQ  (12)

S

S

z T
p Q

dp
e

 (13)

LS
z T

 (14)

где dвн – внутренний диаметр лифтовых труб, 
см; L – глубина скважины, м; Тср – средняя тем-
пература флюида1, К; zср – коэффициент сверх-
сжимаемости флюида средний1, безразмерный; 
λтр – коэффициент гидравлических сопротив-
лений лифтовых труб1, безразмерный;  – от-
носительная плотность газа по воздуху, без-
размерная, а также зависимость (с учетом фор-
мулы (12)) возникающей при этом депрес-
сии на пласт ∆p, кгс/см2, от дебита скважины 
по формуле 

Δp = pпл – pзаб. (15)

Далее строится характеристическая зави-
симость, связывающая диаметр диафрагмы 
с дебитом скважины Q при критическом исте-
чении через диафрагму ДИКТ:

cP
Q

zT
 (16)

где с – коэффициент измерителей критичес-
кого течения, безразмерный, определяют1 

1 Определяют согласно инструкции [7].

по диаметру диафрагмы; Рд – абсолютное дав-
ление перед диафрагмой (Рд = pуст), кгс/см2; Тд – 
абсолютная температура газа перед диафраг-
мой, К; Δ – поправочный коэффициент для уче-
та изменения показателя адиабаты реального 
газа1, безразмерный; z – коэффициент сверх-
сжимаемости при Рд и Тд. По линейной зависи-
мости (16) определяется дебит скважины при 
данном диаметре диафрагмы, обеспечивающий 
реализацию метода геомехдробления.

Для проведения работ при продувке сква-
жины в атмосферу устанавливают в ДИКТ 
диафрагму необходимого диаметра. При вы-
пуске газа в газопровод определяют требуемый 
процент раскрытия проходного отверстия КРУ. 
Продувают скважину через ДИКТ или КРУ 
с целью создания депрессии геомеханического 
дробления в течение нескольких минут после 
установления стационарного режима. С целью 
оценки изменения производительности сква-
жин ПХГ методом геомехдробления породы 
пласта проводят повторные ГДИ на стационар-
ных режимах.

Работы по интенсификации притока мето-
дом геомехдробления могут проводиться на га-
зовых скважинах с любой конструкцией за-
боя – перфорированная эксплуатационная ко-
лонна, открытый ствол, расширенная ПЗП.

После проведения повторных ГДИ на ста-
ционарных режимах и подтверждения эффек-
тивности проведенных работ производят вклю-
чение скважины в эксплуатацию на новом ре-
жиме с увеличенной производительностью.

В декабре 2021 г., объявленного в России 
Годом науки и технологий, ООО «Газпром 

Сотрудники ООО «Газпром ВНИИГАЗ» 
и ООО «Газпром ПХГ» на скважинных 
испытаниях метода геомеханического 

дробления породы для повышения 
производительности скважин. 

Карашурское ПХГ, декабрь 2021 г.
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ВНИИГАЗ», являясь ведущим научным цент-
ром ПАО «Газпром», создающим и внедряю-
щим инновационные научно-технологические 
разработки, провел испытания метода гео-
механического дробления породы для по-
вышения производительности скважин. 
Апробация нового технического решения 
проведена на одной из скважин Карашурского 
ПХГ (рисунок) с помощью специалистов 

ООО «Газпром ПХГ»: в промысловых усло-
виях проверены и подтверждены результа-
ты теоретических и экспериментальных ис-
следований. В результате испытаний приме-
ненного метода зафиксировано увеличение 
производительности скважины на 15…17 %. 
Впервые в мировой практике данная техноло-
гия разработана и апробирована для газовых 
скважин.

A new method for rising performance of gas wells on the grounds of geomechanical 
fragmentation of bottom-hole rocks

M.V. Pyatakhin1*, S.O. Ovodov1, S.A. Shulepin1, S.A. Khan2, S.L. Kostikov2, Yu.M. Gaydash3

1 Gazprom VNIIGAZ LLC, Bld. 1, Estate 15, Proyektiruemyy proezd no. 5537, Razvilka village, 
Leninskiy urban district, Moscow Region, 142717, Russian Federation
2 Gazprom PJSC, BOX 1255, St. Petersburg, 190900, Russian Federation
3 Rigla LLC, Bld. 22, Block 4-1, Kashirskoye shosse, Moscow, 115201, Russian Federation
* E-mail: M_Pyatakhin@vniigaz.gazprom.ru

Abstract. Rising of well performance is still a topical challenge for the gas industry. Authors suggest a new 
method aimed to increase permeability of a bottom-hole area through the geomechanical fragmentation of rocks. 
Manipulating the stress-strain behavior of the bottom-hole area violates the integrity of a rock and initiates the crack 
propagation. Hence, the bottom-hole area is penetrated with a grid of the artifi cial cracks acting like the manmade 
fi ltering channels, and the permeability of the bottom-hole area increases. 

The named method was created for the underground gas storages (UGSs), but it is suitable for the natural 
deposits as well. To work it out, there were the following studies: 

• the deformation, strength and fi ltration properties of rocks were tested in conditions of the 3-axis strain;
• the diff erential pressure necessary for the geomechanical fracturing was determined through studying the 

mechanical properties of the reservoir-rock samples, gas-dynamical testing of wells in the stationary operation 
regimes and math simulation of the stress-strain behavior of rocks in the bottom-hole area; 
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• few techniques considering the technological constrains for gas wells were designed.
In course of the studies, the cases of the Karashurskoye, Peschano-Umetskoye, Kushchevskoye, Severo-

Stavropolskoye and Yelshansko-Kurdyumskogo UGSs were analyzed. The geomechanical fracturing method was 
piloted at a well of Karashurskoye UGS. Its capacity increased by 15…17 %.

Keywords: geomechanical crushing of rock, increasing the productivity of UGS wells, stress-strain state of rock, 
depression of geomechanical fragmentation into the formation, gas-dynamic studies of wells.
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Комплексный подход при мониторинге фракционного 

состава конденсатов валанжинских залежей 

Уренгойского месторождения

Н.М. Парфенова1*, Р.Ю. Наренков1, Е.Б. Григорьев1

1 ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., г.o. Ленинский, 

пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, зд. 15, стр. 1
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Тезисы. В настоящей работе представлены результаты комплексного исследования результатов 

мониторинга фракционного состава конденсатов валанжинских залежей Уренгойского нефтегазо-

конденсатного месторождения (НГКМ) за более чем 20-летний период разработки месторождения.

Валанжинский газоконденсатный горизонт Уренгойского НГКМ приурочен к газоконденсатно-

нефтяным залежам в пластах нижнемелового продуктивного комплекса. Промышленная эксплуата-

ция нижнемеловых продуктивных залежей Уренгойского НГКМ началась в январе 1985 г. поэтапным 

освоением газоконденсатной залежи по площади и разрезу месторождения. Конденсаты отбирались 

в период 1999–2009 гг. со всех четырех установок комплексной подготовки газа.

В основу исследования положены результаты, полученные при характеристике фракционного 

и компонентного составов конденсатов, которые сравнивались в процессе анализа с аналогичными 

данными о конденсатах, отобранных при начальных пластовых условиях.

На основании анализа конденсатов Уренгойского НГКМ газохроматографическим методом, 

проводимого в период 1999–2009 гг., сделан вывод о том, что в целом конденсаты 1-го – 4-го эксп-

луатационных объектов в течение 10 лет не претерпели заметных изменений, которые наблюдались 

в период 1985–1999 г., что вполне согласовалось с результатами мониторинга фракционного сос-

тава в этот же период разработки.

Примененный в работе комплексный подход к изучению динамики фракционного состава мето-

дом разгонки конденсатов и компонентного состава газохроматографическим методом показал хо-

рошее совпадение результатов, что позволяет рекомендовать его в качестве примера для использо-

вания на других месторождениях.

В процессе эксплуатации газоконденсатных залежей пластовое давление в объек-
тах разработки снижается, вследствие чего за счет перехода части углеводородов (УВ) 
С5+в в жидкое состояние в пласте (пластовые потери конденсата) во фракционном сос-
таве добываемых конденсатов происходят заметные изменения. Поскольку эти дан-
ные закладываются в проект разработки месторождения, определения уровня добычи 
и переработки конденсата, проведение мониторинга фракционного состава конденса-
тов занимает важное место в общей газоконденсатной характеристике конденсатов.

Ниже представлены результаты комплексного исследования мониторинга фрак-
ционного состава конденсатов валанжинских залежей Уренгойского нефтегазо-
конденсатного месторождения (НГКМ) за более чем 20-летний период разработки 
месторождения. При изучении динамики фракционного состава конденсатов в про-
цессе мониторинга принимались во внимание сложная структура месторождения 
с большим количеством продуктивных пластов, разное состояние четырех объектов 
разработки (с различными значениями начального пластового давления) и большое 
количество скважин.

Валанжинский газоконденсатный горизонт Уренгойского НГКМ приуро-
чен к газоконденсатнонефтяным залежам в пластах нижнемелового продуктивно-
го комплекса. Промышленная эксплуатация нижнемеловых продуктивных залежей 
Уренгойского НГКМ началась в январе 1985 г. поэтапным освоением газоконден-
сатной залежи по площади и разрезу месторождения. При проектировании разра-
ботки месторождения все продуктивные пласты нижнего мела были сгруппирова-
ны в четыре эксплуатационных объекта с учетом их положения в разрезе, термоба-
рических условий, фильтрационно-емкостных характеристик коллекторов и насы-
щающих их флюидов. Сначала в разработку в 1985 г. были введены 2-й, 3-й и 4-й 
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эксплуатационные объекты. С 1993 г. началось 
промышленное освоение запасов 1-го эксплуа-
тационного объекта, продуктивные пласты ко-
торого были сгруппированы в два подобъекта: 
1А и 1Б.

Кроме того, была применена групповая 
децентрализованная схема сбора продукции 
скважин с обработкой углеводородного сырья 
на нескольких установках комплексной под-
готовки газа (УКПГ) большой производитель-
ности и подачей от них продукции в газотранс-
портную систему через межпромысловый кол-
лектор. В настоящее время в эксплуатации 
находятся четыре УКПГ для добычи газа из ва-
ланжинской залежи (УКПГ-1АВ, УКПГ-2В, 
УКПГ-5В и УКПГ-8В), расположенные по тер-
риториальному признаку [1–3].

Конденсаты отбирались в период 
1999–2009 гг. со всех четырех УКПГ. Резуль-
таты, полученные при характеристике указан-
ных конденсатов, сравнивались в процессе ана-
лиза с соответствующими данными о конден-
сатах, отобранных при начальных пластовых 
условиях. Данные о начальных термобаричес-
ких условиях и содержании УВ С5+в (конденса-
та) обнародованы ранее [4].

На рис. 1 приведена сравнительная харак-
теристика фракционных составов конденсатов 
всех четырех объектов при начальных пласто-
вых условиях. Видно, что в целом конденсаты 

всех четырех эксплуатационных объектов, 
отобранные при начальном пластовом давле-
нии (Pпл), схожи по фракционному составу. 
Небольшие различия заметны в легкой и в вы-
сококипящей частях. Необходимо отметить тот 
факт, что каждый из валанжинских пластов 
имел свою газоконденсатную характеристику 
и при одновременной эксплуатации несколь-
ких пластов в объекте в зависимости от режи-
ма работы скважины наблюдалось взаимное 
влияние пластов.

Динамика фракционного состава конден-
сатов прослежена по данным фракционного 
состава, распределению 10-градусных фрак-
ций и выходам топливных фракций. По резуль-
татам исследований выявлено, что в течение 
20-летней эксплуатации месторождения фрак-
ционный состав конденсатов валанжинских 
залежей претерпел изменения. Наиболее су-
щественные изменения наблюдались для кон-
денсатов 2-го, 3-го и 4-го эксплуатационных 
объектов, что показано на примере конденса-
тов 2-го объекта (рис. 2).

Динамика фракционного состава кон-
денсатов 2-го объекта в процессе разработ-
ки показана по разведочной скважине (да-
лее – скв.) Р-1 (начальные пластовые условия) 
и скв. 2АВ-1 с УКПГ-2АВ, мониторинг по ко-
торой проводился в течение 10 лет (см. рис. 2). 
На рис. 2 наглядно видно, что при снижении 

Рис. 1. Фракционный состав конденсатов 
четырех эксплуатационных объектов 
при начальном пластовом давлении
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Рис. 2. Динамика фракционного состава 
конденсатов 2-го объекта
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пластового давления от начального значе-
ния 27,9 МПа (1985 г.) до 14,5 МПа (1999 г.) 
в скв. 2АВ-1 произошло значительное облег-
чение конденсата во всем температурном ин-
тервале выкипания конденсата, отраженное 
на рис. 2 значительным расстоянием между 
кривыми фракционного состава. Облегчение 
конденсатов сопровождалось сокращением 
высококипящей части и снижением кон-
ца кипения с 310…340 °С до 210…230 °С. 
Дальнейшее снижение пластового давле-
ния до 9,3 МПа (2009 г.) не оказало заметного 
влияния на фракционный состав конденсатов. 
Кривые фракционного состава расположены 
близко друг к другу, различаясь в небольшой 
степени лишь по температурам конца кипения.

На кривых концентрационного распреде-
ления 10-градусных фракций (рис. 3) отчетли-
во видно увеличение доли легкокипящих фрак-
ций и сокращение конца кипения конденсатов 
при изменении пластового давления в процес-
се разработки более чем на 100 °С.

Динамика выходов товарных фракций кон-
денсатов 2-го объекта в сравнении с конденса-
том, отобранным при начальном пластовом дав-
лении, свидетельствует (рис. 4) об увеличении 
выхода бензиновых фракций и исчезновении 
в составе конденсатов фракций керосина и лег-
кого газойля уже при переходе пластового дав-
ления от начального значения 27,9 МПа в 1985 г. 
к значению 14,5 МПа в 1999 г. С этого времени 
и далее конденсаты 2-го объекта представляли 
собой практически бензиновую фракцию.

Аналогичная ситуация складывалась и при 
эксплуатации конденсатов 3-го и 4-го объектов: 
с начала разработки (1985 г.) до 2009 г. сни-
жение пластового давления привело к значи-
тельному облегчению конденсатов, которые 
с 1999 г. представляли собой практически бен-
зиновую фракцию.

Сравнительная характеристика фрак-
ционного состава конденсатов всех четырех 

Рис. 3. Динамика концентрационного распределения 10-градусных фракций 
конденсатов 2-го объекта
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Рис. 4. Динамика выходов товарных 
фракций конденсатов 2-го объекта: 

н.к. – начало кипения
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объектов по состоянию на 2009 г. представлена 
на рис. 5. Видно, что кривые фракционного 
состава конденсатов четырех объектов иден-
тичны по форме практически во всем интерва-
ле выкипания конденсатов, но располагаются 
друг над другом. Это свидетельствует о том, 
что фракционный состав конденсатов 1-го 
объекта, который стал разрабатываться позднее 
конденсатов 2-го…4-го объектов, несколько тя-
желее с более высокими температурами кон-
ца кипения. Конденсаты 2-го…4-го объектов 
схожи между собой по фракционному составу. 
Принимая во внимание тот факт, что валан-
жинские залежи разрабатывались умерен-
ными темпами, пик их выработки пришелся 
на 2004 г. и к настоящему времени добыча газа 

по сравнению с пиковым уровнем снизилась 
незначительно [3], можно заключить, что в нас-
тоящее время конденсаты отложений валанжи-
на по-прежнему представляют собой бензино-
вую фракцию.

Конденсаты Уренгойского НГКМ также 
были исследованы методом газожидкостной 
хроматографии (ГЖХ), позволяющим осу-
ществлять контроль изменения компонентно-
го состава конденсатов в динамике. Считаем, 
что изучение динамики компонентного состава 
конденсатов газохроматографическим методом 
является неотъемлемой частью исследования 
динамики фракционного состава в процессе 
разработки месторождения. На основании дан-
ных расчета хроматограмм конденсатов можно 
сделать выводы о содержании легкой и тяжелой 
частей, об укорочении цепочки С-атомов, сви-
детельствующей об облегчении конденсатов. 
Для проведения экспресс-анализа нет необхо-
димости проводить разгонки конденсатов с оп-
ределением конца кипения. Метод ГЖХ позво-
ляет исследовать большее количество продук-
ции скважин в сравнительно короткое время.

Систематический мониторинг компонент-
ного состава конденсатов Уренгойского НГКМ 
начался с 1998 г., когда разработка 2-го…4-го 
объектов шла полным ходом. Конденсаты 
всех эксплуатационных объектов относятся 
к метаново-нафтеновому типу. Лишь в неко-
торых скважинах УКПГ-1АВ и УКПГ-8В 
подобъекта 1А были обнаружены нафтеновые 
конденсаты в виде аномалии [5, 6].

В качестве примера газохроматографичес-
кого исследования конденсатов взят конден-
сат 2-го эксплуатационного объекта из 2АВ-1 
(табл. 1).

Рис. 5. Фракционный состав конденсатов 
четырех объектов Уренгойского НГКМ 
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Таблица 1
Динамика компонентного состава конденсата 2-го объекта из скв. 2АВ-1 (УКПГ-2АВ)

Показатель
Дата отбора

1999 г. 2002 г. 2005 г. 2006 г. 2007 г. 2008 г.
Рпл, МПа 14,19 13,44 10,90 10,57 10,05 10,12
Содержание С5+в, г/м3 73,40 62,60 55,40 55,10 55,40 53,70

П
ар

ам
ет

р 
ко

мп
он

ен
тн

ог
о 

со
ст

ав
а ряд н-алканов С3…С20 С3…С19 С3…С18 С3…С19 С3…С19 С3…С19

Ʃ н-алканов, % масс. 24,2 23,75 23,97 24,73 26,27 25,64
концентрационный максимум С7 С7 С7 С7 С6 С7

Ʃ С5…С8, % масс. 65,29 68,39 64,25 69,46 66,08 67,58
Ʃ С16…С32, % масс. 0,62 0,46 0,46 0,32 0,27 0,28
УВ С20+, % масс. 0,01 0 0,01 0 0 0
Ʃ легких нафтенов, % масс. 18,60 18,91 18,68 19,55 19,02 19,40
Ʃ легкой ароматики, % масс. 5,47 5,46 5,44 5,36 5,63 6,14



152 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 3 (52) / 2022

За время разработки скважины в период 
с 1999-го по 2008 г. пластовое давление в сква-
жине снизилось с 14,19 до 10,12 МПа, что 
не привело к сколь-нибудь заметному измене-
нию параметров компонентного состава кон-
денсата и, следовательно, фракционного сос-
тава, что совпадает с результатами его разгон-
ки (см. рис. 2–4).

Таким образом, по изменению показателей 
компонентного состава можно судить и об из-
менении показателей фракционного состава: 
увеличении или уменьшении легкокипящей 
и высококипящей частей, протяженности ряда 
С-атомов.

Методом ГЖХ изучена динамика компо-
нентного состава конденсатов из всех четырех 
УКПГ. Усредненные данные по 2-му объекту 
приведены в табл. 2.

По результатам исследования можно отме-
тить, что пластовое давление в скважинах пос-
тепенно снижалось, однако разными темпами 
в разных УКПГ. В некоторых скважинах сни-
жение пластового давления приводило к об-
легчению конденсатов (т.е. увеличению доли 

легких УВ и снижению доли высококипящих 
УВ), как, например, в скв. 2АВ-2 (УКПГ-2АВ) 
и в скв. 8В-1 (УКПГ-8В). В других скважи-
нах постепенное снижение пластового давле-
ния не приводило к каким-нибудь заметным 
изменениям компонентного состава конден-
сатов, например, в скв. 1АВ-1 (УКПГ-1АВ) 
и в скв. 5В-1 (УКПГ-5В). Значит, в скважинах 
УКПГ-1АВ и УКПГ-2АВ снижение пластового 
давления и вследствие этого облегчение кон-
денсатов (сокращение длины ряда н-алканов 
до С16-18 и С20) происходило с большей ско-
ростью, чем в скважинах УКПГ-5В и УКПГ-8В 
(С18-20 и С22).

Исходя из данных табл. 3 в скважинах 
УКПГ-2АВ и УКПГ-8В 3-го объекта снижение 
пластового давления и вследствие этого облег-
чение конденсатов (сокращение длины ряда 
н-алканов до С20-21 и С20) происходило с боль-
шей скоростью, чем в скважинах УКПГ-1АВ 
и УКПГ-5В (С26 и С31). 

Из данных табл. 4 следует, что в скважи-
нах УКПГ-2АВ и УКПГ-5В 4-го объекта сни-
жение пластового давления и вследствие 

Таблица 2
Усредненные данные о компонентном составе конденсатов 2-го объекта (на 2008 г.)

УКПГ Рпл, МПа Ряд 
н-алканов

Содержание, % масс.
н-алканы ароматические УВ нафтеновые УВ УВ С5…С8

УКПГ-1АВ 10,42…11,21 С3…С18 26,9…28,7 5,0…5,8 18,3…20,2 62,6…67,0
УКПГ-2АВ 10,19…8,94 С3…С16-19 26,9…30,4 4,8…5,8 18,5…21,3 65,2…70,0
УКПГ-5В 10,27…13,82 С3…С18-20 27,0…28,1 5,0…5,5 18,1…202 63,0…65,9
УКПГ-8В 11,03…13,16 С3…С22 28,3…29,8 4,1…4,7 18,0…20,0 62,9…66,8

Таблица 3
Усредненные данные по компонентному составу конденсатов 3-го объекта на 2009 г.

УКПГ Рпл, МПа Ряд 
н-алканов

Содержание, % масс.
н-алканы ароматические УВ нафтеновые УВ УВ С5…С8

УКПГ-1АВ 11,48…12,56 С3…С26 26,65…27,12 3,85…4,20 17,81…18,22 64,41…67,32
УКПГ-2АВ 9,32…11,12 С3…С19-21 24,77…27,90 3,79…4,25 17,44…19,86 65,30…67,30
УКПГ-5В 11,58…12,84 С3…С19-31 25,92…26,98 5,02…6,19 17,82…18,57 64,08…66,02
УКПГ-8В 12,05…12,45 С3…С20 25,69…25,64 6,77…7,25 17,72…20,0 66,25…61,28

Таблица 4
Усредненные данные по компонентному составу конденсатов 4-го объекта на 2007 г.

УКПГ Рпл, МПа Ряд 
н-алканов

Содержание, % масс.
н-алканы ароматические УВ нафтеновые УВ УВ С5…С8

УКПГ-1АВ 12,77…12,84 С3…С18,24 26,15…28,82 5,41…5,60 18,46…19,60 66,94…71,32
УКПГ-2АВ 11,86…11,96 С3…С19 24,77…25,64 4,94…6,05 19,71…19,81 65,32…65,73
УКПГ-5В 11,47…13,03 С3…С19-20 26,66…27,66 4,99…5,15 19,47…20,05 66,42…68,79
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этого облегчение конденсатов (сокращение 
длины ряда н-алканов до С19 и С19-20) проис-
ходило с большей скоростью, чем в скважи-
нах УКПГ-1АВ, конденсаты которых имели 
в 2007 г. протяженность ряда н-алканов до С18-24.

Таким образом, изучение динамики компо-
нентного состава конденсатов газохроматогра-
фическим методом позволяет проследить из-
менения в составах легкой и высококипящей 
частей, протяженности ряда н-алканов и сде-
лать на этом основании выводы об облегче-
нии конденсатов не только в пределах каждо-
го эксплуатационного объекта, но и в пределах 
каждого УКПГ.

На основании результатов анализа конден-
сатов Уренгойского НГКМ газохроматографи-
ческим методом, проводившегося в течение 

10 лет в период 1999–2009 гг., можно заклю-
чить, что в целом конденсаты 1-го…4-го эксп-
луатационных объектов в данный период 
не претерпели заметных изменений, кото-
рые наблюдались в период 1985–1999 гг., что 
вполне согласуется с результатами мониторин-
га фракционного состава в этот же период раз-
работки.

Примененный в работе комплексный под-
ход к изучению динамики фракционного сос-
тава методом разгонки конденсатов и компо-
нентного состава газохроматографическим 
методом показал хорошее совпадение резуль-
татов, что позволяет рекомендовать его в ка-
честве примера для использования на других 
месторождениях.
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Complex approach to monitoring distillation volumes of condensates. 
A case of Valanginian deposits at Urengoy field
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Abstract. This article represents the results of the complex study of the distillation volumes of the Valanginian 
condensates from Urengoy oil-gas-condensate fi eld carried out on the grounds of data acquired consistently during 
the 20-year period of the fi eld development.

Valanginian horizon of Urengoy fi eld coincides with the Lower-Cretaceous gas-condensate-oil deposits. 
Industrial development of these productive deposits started in January 1985 by the gradual development of a gas-
condensate deposit along the areal and cut profi le. The condensates have been sampled during 1999–2009 from four 
gas treatment units. Characteristics of the fractional and component compositions have been compared with the 
correspondent data acquired against the initial in-situ conditions.

Moreover, on the grounds of gas-chromatography measurements of the Urengoy condensates carried out 
in 1999–2009 it was concluded that in total the condensates from the 1st…4th operational sites did not suff er serious 
changes like in 1985–1999. This conclusion conforms the data of the simultaneous distillation volumes monitoring.
The applied complex approach to studying dynamics of the distillation volumes of condensates by means 
of fractionation and their component composition by means of gas chromatography has demonstrated good 
consensus, which enables recommending it for studying condensates of another fi elds.

Keywords: Valanginian deposits of Urengoy fi eld, monitoring of distillation volumes and component composition 
of condensates, fractionation of condensates.
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Научное обоснование параметрической и флюидальной 
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Тезисы. Представлен способ формирования общих многомерных петрофизических и геофизичес-

ких стохастических связей, разработанных с целью получения достоверных данных для определения 

количественных критериев фильтрационных и емкостных свойств изучаемых отложений.

Показан подход к созданию флюидальной модели с нахождением граничных значений коэф-

фициента водонасыщенности для определения характера и степени текущего насыщения газом во-

доносных пластов с последующим уточнением граничных значений на уровне «коллектор – некол-

лектор» и возможности выявления миграционного газа в вышележащих коллекторах.

В процессе периодической закачки газа в водоносные горизонты с последующим 
его отбором для покрытия пиковых расходов газа возникает необходимость в пере-
оценке ресурсоемкости хранилища по его фильтрационным и емкостным свойствам 
(ФЕС). Основным критерием переоценки является пересмотр существующих мето-
дик интерпретации данных «ГИС1 – бурение» с уточнением связей «керн – ГИС» 
и формированием новой интерпретационной модели ФЕС. Такая переоценка была 
выполнена и на Невском подземном хранилище газа (ПХГ).

Невское ПХГ расположено в Крестецком районе Новгородской области и яв-
ляется самым крупным хранилищем газа на северо-западе России. Данное хранили-
ще создано в водоносных структурах песчаников гдовского горизонта вендской сис-
темы верхнего протерозоя. Опытно-промышленная закачка началась в июле 1975 г.

На первом этапе переоценки ресурсоемкости ПХГ проведен анализ способов 
определения коэффициента пористости (Кп), поскольку для отложений гдовского го-
ризонта методики как таковой не существовало и оценка емкостных свойств по дан-
ным электрического каротажа ограничивалась лишь определением пористости. 
Физической основой применения метода сопротивлений для определения Кп терри-
генных водонасыщенных коллекторов являлась зависимость относительного сопро-
тивления, или параметра пористости (Pп), породы, насыщенной электропроводящим 
флюидом, от Кп и структуры порового пространства. Относительное сопротивление 
пород вычисляли, измеряя удельное электрическое сопротивление водонасыщенной 
части пласта (ρвп) с учетом сопротивления вмещающей его воды (ρв). Далее для водо-
насыщенных средне-сцементированных песчаников гдовских отложений рассчиты-
валась пористость по стандартной зависимости:

P  (1)

По керновому материалу из скважин Невского ПХГ, пробуренных в 2016 г. 
(№№ 91 и 93), получена фактическая зависимость (рис. 1): 

1 ГИС – геофизические исследования скважин.
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P  (2)

Сравнение уравнений (1) и (2) показывает 
(рис. 2), что в зоне высокопористых коллекто-
ров по уравнению (1) идет занижение порис-
тости (при Кп = 0,3 занижение на 0,019 д.ед.), 
а в зоне с Кп < 0,225 д.ед. – ее завышение, что 
вносит погрешности в результаты определения 
емкостных свойств коллекторов.

Одномерная связь пористости по дан-
ным керновых определений с относительным 
параметром потенциала собственной поляри-
зации (αПС) по данным ГИС на начальном эта-
пе изученности имела неоднозначный характер 
распределения, поэтому было принято реше-
ние об использовании обратной задачи с уче-
том многомерности связей с другими показате-
лями ФЕС (рис. 3).

Второй этап переоценки ресурсоемкости 
ПХГ характеризовался определением глинис-
тости и остаточной водонасыщенности (Кво). 
Анализ по Невскому ПХГ для достоверно-
го определения фильтрационных (абсолют-
ная проницаемость) и емкостных (пористость, 
глинистость, остаточная водонасыщенность) 
свойств изучаемых пород проводился впервые. 
Такой анализ является крайне важным при ис-
пользовании многомерных петрофизических 
и геофизических связей. Основополагающим 
критерием оценки данных свойств является 

определение относительной глинистости (ηгл) 
через отношение пористости и остаточной во-
донасыщенности [1–4]:

n  (3)

 (4)

Кгл = (1 – Кп)Сгл, (5)

где А и n – постоянные; Кгл – объемная глинис-
тость; Сгл – весовая глинистость.

В результате выполненных сопоставлений 
наиболее тесные связи ηгл были определены 
с использованием Кво и параметра αПС по дан-
ным ГИС, зафиксированного в интервале от-
бора керна (рис. 4 и 5). Получены следующие 
уравнения: 

Кво = 1,25ηгл – 0,015, (6)

ηгл = 0,809 – 0,789αПС. (7)

Взаимосвязь остаточной водонасыщенно-
сти с эффективной пористостью Кп.эф (рис. 6) 
описывается уравнением

Кп.эф = 0,3e–2,87Кво. (8)

Рис. 1. Взаимосвязь параметра пористости 
с коэффициентом пористости: 

R – коэффициент корреляции
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Рис. 2. Сопоставление значений пористости, 
полученных по уравнениям (1) и (2)
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Связь эффективной и открытой пористости 
(рис. 7) представлена уравнением

Кп = 0,644Кп.эф + 0,107. (9)

Окончательно взаимосвязь (рис. 8) трех 
параметров – членов уравнения (3) – будет 
иметь вид

 (10)

Как показывает практика изыскательских 
и аналитических работ [1–4], использование 
связи абсолютной проницаемости (Кпр) в комп-
лексе с пористостью, глинистостью и   остаточ-
ной водонасыщенностью является хорошей 
предпосылкой в достоверной оценке фильт-
рационных свойств изучаемых отложений. 
На рис. 9 и 10 показана связь открытой и эф-
фективной пористости (Кп.эф = (1 – Кво)·Кп) с аб-
солютной проницаемостью:

 (11)

Рис. 3. Распределение относительного 
параметра ПС с пористостью
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Рис. 4. Взаимосвязь относительной 
глинистости и коэффициента остаточной 

водонасыщенности
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Рис. 5. Взаимосвязь относительного 
параметра ПС и относительной 

глинистости

0

0,2

0,4

0,6

0,8

1,0

0 0,2 0,4 0,6 0,8 1,0

 + 0,809
R2 = 0,902

 + 0,809
R2 = 0,902

Рис. 6. Взаимосвязь остаточной 
водонасыщенности и эффективной 
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Видно, что одномерная связь пористости 
с проницаемостью (см. рис. 9) менее тесная 
и неоднозначна с точки зрения выявления гра-
ничных значений коллекторов. Двухмерная 
связь с эффективной составляющей порис-
тости, характеризуемая линией регрессии 
(см. рис. 10), более тесная и имеет однознач-
ный характер распределения как в зоне коллек-
торов, так и в области неколлекторов.

С целью более наглядного представле-
ния связей фильтрационных (Кпр) и емкостных 

(Кп, ηгл, Кво) свойств изучаемых отложений 
с использованием уравнения (10) сформиро-
ван кроссплот (рис. 11) с керновыми данными 
о пористости, остаточной водонасыщенности 
и относительной глинистости. Группирование 
точек керновых определений осуществлялось 
по значениям Кпр.

Третий этап переоценки ресурсоемкости 
ПХГ предусматривал градацию пластов-кол-
лекторов с определением граничных значений. 
За основу были взяты критерии разделения 

Рис. 7. Взаимосвязь эффективной 
и открытой пористости

0

0,05

0,10

0,15

0,20

0,25

0,30

0,35

0 0,05 0,10 0,15 0,20 0,25 0,30

 + 0,107
R2 = 0,907

 + 0,107
R2 = 0,907

Рис. 8. Зависимость соотношения 
пористости и остаточной 

водонасыщенности от относительной 
глинистости
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Рис. 9. Взаимосвязь открытой пористости 
и абсолютной проницаемости
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коллекторов не по емкостным, а по фильтра-
ционным свойствам, принятые согласно клас-
сификации А.А. Ханина [5].

Согласно уравнению (8) (см. рис. 6) 
Кп.эф > 0,017 д.ед. – это граничное значение эф-
фективной (динамической) пористости, при ко-
тором вероятнее всего начнется процесс дви-
жения флюидов. При данном значении Кп.эф 
граничные значения Кп (см. уравнение (9) 
и рис. 7), ηгл (см. уравнение (10) и рис. 8, 10) 
и Кпр (см. уравнение (11) и рис. 9) составят 
0,118 д.ед., 0,801 д.ед., 0,567 мД соответст-
венно. Это правомерно для первоначально га-
зоносной среды. Если предположить, что дви-
жение вытесняемой жидкости в поровом про-
странстве продолжится до Кво ≤ 70…80 % 

(в среднем Кво = 75 %) и подвижная вода не бу-
дет вытеснена (Квп = 25 %), тогда показате-
ли ФЕС при Кво = 0,75 д.ед. будут иметь сле-
дующие граничные значения: Кп.эф = 0,035 д.ед., 
Кп = 0,129 д.ед., ηгл = 0,613 д.ед. и Кпр = 8,1 мД. 

Учитывая, что граничные значения по ем-
костным и фильтрационным свойствам нахо-
дятся в зоне неоднозначности, предлагается 
использовать границу коллектор-неколлектор 
как возможный, по оценочной классификации 
Ханина, коллектор.

Граничным значением, как прави-
ло, принимается Кпр = 1 мД для воды (неф-
ти) и Кпр = 0,1 мД для газа. Класс пород, вхо-
дящих в интервал Кпр = 0,1…1 мД, для газо-
вых (нефтяных) залежей обычно не имеет 

Рис. 11. Кроссплот ηгл = ƒ(Кво, Кп) для отложений Невского ПХГ

0,10

0,15

0,20

0,25

0,30

0,35

0,40

0,450,500,550,610,800,90

0,05

1,00 0,70 0,65



160 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 3 (52) / 2022

промышленного значения, но его, как показы-
вает практика, надо учитывать. Для первона-
чально водоносной среды интервал неодно-
значности сместится и будет соответствовать 
классу пород с Кпр = 1…10 мД.

Четвертый этап работы заключался в при-
ведении емкостных параметров к пластовым 
условиям среды. После определения откры-
той пористости в пластовых условиях и со-
поставления ее с пористостью в атмосферных 
условиях получена зависимость, показанная 
на рис. 12. Для образца с максимальной порис-
тостью (Кп = 0,276 д.ед.) уменьшение порового 
пространства составило 0,016 д.ед., в образце 
с минимальной пористостью (Кп = 0,112 д.ед.) – 
0,007 д.ед. Таким образом, с уменьшением по-
рового пространства степень сжатия открытых 
пор уменьшается, что является закономерно-
стью уплотняющего фактора с учетом глубины 
залегания пород.

Взаимосвязь параметров αПС и ηгл (рис. 13, 
см. уравнения (4) и (5)) в пластовых условиях 
будет иметь вид: 

ηгл = 0,823 – 0,796αПС. (12)

Решением обратной задачи получен сле-
дующий алгоритм последовательной интер-
претации данных «ГИС – бурение»:

• расчет пористости (см. рис. 3) произво-
дится через параметр αПС с приведением порис-
тости к пластовым условиям среды:

Кп
атм = 0,129α4

ПС – 0,066α3
ПС + 

+ 0,089α2
ПС + 0,024αПС + 0,118, (13)

Кп
пл = 0,94Кп

атм; (14)

• далее по уравнению (12) через αПС нахо-
дится ηгл в пластовых условиях;

• расчет Кво через взаимосвязь трех пара-
метров производится по уравнению (10);

• далее находится эффективная порис-
тость с использованием уравнения

Кп.эф = (1 – Кво)∙Кп; (15)

• затем рассчитываются фильтрационные 
свойства среды через Кп.эф с использованием 
уравнения (11).

Для наглядной визуализации методики ин-
терпретации и сопоставления интерпретиро-
ванных данных с керновыми определения-
ми результаты обработки представлены в виде 
планшетов (рис. 14 и 15).

В процессе закачки газа в водоносные 
структуры ПХГ происходит процесс вытес-
нения газом подвижной воды. Не вытеснен-
ная газом физически связанная вода назы-
вается остаточной (см. Кво). Кроме того, нали-
чие невытесненной доли подвижной воды (Квп) 
за счет структуры и степени сужения капил-
лярных каналов в коллекторах с низкой и по-
ниженной проницаемостью также может быть 
определено. 

Рис. 12. Сопоставление пористости 
в атмосферных (Кп

атм) и пластовых (Кп
пл) 

условиях
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Рис. 13. Взаимосвязь относительного 
параметра ПС и относительной 

глинистости в пластовых условиях
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Оценка степени газо- и водонасыщения 
с отбивкой текущего газоводяного контак-
та (ГВК) возможно при определении текущих 
коэффициентов водо- (Кв) и газонасыщенности 
(Кг) по данным методов сопротивлений, осно-
ванных на использовании зависимостей между 
Pп и параметром насыщения (Pн), которые опи-
сываются эмпирическими соотношениями:

n

AP  (16)

m

BP  (17)

где ρп – удельное электрическое сопротивление 
изучаемого пласта; А, В, n, m – константы, уста-
навливаемые экспериментально для данного 
типа коллектора. 

По результатам капилляриметрических из-
мерений образцов керна (из скв. 91 и 93, про-
буренных в 2016 г.) получены зависимости 
Pп от Кп (см. рис. 1) и параметра Pн от Кв 
(рис. 16) в термобарических условиях среды:

Pп = 1,98Кп
–1,54 и Pн = Кв

–1,62. (18)

После преобразования уравнений (18) для 
расчета коэффициента газонасыщенности (Кг) 
при условии, что Кг = 1 – Кв, обобщенное урав-
нение будет иметь следующий вид:

 (19)

Для пластовой воды гдовского гори-
зонта в термобарических условиях среды 
в = 0,032 Ом∙м. Таким образом, для определе-
ния Кг необходимо знать Кп и методом сопро-
тивлений измерить п изучаемого газо- или во-
донасыщенного (п = вп) пласта. 

Для нахождения граничных значений 
Кво с целью определения характера насыще-
ния выполнен расчет значений относительной 
проницаемости породы по газу (нефти) (да-
лее по газу – Кпр.г) и воде (Кпр.в). Относительные 
проницаемости для смачивающей и несма-
чивающей стенок пор фаз рассчитывались 
по формулам Бурдайна:

 

и  (20)

где Рк – капиллярное давление (давление вы-
теснения); Кго – остаточное газонасыщение, ко-
торое в условиях первоначально водоносной 
среды равно 0.

Результаты расчета в виде выборки для 
двух образцов керна (по максимальному и ми-
нимальному значениям Кво) представлены 
в таблице.

На примере двух из 35 исследуемых об-
разцов (рис. 17) видно, что Кпр.г = 1, а Кпр.в = 0 
при Кв, равном минимальному значению Кво. 
Увеличение Кв до значения Кв

* хотя и влечет 
за собой снижение Кпр.г, однако не изменяет 
Кпр.в. При дальнейшем увеличении Кв прони-
цаемость породы по воде Кпр.в становится от-
личной от нуля, и в точке Кв

кр относительные 
проницаемости для воды и газа становятся рав-
ными, т.е. Кпр.в = Кпр.г. 

С увеличением Кв в дальнейшем Кпр.г = 0 
и Кпр.в = 1 в точке Кв

**. При этом Кв = Кв
* соот-

ветствует границе безводного (однофазного) 
потока газа и двухфазного потока газ + вода.

Интервал двухфазного потока (газ + вода) 
имеет границу водонасыщенности Кв

* и Кв
**, 

а при Кв ≥ Кв
** возможен только приток воды. 

В точке Кв
кр относительные проницаемости 

по воде и газу равны, что обеспечивает пример-
но равные притоки воды и газа.Рис. 16. Взаимосвязь параметра насыщения 

и коэффициента водонасыщенности
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По условиям фильтрации флюидов пласты, 
у которых Кво ≤ Кв ≤ Кв

*, представляют собой 
чисто продуктивную часть разреза. Пласты 
с Кв

*  Кв
кр  Кв

** относятся к газоводяной зоне. 
Такой подход приводит к устанавливанию 
двух газоводяных контактов ГВК-1 и ГВК-2, 
что правомерно для первоначально газонос-
ной среды.

Для изначально водоносной среды гра-
ничные значения показателей ФЕС, как было 

отмечено выше, сместятся. Уточнение данно-
го интервала можно провести при изучении ку-
польной части ПХГ по предельной насыщен-
ности газом коллекторов с использованием гра-
ничных значений характера насыщения, кото-
рые были получены по итогам выполненного 
анализа (рис. 18).

К примеру, для установления газоводя-
ного контакта (ГВК-1) при наличии данных 
коэффициента газонасыщения – Кг = 1 – Кв 

Фрагмент результатов расчета по результатам 
капилляриметрических измерений образцов керна

Скв. Образец Расчетный 
параметр Кв, д.ед. Рк, атм Пн, усл.ед.

Относительная проницаемость породы 
(расчетная)

Кпр.в Кпр.г

93 71-17

Кп 0,132 1 0,00 1 1,000 0,000
Кпр 33,6 0,969 0,02 1,05 0,778 0,001
Кво 0,613 0,890 0,1 1,24 0,367 0,023
Кв

* 0,683 0,789 0,38 1,57 0,094 0,162
Кв

кр 0,813 0,703 0,86 1,79 0,013 0,452
Кв

** 0,942 0,654 2,4 1,95 0,001 0,715
0,613 12 2,43 0,000 1,000

93 25-17

Кп 0,249 1 0,00 1 1,000 0,000
Кпр 7164,1 0,287 0,02 7,27 0,019 0,392
Кво 0,026 0,152 0,1 21,34 0,002 0,660
Кв

* 0,173 0,114 0,38 34,99 0,001 0,753
Кв

кр 0,513 0,081 0,86 57,39 0,000 0,840
Кв

** 0,854 0,048 2,4 172,58 0,000 0,934
0,026 12 328,85 0,000 1,000

Рис. 17. Нахождение граничных значений показателей насыщения 
по пересечению кривых относительной проницаемости для газа и воды: 

а – образец керна 71-17; б – образец керна 25-17
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и остаточной водонасыщенности (Кво) уравне-
ние (см. рис. 14) будет иметь вид:

Кв
* = 0,87∙Кво + 0,15. (21)

Если Кво ≤ Кв ≤ Кв
*, то область исследова-

ния представляет собой чисто продуктивную 
часть разреза; если Кв незначительно больше 
Кв

*, то данный интервал находится в зоне газо-
водяного контакта.

Наличие подвижной воды в количествен-
ном соотношении определяется исходя из урав-
нения

Квп = Кв – Кво. (22)

Для более наглядного представления связи 
емкостных и электрических свойств насыщен-
ных электропроводящим флюидом пластов-
коллекторов на рис. 19 представлена палетка, 

Рис. 18. Нахождение граничных 
и критических значений показателей 

насыщения по остаточному 
водонасыщению

Рис. 19. Палетка для оценки характера насыщения газом водоносных пластов
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сформированная для оценки характера на-
сыщения по граничным значениям Кв. Точки 
сгруппированы по значениям Кп (керн) и по-
казателям, снятым с кривой удельного элект-
рического сопротивления (ГИС), полученной 
по данным ИК скв. 91 (см. рис. 14).

Возвращаясь к результатам интерпретации 
(см. рис. 14, 15) и анализируя колонку насыще-
ния, можно видеть, что пласт gd-2 может обес-
печить равные притоки воды и газа, кроме того 
в пласте gd-1 (см. рис. 15) на глубине 1048 м 
прослеживается переходная зона ГВК-2, после 
которой возможен только приток воды. А в ин-
тервалах 920…960 м с проницаемостью поро-
ды более чем 10 мД фиксируется наличие миг-
рационного газа в коллекторах.

В заключение необходимо отметить, что 
работы выполнены в модуле «Планшет» прог-
раммного комплекса «Геомоделирование» [6].

Выводы

1. Полнота данных ГИС и керново-
го материала по Невскому ПХГ позволила 

найти уверенные взаимосвязи параметров 
ФЕС на уровнях «керн – керн» и «ГИС – керн». 
Следствием этого стало формирование полной 
интерпретационной модели для нахождения 
достоверных значений параметров ФЕС.

2. Основной объем исследований керна 
в двух скважинах выполнен в атмосферных 
условиях с последующим приведением емкост-
ных свойств к условиям естественной среды; 
это обеспечило формирование связей «ГИС – 
керн» в пластовых условиях.

3. Обеспечение в полной мере капилля-
риметрическими измерениями способствова-
ло уверенному нахождению граничных значе-
ний коэффициента водонасыщенности с целью 
определения характера и степени насыщения 
газом водоносных пластов. 

4. Использование граничных значений 
величин по характеру и степени насыщения 
позволит уточнить граничные значения ФЕС 
на уровне «коллектор – неколлектор» и выя-
вить наличие миграционного газа в вышележа-
щих коллекторах.
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Scientific rationale of a parametric-fluidal model designed after testing core 
taken from Gdov horizon of Nevskoye underground gas storage
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Abstract. Authors present a way to form the general multidimensional petrophysical and geophysical stochastic 
correlations aimed at acquiring the valid data to determine the quantitative criteria for fi ltration and capacity 
(porosity) properties of the studied deposits.

They demonstrate procedure of creating a fl uidal model with determination of the boundary values for the water 
saturation factor. It is necessary for determining the character and the extent of gas saturation of the water-bearing 
layers with further elaboration of the limiting values in respect to the reservoir–non-reservoir level and possibility 
to diagnose a migrating gas in the upper reservoirs.
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Тезисы. Для описания процесса переноса тепла в нефтегазоносных горных породах, представля-

ющих собой многокомпонентную макроскопически неупорядоченную среду (МНС), использована 

гипотеза о том, что структура МНС представляет собой совокупность взаимопроникающих перко-

ляционных (бесконечных) кластеров (ПК), консолидированных из фаз одноименных компонентов, 

и изолированных кластеров, состоящих из не входящих в ПК элементов, а эффективный коэффи-

циент теплопроводности МНС зависит от объемных долей компонентов в смеси, соотношений про-

водимостей компонентов и относительных проводимостей ПК (ОППК). 

На основе положений теории протекания, физики и статистики пористых тел, определяющих 

структурно-топологическую характеристику ОППК во всех областях существования ПК – фракталь-

ной, квазифрактальной и однородной, разработана физико-математическая модель МНС. На при-

мере системы «флюид – флюид» («нефть – вода»), находящейся в поровом пространстве, показан 

характер поведения ОППК в зависимости от влагосодержания и угла смачивания поверхности по-

рового пространства соответствующими флюидами. Установлена тождественность ОППК и относи-

тельной фазовой проницаемости (ОФП), что является следствием подобия процессов переноса. 

Показано, что полученные результаты качественно согласуются с рядом известных эксперимен-

тальных данных и другими модельными зависимостями. Для верификации модели также использо-

вались результаты экспериментальных исследований теплопроводности образцов осадочных пород 

месторождения Зыбза – Глубокий Яр.

Представленная модель обладает универсальным характером, так как применима к различным 

типам структур МНС (в однородной области – с изолированными порами и взаимопроникающими 

компонентами, во фрактальной – вблизи порога протекания, в квазифрактальной – в области крос-

совера) и учитывает различные механизмы процессов консолидации, в том числе связанные с по-

верхностными свойствами порового пространства.

Эффективное моделирование технологических процессов добычи нефти и газа 
не может быть реализовано без обширной базы надежных данных о теплофизичес-
ких свойствах горных пород-коллекторов, одним из которых является эффективный 
коэффициент теплопроводности λэ. Поэтому пополнение такой базы данных ввиду 
сложности и трудоемкости теплофизического эксперимента обусловливает необходи-
мость разработки новых методов прогнозирования свойств.

Для описания процессов теплопереноса в нефтегазоносных горных породах 
используется модель многокомпонентной изотропной макроскопически неупорядо-
ченной среды (МНС) с характерным размером неоднородности, значительно превы-
шающим любые характерные микроскопические длины [1], представляющей собой 
совокупность взаимопроникающих перколяционных кластеров (ПК), консолидиро-
ванных из структурных элементов (фаз, частиц, узлов, связей, капилляров) однои-
менных компонентов и прочих изолированных кластеров (ИК), состоящих из не вхо-
дящих в ПК элементов [2]. Искомый коэффициент λэ (характеризует МНС в целом 
на размерах, много больших характерных размеров макроскопических неоднород-
ностей) в рассматриваемом случае зависит от объемных концентраций компонентов 
(ϑi) и согласно теории неупорядоченных систем, не требует усреднения по реализа-
циям [1]. В такой среде при увеличении ϑi одного из компонентов от нуля до единицы 
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структура его ПК проходит несколько стадий 
преобразования. Так, согласно теории перко-
ляции (протекания) [3], при определенном зна-
чении объемной концентрации компонента, 
соответствующем порогу протекания (ϑi = ϑс), 
возникают фрактальный ПК и его фрактальные 
подструктуры (остов, скелет, красные связи 
и др.). Плотность фрактального ПК возрастает 
с увеличением ϑi до значения ϑh (верхний порог 
протекания [4, 5]), после чего начинается ква-
зифрактальная область (кроссовер), т.е. пере-
ход от фрактальной структуры ПК к его одно-
родной части вплоть до значения ϑi = ϑd, далее 
при ϑd < ϑi ≤ 1 формируется однородная область 
ПК. Для оценки проводимости ПК i-го ком-
понента λ0i будем использовать безразмер-
ную величину – относительную проводимость 
перколяционного кластера (ОППК) i

i
i

 
(0 ≤ Λi ≤ 1), представляющую собой отноше-
ние проводимости ПК к номинальной проводи-
мости λi соответствующего компонента.

Нахождение λэ и других эффективных ки-
нетических коэффициентов переноса (далее – 
проводимости) рассматриваемой модели осно-
вано на гипотезе [2, 6] о том, что относительный 
эффективный коэффициент проводимости Λэ 
многокомпонентной МНС определяется зави-
симостью от ϑi (концентраций), соотношений 
проводимостей компонентов νi и Λi [5, 7].

Ограничимся рассмотрением двухкомпо-
нентной модели МНС (ϑ1 + ϑ2 = 1, νэ = λэ/ λ1 ≤ 1), 
для которой указанная зависимость прини-
мает вид

 (1)

Входящие в формулу (1) ОППК (0 ≤ Λi ≤ 1) 
являются структурно-топологическими харак-
теристиками ПК и представляют собой часть 
(долю) номинальной проводимости фазы 
i-го компонента во всех областях его существо-
вания – фрактальной, квазифрактальной и од-
нородной. Поэтому точность расчетов по фор-
муле (1) в значительной степени зависит 
от достоверности используемых значений Λi, 
полученных экспериментальными или модель-
ными способами. 

Основываясь на положениях физики и ста-
тистики пористых тел [5, 8], ОППК для одно-
родной области ПК запишем в виде: 

i i iC  (2)

где i
i

i

C  – смежность, характеризующая сте-

пень фазовой консолидации, представляющая 
собой отношение безразмерного критического 
сечения αi i-го ПК, в котором концентрируются 
направленные напряжения и процессы, к номи-
нальному сечению ϑi (0 ≤ Ci ≤ 1).

С учетом того, что все входящие в форму-
лы (1) и (2) величины (опуская индексы) обла-
дают всеми свойствами вероятности и их зна-
чения заключены в диапазоне от 0 до 1, смеж-
ность С можно представить в виде произведе-
ния вероятности встречи ϑ на вероятность Z 
(0 ≤ Z ≤ 1) сохранения этой встречи [8] (на-
зовем Z коэффициентом фазовой консолида-
ции): C = ϑZ. В общем случае примем Z = ϑm 
(0 ≤ m ≤ ∞).

Если для двухкомпонентной МНС, обла-
дающей симметричной равноправной вероят-
ностью распределения фаз компонентов при-
нять Z = ϑmd (0 ≤ md ≤ 1), то из формулы (2) по-
лучим:

dm
d  (3)

Значение md находят из равенства (2) с по-
лученной для рассматриваемого случая степен-
ной зависимостью [5]

n
d  (4)

где n(ϑ) – критический переменный индекс 
проводимости для однородной области ПК, 
2 ≥ n ≥ 1,5 соответствует диапазону ϑd ≤ ϑ ≤ 1. 
В результате получим md = 2[(n(ϑ) – 1,5)].

Для нахождения зависимости для ОППК 
во фрактальной и квазифрактальной областях 
ПК вместо концентрации ϑ использовали без-

размерную величину 
d c

, (0 ≤ θ ≤ 1). 

Анализ поведения подструктур ПК и ОППК 
Λf во фрактальной области ПК в масштабе 
ϑd – ϑс [5] позволил сделать предположение 
о подобии вероятностно-статистической при-
роды формирования фрактальной и однород-
ной областей ПК и получить зависимость

fm t
f  (5)

где t(ϑ) – критический переменный индекс 
проводимости для фрактальной и квазифрак-
тальной областей ПК (2 ≥ t(ϑ) ≥ 1,5 – для 
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фрактальной области ϑс ≤ ϑ ≤ ϑh, 1,5 ≥ t(ϑ) ≥ t(ϑh) – 
для квазифрактальной ϑh ≤ ϑ ≤ ϑd, значе-
ние t(ϑd) определяется из условия сопряжения 
(ϑd – ϑс)t = ϑd

n). В рассматриваемом случае 
коэффициент фазовой консолидации для дан-
ной области ПК определяется как Z = (ϑ – ϑс)mf , 
здесь mf = 2[t(ϑ) – 1,5].

Крайние значения n(ϑ), t(ϑ) соответствуют 
проводимости ПК для определенных типов 
структур МНС при заданной концентрации 
компонента: для однородной области ПК при 
md = 0 → Z = 1 → n = 1,5 → Λ = ϑ1,5 – с изолиро-
ванными фазовыми элементами, при md = 1 → 
→ Z = ϑ → n = 2 → Λ = ϑ2 – взаимопроникаю-
щими компонентами [8, 9]; для фрактальной 
области ПК значение mf = 1 → Z = (ϑ – ϑc) → 
→ t(ϑc) = 2 → Λ = (ϑ – ϑc)2 соответствует ОППК 
вблизи порога протекания [1], mf = 0 → Z = 1 → 
→ t(ϑh) = 1,5 → Λ = (ϑ – ϑc)1,5 – окончанию фрак-
тальной области ПК. Следовательно, фор-
мулы (4) и (5) описывают верхнюю грани-
цу проводимости (обозначим Λ0) фрактальной 
и однородных областей ПК «симметричной» 
МНС, характеризующейся вероятностно-
статистическим характером процесса фор-
мирования структуры ПК, соответствующую 
коэффициенту фазовой консолидации при 
0 ≤ m ≤ 1.

Для «несимметричных» МНС, состоящих 
из неравноправных компонентов, для кото-
рых m > 1, характерным является Λ < Λ0 (в пре-
деле при m ), что связа-
но с уменьшением межфазовой степени кон-
такта C, зависящей от многообразных природ-
ных и технологических процессов консолида-
ции. Например, для системы «флюид – флюид» 
(с содержанием флюидов ω ≡ ϑ), находящейся 
в поровом пространстве горных пород, одним 
из таких природных факторов является смачи-
ваемость поровой поверхности флюидом. Этот 
фактор был учтен введением в рассматривае-
мую модель дополнительного коэффициента 

фазовой консолидации флюида Z , ко-
торый характеризует изменение площади кри-
тического сечения ПК в зависимости от угла 
смачивания Θ, здесь β = (cosΘ)2 [10]. В этом 
случае показатель степени для Z имеет вид 

dm m , fm m  соответственно 

для однородной, фрактальной и квазифрак-
тальной областей ПК.

С целью верификации предложенного под-
хода к расчету ОППК представляется целесо-
образным сравнить ОППК с фазовыми прони-
цаемостями (ОФП) K, используемыми при рас-
чете динамики добычи нефти, так как ОФП 
и ОППК вследствие подобия процессов пе-
реноса зависят от одних и тех же структурно-
топологических характеристик МНС и могут 
быть описаны одинаковыми по форме урав-
нениями (2)–(5) [10]. При рассмотрении ОФП 
учитывалось то, что для капиллярных систем 
критическую флюидонасыщенность ωK [11], 
ограниченную минимальным (критическим) 
радиусом капилляра системы, из которого мо-
жет происходить вытеснение смачивающей 
жидкости [12], можно оценить с помощью за-
висимости Zβ = f(Θ). 

На рис. 1, 2 представлены зависимости 
нормированных ОППК, рассчитанных по фор-
мулам (3)–(5), а также зависимости и экспери-
ментальные данные нормированных ОФП [11]. 
При нормировании ОППК использовались 
значения ωK, найденные с помощью значений 
Zβ = f(Θ), полученных в результате сравнения 
с экспериментальными данными ОФП [11]. 

Нормирование ОППК проводили согласно 
методике В.Д. Моисеева [11]. 

Для системы «нефть – вода» (пропитка, 
дренаж):

 

 

для системы «нефть – газ» (дренаж):

 

 

Здесь ω*
В, ω*

Г – нормированные значения 
водо- и газонасыщенности; ωВ, ωВ – теку-
щие значения водо- и газонасыщенности 
(ωКВ ≤ ωВ ≤ 1 – ωКНВ, ωКГ ≤ ωГ ≤ 1 – ωКНГ); ωКВ, 
ωКГ – критические значения водо- и газона-
сыщенности; ωКНВ, ωКНГ – критические значе-
ния нефтенасыщенности для систем «нефть – 
вода» и «нефть – газ» соответственно (принято 
ωКНВ = ωОВ – ωКВ, ωКНГ = ωОВ + ωОН); ωОВ, ωОН – 
остаточные водо- и нефтенасыщенность соот-
ветственно; Λ*

НВ(ω*
В), Λ*

НГ(ω*
Г), Λ*

В(ω*
В), Λ*

Г(ω*
Г), 
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ΛНВ(ωВ), ΛНГ(ωГ), ΛВ(ωВ), ΛГ(ωГ), ΛНВ(ωКВ), 
ΛНГ(ωКГ), ΛВ(1 – ωКНВ), ΛГ(1 – ωКНГ) – значе-
ния ОППК соответственно нормированные 
(см. обозначения со звездочкой), текущие и при 
критической водо-, газо- и нефтенасыщенности.

Индексы в обозначениях K совпадают с ин-
дексами Λ.

Верификация предложенной модели рас-
чета ОППК (см. рис. 1, 2) показала хорошую 
согласованность ОППК и ОФП (наилучшее 
совпадение – для системы «нефть – вода»), что 
подтверждает их тождественность вследствие 
подобия процессов переноса.

Для верификации общего подхода к прог-
нозированию λэ использованы результаты 
собственных экспериментальных исследова-
ний теплопроводности нефти и образцов оса-
дочных пород (алевролитов) месторождения 
Зыбза – Глубокий Яр, в модельном варианте 
представляющих собой 3-компонентную МНС, 
состоящую из твердого каркаса, сцементиро-
ванного из обломочного материала, в поровом 
пространстве которого находятся нефть и вода.

В качестве исходных данных, необходимых 
для расчета эффективной теплопроводности 
таких МНС по предложенной модели, исполь-
зовались: пористость (объемная концентрация 
порового пространства) исследуемых оса-
дочных пород (ϑпор); экспериментальные зна-
чения теплопроводности нефти месторож-
дения Зыбза – Глубокий Яр (скв. 688, 849), 

определенные со средней относительной пог-
решностью ±1,2 % при доверительной вероят-
ности 0,95 [13]; теплопроводность воды; зна-
чения коэффициента теплопроводности карка-
са (λкарк). Для нахождения λкарк проведены экс-
периментальные исследования коэффициен-
тов теплопроводности образцов пород (λобр) 
в интервале температур t = 25…400 °С при 
атмосферном давлении (рис. 3), которые про-
водились на приборе ИТ-λ-400. Размер испы-
туемых образцов: диаметр – 15 мм; высота – 
до 8 мм. Средняя относительная погрешность 
полученных результатов оценивается в преде-
лах ±7 % при доверительной вероятности 0,95. 
Полученные значения λобр в дальнейшем ис-
пользовались в качестве эффективных значе-
ний двухкомпонентных сред «каркас – воздух» 
при решении обратной задачи относительно 
λкарк по формуле (1).

Подготовку влагонасыщенных образ-
цов производили в следующей последова-
тельности. Образцы сухой породы и дистил-
лированная вода вакуумировались в отдель-
ных сосудах до прекращения выделения пу-
зырьков. Затем сосуд с водой разгерметизиро-
вался, и под действием атмосферного давле-
ния (сосуды соединены трубкой) вода перете-
кала в сосуд с породой. После этого установка 
герметизировалась и снова вакуумировалась. 
Процедуру проводили многократно, после чего 
образцы выдерживались в таком состоянии 

Рис. 2. Зависимости ОППК (Λ*
НГ, Λ*

Г) 
и ОФП (К*

НГ, К*
Г) [11] от нормированной 

газонасыщенности для системы 
«нефть – газ»

Рис. 1. Зависимости ОППК (Λ*
НВ, Λ*

В) 
и ОФП (К*

НВ, К*
В) от нормированной 

водонасыщенности [9] для системы 
«нефть – вода»
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не менее 24 ч и затем, на последнем этапе, сно-
ва подвергались данной процедуре. Для сох-
ранения заданной насыщенности боковую по-
верхность каждого образца обрабатывали 
гидроизоляционной краской. Таким же обра-
зом осуществлялось насыщение нефтью и во-
донефтяной смесью при различных объемных 
соотношениях компонентов.

Расчет эффективной теплопроводности 
исследуемых пород проводили в два этапа пу-
тем последовательного приведения трехкомпо-
нентной МНС к двухкомпонентной. Как пока-
зал анализ результатов расчетов с различными 
сочетаниями компонентов, такой подход обос-
нован при использовании на 1-м этапе сочета-
ния компонентов с меньшими значениями про-
водимости. Поэтому на 1-м этапе рассматрива-
лась двухкомпонентная МНС «нефть – вода», 
для которой в масштабе порового простран-
ства по формуле (1) рассчитывался эффектив-
ный коэффициент теплопроводности системы 
«нефть – вода» (λн-в) в зависимости от водона-
сыщенности с использованием соответствую-
щих значений ОППК, найденных по форму-
лам (4), (5).

На 2-м этапе расчет эффективного коэф-
фициента λэ производился по формуле (1) для 
двухкомпонентной среды «каркас – нефть-
вода». При этом учитывалось, что система 
«нефть – вода» с коэффициентом λн-в занимает 
все поровое пространство – ϑн-в = ϑпор, а каркас 

с коэффициентом λкарк характеризуется кон-
центрацией ϑкарк.

В качестве примера на рис. 4 представ-
лены расчетные зависимости λэ от водонасы-
щенности для пяти образцов осадочных пород 
месторождения Зыбза – Глубокий Яр и экспе-
риментальные значения λэ при t = 25 °С.

Учитывая уровень достоверности исход-
ных данных, используемых в расчетах, резуль-
таты верификации можно считать удовлетвори-
тельными.

Рассмотренная модель проявляет универ-
сальный характер, так как позволяет рассчи-
тывать (прогнозировать) эффективную прово-
димость во всей области изменения объемной 
концентрации компонентов для различных ти-
пов МНС, в отличие от ряда других подходов, 
требующих разработки индивидуальных мо-
делей для определенной структуры МНС [9], 
и при этом использует несложный матема-
тический аппарат. Это преимущество дости-
гается применением модели ОППК, позволяю-
щей учитывать различные механизмы процес-
сов консолидации, в том числе связанные с по-
верхностными свойствами порового простран-
ства, например гистерезисом ОФП при смене 
направления фильтрационных потоков [10, 12], 
путем подбора значений Zβ = f(Θ) при сравне-
нии с экспериментальными данными. 

Вследствие подобия ОППК и ОФП в рам-
ках предложенной модели в ряде случаев 

Рис. 3. Расчетные зависимости 
от температуры и экспериментальные 
значения теплопроводности образцов 
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Рис. 4. Расчетные зависимости 
от водонасыщенности и экспериментальные 
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для расчета эффективной теплопроводности 
целесообразно использовать значения 
ОФП, полученные экспериментальным или 

аналитическими способами. В свою очередь, 
предложенный подход может быть полезен при 
решении задач прогнозирования ОФП.
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Physico-mathematical modeling and experimental studies of the thermal conductivity 
coefficient of oil-and-gas-bearing rocks
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Abstract. To describe the process of thermal conductivity in oil-and-gas-bearing rocks, which are multicomponent 
macroscopically disordered environments (MDE), the following hypothesis is used: the MHE’s structure is considered 
as a set of interpenetrating percolation (infi nite) clusters (PC), consolidated from the phases of the same-named 
components, and isolated clusters of elements not included in the PC, and MHE’s eff ective thermal conductivity 
depends on the volume fractions, ratios of components conductivity and relative conductivities of PC (RCPC).
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The developed physico-mathematical model of MDE is based on the provisions of the percolation theory, 
physics and statistics of porous bodies that determine the structural-topological characteristic of RCPC in all areas 
of PC existence, i.e. fractal, quasi-fractal and homogeneous.

By the example of fl uid-fl uid (oil-water) system in the pore space the character of RCPC behavior depending 
on moisture content and the wetting angle of the surface of the pore space by the corresponding fl uids is shown. 
The identity of RCPC and relative phase permeability has been established, which is a consequence of similarity 
of transfer processes.

It is shown that the obtained results are in qualitative agreement with a number of known experimental data 
and other model dependences. To verify the model, the results of our experimental studies of thermal conductivity 
of sedimentary rocks samples of Zybza – Gluboky Yar location were used. 

The presented model has a universal character, as it is applicable to various types of MDE structures 
(in a homogeneous region – with isolated pores and interpenetrating components, in the fractal region – in the 
vicinity of the percolation threshold, in quasi-fractal – in the crossover area), and takes into account diff erent 
mechanisms of consolidation processes, including those associated with surface properties of the pore space.

Keywords: percolation cluster, percolation threshold, eff ective thermal conductivity, critical conductivity index, 
relative phase permeability.
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Измерение межфазного натяжения и краевого 

угла смачивания в пластовых условиях с помощью 

рентгенографии
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Тезисы. Межфазное натяжение (МН) и краевой угол смачивания (КУС) входят в число основных 

параметров, характеризующих процессы многофазной фильтрации в пористых средах. Одним 

из наиболее распространенных методов измерения МН является метод «висящей капли», основан-

ный на анализе ее формы по фотографии в видимом свете. Особенную популярность данный под-

ход получил в связи с развитием цифровых методов обработки изображений, превративших кро-

потливую работу по определению контура капли в автоматическую процедуру. Однако существен-

ным недостатком метода является требование оптической прозрачности внешнего флюида. Для 

реализации конфигурации «капля воды в нефти», позволяющей корректное описание систем, бога-

тых поверхностно-активными веществами, предложена и запатентована новая технология измере-

ния МН в пластовых условиях, свободная от указанного выше ограничения.

Предлагаемый метод использует рентгенографию и включает генерацию капли внутри спе-

циально разработанной термо- и бароустойчивой рентгенопрозрачной измерительной ячейки, по-

мещенной внутри рентгеновского сканера, и дальнейшее наблюдение за ее эволюцией во време-

ни до состояния равновесия. Поскольку получаемые рентгеновские изображения существенно 

отличаются от традиционных оптических, разработан новый алгоритм определения формы капли 

и последующей математической обработки для расчета значения МН. В результате получается кри-

вая эволюции значения МН для пары флюидов. В зависимости от относительной плотности флюи-

дов могут быть реализованы две экспериментальные схемы: висящая (1) или всплывающая (2) кап-

ли. Также для определения краевого угла смачивания (КУС) возможно получать изображение лежа-

щей капли.

В работе представлены технические характеристики созданной авторами системы для изме-

рения МН и КУС в пластовых условиях с помощью рентгенографии и полученные на данный мо-

мент результаты, показывающие, что предложенная методика эффективна для различных систем 

«флюид – флюид» и позволяет измерять значения МН в широком диапазоне (включая низкие зна-

чения, характерные для газов и газоконденсатов) и отслеживать динамику изменения МН для раз-

ных флюидов независимо от их оптической прозрачности, т.е. как для «капли воды в нефти», так 

и для «капли нефти в воде».

В настоящее время при моделировании процессов в пласте используются гид-
родинамические симуляторы, адекватность работы которых в значительной степени 
зависит от корректности входных параметров, в частности межфазного натяжения 
между флюидами (МН) и краевого угла смачивания (КУС). Точное знание динами-
ческого значения МН в пластовых условиях может существенно улучшить цифровую 
модель жидкости, используемую для численного моделирования многофазного тече-
ния в пористых средах [1].

МН и КУС зависят от температуры, давления и состава флюида. Традиционные 
подходы к их измерению имеют ряд ограничений с точки зрения воспроизведения 
реальных пластовых условий. По этой причине часто приходится использовать зна-
чения МН и КУС, измеренные в атмосферных условиях, что негативно влияет на ка-
чество моделирования. 

В существующих аппаратах капля флюида создается внутри оптически прозрач-
ной ячейки, заполненной другим флюидом (жидкостью или газом). Ячейка осве-
щается сзади источником света, в то время как фотокамера, расположенная спереди, 
осуществляет съемку изображения капли в видимом свете. При этом используются 
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методы висящей, или всплывающей, или лежа-
щей капель. По полученному высококонтраст-
ному изображению капли определяется ее кон-
тур, затем осуществляется численный поиск 
таких параметров уравнения1 капиллярного 
давления, которые соответствуют капле с кон-
туром такой же формы.

Измерение МН в динамике особенно важ-
но для систем, содержащих поверхностно-
активные вещества (ПАВ), так как со временем 
происходит перераспределение молекул ПАВ 
на межфазной границе, что приводит к суще-
ственному изменению значения МН. Важным 
ограничением традиционных способов изме-
рения МН является требование прозрачно-
сти внешнего флюида, что приводит к невоз-
можности использования относительно боль-
ших объемов нефти, необходимых для нивели-
рования снижения концентрации ПАВ в неф-
ти за счет их миграции к межфазной границе 
воды и нефти.

Авторами созданы метод и эксперимен-
тальная система (рис. 1), позволяющие прео-
долеть ограничения существующих подхо-
дов и проводить в пластовых условиях изме-
рение изменяющихся во времени значений 
МН и КУС вне зависимости от прозрачности 
рассматриваемых флюидов [2]. Ключевыми 
идеями являются использование рентгеновской 
установки для съемки изображения висящей, 

1 В русскоязычной литературе его принято называть 
уравнением Лапласа, в англоязычной – уравнением 
Юнга – Лапласа.

или всплывающей, или лежащей капли, кото-
рая формируется в рентгенопрозрачной ячей-
ке высокого давления и температуры. При из-
мерении МН выполняется наблюдение за эво-
люцией капли до достижения равновесного 
состояния.

Рентгеновское изображение капли значи-
тельно отличается от изображения, получаемого 
в видимом свете. Пример рентгеновского изоб-
ражения капли воды в нефти показан на рис. 2. 
Как правило, на рентгеновском изображении 
контраст существенно ниже, особенно по краям 
капли, так как длина пути рентгеновских лучей 
через флюид там меньше, чем в центре капли. 
Уровень шума в рентгеновском изображении 
выше, а отношение сигнала к шуму, соответст-
венно, хуже, чем в изображениях видимого диа-
пазона. В поле зрения присутствует значитель-
ная неравномерность интенсивности. Время 
экспозиции в фотокамерах, используемых в оп-
тических системах, составляет тысячные доли 
секунды и менее, тогда как характерное время 
съемки в рентгеновской установке изменяется 
в диапазоне от десятых долей до нескольких 
секунд. При таком времени экспозиции любые 
движения капли приводят к размытию ее конту-
ра. Перечисленные причины привели к необхо-
димости разработки специализированных ал-
горитмов и программного обеспечения для вы-
числения значений МН и КУС по рентгенов-
ским изображениям капли.

Заметим, что контраст на границе кап-
ли может быть усилен путем добавления 

Рис. 1. Система измерения МН и КУС
Рис. 2. Исходное рентгеновское изображение 

капли воды в нефти
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контрастного агента, например йодида калия 
(KI) или хлорида цезия (CsCl), в водную фазу 
или йододекана в нефтяную фазу. Однако до-
бавление контрастного агента может приво-
дить к изменению значения МН, хотя авторам 
не известны результаты исследований такого 
влияния.

Съемка капель осуществляется непре-
рывно, в том числе в момент формирования 
капли и ее отрыва от иголки. Изображения, 
смазанные по причине движения капли, необ-
ходимо исключить из рассмотрения. Для опре-
деления того, была ли в момент съемки капля 
неподвижна, вычисляют коэффициент асим-
метрии гистограммы вертикальных градиен-
тов, полученных из столбцов изображений 
ниже иглы. Если на протяжении времени съем-
ки изображения происходило движение кап-
ли, то граница нижнего контура капли раз-
мыта, гистограмма градиентов близка к сим-
метричной и коэффициент асимметрии бли-
зок к нулю. Если же на протяжении времени 
съемки изображения капля висела неподвиж-
но, то граница нижнего контура капли видна 
более отчетливо, гистограмма градиентов ас-
симетрична и абсолютное значение коэффи-
циента асимметрии существенно больше нуля. 
Таким образом, сравнение абсолютного значе-
ния коэффициента асимметрии с предопреде-
ленным пороговым значением позволяет опре-
делить, была ли капля неподвижна на протяже-
нии времени съемки изображения.

Для решения проблемы неравномерной ин-
тенсивности по полю зрения и для повышения 
контраста из исходного рентгеновского изоб-
ражения капли вычитается фоновое, т.е. сня-
тое предварительно изображение ячейки без 
сформированной капли. Затем интенсивности 
полученного разностного изображения норма-
лизуют (растягивают) на весь динамический 
диапазон.

Далее для обработанных изображений 
выполняется поиск таких параметров уравне-
ния Лапласа, которые описывают форму кап-
ли на изображении. По причине низкого конт-
раста и некоторого размытия на границе кап-
ли по сравнению с традиционным оптическим 
способом используется процедура оптимиза-
ции, состоящая из двух этапов. Первый этап 
выполняется с использованием бинарного 
изображения контура капли, полученного с по-
мощью фильтра разности гауссианов (DoG) 
и условий пересечения нулевого уровня [3]. 

Процедура определения начальных значений 
параметров основана на анализе небольшой 
нижней части контура капли [4]. Такие пара-
метры капли, как координаты полюса (самой 
нижней точки в случае висящей капли), радиус 
и характеристическая длина определяются 
в ходе итерационной процедуры оптимиза-
ции путем минимизации суммы квадратов раз-
ностей между полученными точками контура 
и точками контура, описываемого уравнением 
Лапласа. Для оптимизации используется алго-
ритм Нелдера – Мида [5]. На втором этапе для 
оценки более точных параметров капли опти-
мизация происходит на основе обработанно-
го изображения в оттенках серого. В качестве 
целевой функции целесообразно использо-
вать разность интенсивностей внутри и снару-
жи вычисленного на основе уравнения Лапласа 
контура капли. На каждом шаге обоих этапов 
оптимизации на основе значений оптимизируе-
мых параметров производится численное ин-
тегрирование уравнения Лапласа при помощи 
метода Рунге – Кутты 4-го порядка. В резуль-
тате вычисляются безразмерные координаты 
точек контура капли для заданных парамет-
ров. Используя известное значение диаметра 
иглы, например, в миллиметрах и измеренное 
по изображению значение диаметра в пиксе-
лях, вычисляют разрешение изображения, с по-
мощью которого координаты контура преобра-
зуются из пиксельных в физические.

Похожая процедура выполняется при оцен-
ке КУС для изображений с лежащей каплей. 
В данном случае к оптимизируемым парамет-
рам добавляется сам КУС, а теоретический кон-
тур капли на каждом шаге оптимизации вычис-
ляется на основе решения системы нелинейных 
уравнений [6]. Поскольку на практике добиться 
идеально симметричной капли достаточно 
трудно, то оценки краевых углов, а соответст-
венно, и процедуры оптимизации производятся 
отдельно для каждой половины изображения 
лежащей капли, разделенного вертикальной 
линией, проходящей через полюс капли [7].

Предложенный подход реализован на базе 
лабораторного настольного рентгеновского то-
мографа SkyScan 1172, а также специально 
созданной рентгенопрозрачной ячейки высо-
ких давления и температуры. Характеристики 
доступных для изучения систем приведены 
в таблице.

Для валидации разработанного метода из-
мерения МН использовались чистые флюиды 
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(без ПАВ) с хорошо известными значениями 
МН. Наблюдение эволюции висящей в воз-
духе капли деионизированной воды проводи-
лось в атмосферных условиях и использова-
лось для калибровки системы. Измеренные 
значения МН оказались близки к таблично-
му (72,0 мН/м). Для этой системы, не содер-
жащей ПАВ, значение МН было постоянным 
и не менялось со временем.

Возможность генерации капель разно-
го размера для систем, характеризующихся 
как большой разницей в плотностях, так и су-
щественно более низкими по сравнению с во-
дой значениями МН, была протестирована 
и подтверждена на системе «гексан – воздух» 
(рис. 3). Полученные значения МН как для ви-
сящей, так и для всплывающей капли были 
близки к значению ~ 18 мН/м, известному 
из научных публикаций [8].

Возможность генерации капель для пары 
флюидов с низкими значениями МН в усло-
виях (высоких) температур и давлений, ими-
тирующих пластовые, была протестирована 

на системе «азот – гексан». Показано, что, 
несмотря на небольшой размер капель газо-
вой фазы (начиная с 2…3 мкл), можно по-
лучить капли правильной формы, подходя-
щей для расчета значения МН. Полученные 
экспериментальные результаты (рис. 4) хо-
рошо согласуются с известными из научных 
публикаций [9]. При максимальных давлении 
и температуре (21,4 МПа, 60 °C) значение МН 
составляет 5,6 мН/м (объем капли ≈ 1,5 мкл). 
Стоит отметить, что, насколько известно авто-
рам, измерения для системы «азот – гексан» 
при таких значениях давления и температуры 
ранее никем не проводились.

Поскольку разработанный метод позволяет 
получать значения МН, начиная с момента 
образования капли до равновесного состоя-
ния, проанализирована динамика изменения 
МН для системы, богатой ПАВ, и обратной 
системы: соответственно вода, помещенная 
в 1%-ный раствор стеариновой кислоты (СК) 
в толуоле, имитировала каплю воды в неф-
ти, обратная система – каплю нефти в воде. 

Характеристики доступных для изучения систем
Объем капли, мкл 1…100
Диапазон давлений, МПа От атмосферного до 40
Диапазон температур, °С 0…110
Объем внутреннего флюида, мл 1
Объем внешнего флюида, мл 3
Расположение капли Висящая / всплывающая / лежащая

Рис. 3. Обработанные рентгеновские изображения капли гексана в воздухе (а) 
и, наоборот, пузыря воздуха в гексане (б), а также зависимости значения МН 

от времени для обоих случаев (в)
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Как видно на рис. 5, начальные значения МН 
для обеих систем одинаковы (~ 30 мН/м), одна-
ко кривые зависимости МН от времени (первые 
45 мин) и равновесные значения МН, измерен-
ные примерно через 18 ч после начала экспери-
мента, значительно отличаются. Кривая зави-
симости МН от времени и равновесное значе-
ние (~ 19,5 мН/м), полученные для капли воды 
в 1%-ном растворе СК в толуоле («капли воды 
в нефти»), хорошо согласуются с результата-
ми измерений с использованием стандартного 

тензиометра [10]. При этом равновесное значе-
ние МН капли 1%-ного раствора СК в толуо-
ле, помещенной в воду («капли нефти в воде»), 
оказывается заметно выше (~ 25 мН/м). Это 
связано с тем, что объем внутренней фазы 
(формирующей каплю), богатой ПАВ, невелик 
и миграция ПАВ к границе раздела фаз при-
водит к эффективному изменению (уменьше-
нию) концентрации ПАВ во внутренней фазе 
(т.е. в равновесном состоянии концентрация 
ПАВ внутри капли меньше 1 %). Данные 

Рис. 4. Обработанные рентгеновские изображения капли азота в гексане 
при температурах 30 и 60 °С (а и б соответственно) и полученные зависимости МН 

от давления и температуры (в)
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Рис. 5. Обработанные рентгеновские изображения для капли воды 
в 1%-ном растворе СК в толуоле (а) и обратной системы (б), 

а также кривые зависимости МН от времени для этих систем (в)
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результаты хорошо демонстрируют преимуще-
ства разработанного подхода для систем флюи-
дов, богатых ПАВ, по сравнению со стандарт-
ными вариантами, основанными на освещении 
видимым светом.

На рис. 6 показаны рентгеновские изобра-
жения капель воды в гексане, лежащих на гид-
рофильной и гидрофобной поверхностях, 
и приведены оценки КУС. Поскольку на прак-
тике трудно добиться идеально горизонтальной 

поверхности, то капли слегка асимметричны, 
и истинные значения КУС находятся в диапа-
зонах углов, оцененных для правой и левой по-
ловин капель.

Таким образом, предлагаемый метод от-
крывает возможность корректных измерений 
МН и КУС для систем «нефть – вода», богатых 
ПАВ, а также упрощает процесс измерений для 
систем в широком диапазоне термобарических 
условий, имитирующих пластовые.

Рис. 6. Рентгеновские изображения лежащей капли воды в гексане для гидрофильной (а) 
и гидрофобной (б) поверхностей

Teflon
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X-ray measurements of in-situ interfacial tension and wetting angle
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Abstract. Interfacial tension (IFT) and wetting angle (WA) are considered the major attributes of the multiphase 
fi ltration in porous media. A hanging-drop method is among the most popular methods of IFT measuring; it bases 
on the visual-light analysis of drop confi guration. This approach became especially popular due to advance of the 
digital image processing methods, which turned the toilsome drop outlining into an automated procedure. Therefore, 
this method has a considerable disadvantage, namely it is the necessity to use an optically transparent external 
fl uid. To realize a “water drop within the oil” confi guration enabling the correct description of the surfactant-rich 
systems, a new technique for in-situ IFT measuring has been suggested and patented. This technique avoids the 
above-mentioned limitation.

The suggested method applies the X-ray diff raction and supposes a drop generation inside a specially designed 
thermal- and pressure-resistant X-ray-transparent measuring cell located inside an X-ray scanner with further 
observation of the drop evolution till it reaches the state of equilibrium. As far as the acquired roentgenograms 
seriously diff er from the traditional optic ones, there is a new algorithm for identifi cation of the drop form and its 
further mathematical processing to calculate an IFT value. Consequently, there will be an IFT evolution curve for 
a couple of fl uids. Depending on the relative density of the fl uids, two experimental schemes could be realized, 
namely: a suspended drop (1) and an upwards fl oating drop (2). To determine a wetting angle, one may also acquire 
an image of a lying drop.

This article presents the technical characteristics of the new X-ray system measuring IFT and wetting angle 
in reservoir conditions, as well as the latest test results showing that the suggested procedure is effi  cient for diff erent 
fl uid–fl uid systems; it enables measuring the IFT values in wide range (including the low values which are common 
for gases and gas condensates), and monitoring IFT dynamics for diff erent fl uids independently of their optical 
transparency, i.e. either for “a water drop within the oil”, or for “an oil drop within the water”.

Keywords: interfacial tension, wetting angle, laboratory measurements in reservoir conditions, X-ray diff raction, 
reservoir fl uids.
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Тезисы. Поддержание надлежащей согласно технологическому режиму производительности сква-

жин является одной из актуальных и первостепенных задач при эксплуатации подземных храни-

лищ газа (ПХГ). К одному из способов решения данной задачи можно отнести интенсификацию 

притока газа посредством обработки скважин специальными составами. В работе описываются 

специальные исследования составов натуральных образцов осадков из призабойной зоны – коль-

матантов – из различных ПХГ. Систематизированы основные типы этих осадков. Представлены спе-

циальные разработанные в ООО «Газпром ВНИИГАЗ» составы для растворения кольматантов: кар-

бонатного типа – на основе соляной кислоты; сульфатного типа – на основе хелатных комплексов. 

Показано, что оба типа осадконакопления, на растворение или диспергирование которых направ-

лена обработка скважин, образуются как непосредственно на металлическом каркасе проволоч-

ного противопесочного забойного фильтра, так и на гравийно-намывном фильтре, представляю-

щем собой кварцевый песок определенной фракции. Приведено обоснование выбора необходимых 

концентраций, разработанных реагентных составов и композиций. В зависимости от существующих 

геолого-технических условий описаны способы обработки газовых скважин ПХГ с целью восстанов-

ления их производительности и продления срока безремонтного периода эксплуатации.

Существенной проблемой при эксплуатации скважин подземных хранилищ газа 
(ПХГ), созданных в слабосцементированных водоносных пластах, призабойная зона 
которых обустроена гравийно-намывными и проволочными забойными противопе-
сочными фильтрами (далее – противопесочные фильтры), является снижение произ-
водительности скважин. Это связано с образованием нерастворимого в пластовых ус-
ловиях осадка – так называемого кольматанта – на пути фильтрации флюида (в дан-
ном случае – газа). Такое явление наблюдается даже на тех скважинах, где в процессе 
заканчивания или ремонта применялись современные эффективные технологии и ка-
чественное оборудование и материалы, что свидетельствует о природе происхожде-
ния кольматанта вследствие протекания физико-химических процессов. 

В последнее время для разрушения кольматанта (в основе состоящего из карбо-
ната кальция (CaCO3) в функции цементирующего агента) проводятся кислотные об-
работки, эффективность которых нестабильна. При этом использованные на газовых 
скважинах ПХГ системы разрабатывались, как правило, для повышения флюидоот-
дачи нефтяных скважин либо для обработки карбонатных коллекторов газовых сква-
жин [1–3]. Кроме того, даже в случае успешной реагентной обработки и восстановле-
ния дебита скважины эффект от нее сохраняется в течение двух-трех лет, после чего 
производительность скважины снова снижается.

Анализ минералогического состава натурального кольматанта с противопесоч-
ных фильтров со скважин ряда ПХГ, выполненный в ООО «Газпром ВНИИГАЗ» 
рентгенографическим, петрографическим методами и методом сканирующей элект-
ронной микроскопии [4], позволил выявить основные виды соединений, в разных ко-
личественных и качественных соотношениях присутствующих в каждом конкрет-
ном образце осадка, среди которых кварц (в виде гравийной набивки и пластового 
песка) – основа кольматанта, а карбонаты кальция, магния, сульфаты кальция, бария, 
соединения железа, глины – цементирующая часть кольматанта.
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Стоит отметить, что ранее предложено вы-
делить четыре типа кольматантов (по составу 
цементирующей части), образующихся при 
эксплуатации газовых скважин ПХГ, создан-
ных в терригенных коллекторах, а именно: 
1) глинистый; 2) карбонатный; 3) сульфатный; 
4) смешанный из вышеперечисленных [4]. 
Такой выбор обусловлен тем, что разработка 
и выбор реагентных составов должны быть на-
правлены на разрушение именно цементирую-
щей составляющей осадка.

В описании процессов образования каждо-
го из типов можно выделить следующее:

• глинистый кольматант может образовы-
ваться на теле фильтра и в призабойной зоне 
скважины в процессе ее эксплуатации как ре-
зультат диспергирования и гидратации плас-
товой глины вследствие использования техни-
ческой воды, а также глинистого раствора или 
иных технологических жидкостей без ингиби-
торов гидратации глины;

• сульфатный и карбонатный кольматанты 
могут образовываться на теле фильтра и в при-
забойной зоне скважины в процессе ее эксп-
луатации как результат протекания сложных 
физико-химических процессов в призабойной 
зоне вследствие взаимодействия пластовой 
воды, породы пласта-коллектора и компонен-
тов технологических жидкостей в условиях 
циклической работы ПХГ при изменении тер-
мобарических условий, а также протекания 
электрохимических процессов на теле фильтра 
в присутствии пластовой воды и некоторых 
технологических жидкостей, что дополнитель-
но связано с наличием разнородных материа-
лов в конструкции некоторых фильтров, спо-
собных образовывать гальванический элемент 
в присутствии электролита;

• смешанный кольматант, представляю-
щий собой, как правило, смесь в равнопропор-
циональных количествах глинистых частиц, 
карбонатов и сульфатов двухвалентных метал-
лов, образуется в призабойной зоне при совпа-
дении двух вышеперечисленных условий.

Разработанный в ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ» реагентный состав для растворе-
ния карбонатных осадков (СРКО) предназначен 
для растворения карбонатов кальция [5]. Также 
он хорошо диспергирует смешанный кольма-
тант, где помимо карбонатов может находится 
до 50 % примесей сульфатов.

СРКО является сложной композицией це-
лого ряда взаимодополняющих компонентов. 

Основным активным компонентом состава, 
растворяющим карбонаты кальция и магния, 
является соляная кислота. Ингибитор корро-
зии вводится для предотвращения коррозии 
металла скважинного оборудования и труб. 
Поверхностно-активное вещество (ПАВ) вво-
дится для снижения поверхностного натяжения 
состава и облегчения проникновения его в по-
ровое пространство слабопроницаемых коллек-
торов. Комплексообразующее вещество (ком-
плексон) вводится в состав для предотвращения 
вторичного выпадения не растворимых в воде 
карбонатов и нерастворимых гидроксосоедине-
ний железа. Для полного предотвращения на-
бухания и диспергирования глинистых частиц 
в реагентный состав вводится гидрофобизатор.

Лабораторные испытания СРКО показали 
его высокую эффективность при растворении 
монолитного образца карбонатного осадка: об-
разец полностью разрушился. При этом карбо-
нат кальция взаимодействует до полного раст-
ворения, отдельные частицы кварца выпадают 
в осадок, а глинистые частицы переходят в дис-
пергированное состояние без возможности 
дальнейшего слипания и образования конгло-
мератов.

На рис. 1 показаны образцы типично-
го кольматанта карбонатного типа из скважи-
ны одного из ПХГ – поверхность, прилегаю-
щая к внешней стороне проволочного фильтра. 
На рис. 2 показан сухой остаток после воздей-
ствия состава СРКО на образец натурального 
кольматанта, представляющий собой кварце-
вый песок искусственной гравийной набивки 
из призабойной зоны.

Рис. 1. Образцы натурального кольматанта 
типичного карбонатного типа



184 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 3 (52) / 2022

Двумя основными критериями при вы-
боре оптимального состава СРКО, которые 
оценивались одновременно, были скорость 
растворения образца (зависящая от концент-
раций соляной кислоты) и коррозионная ак-
тивность среды. На рис. 3 и 4 представлены 
результирующие графики соответствия време-
ни растворения одинаковых навесок образца 
натурального кольматанта и скорости корро-
зии в зависимости от изменения концентрации 
соляной кислоты. Красным цветом выделена 

оптимальная для практического применения 
на скважинах ПХГ концентрация HCl в составе 
СРКО (в пределах 9…22 %), при которой све-
дены к минимуму коррозионные осложнения 
для оборудования скважин, но при этом эффект 
разрушения осадконакопления в зоне противо-
песочных фильтров будет максимальным.

Разработанный реагентный состав для раст-
ворения сульфатных осадков (СРСО) предназ-
начен для растворения кольматанта на основе 
сульфата кальция [6]. В результате лаборатор-
ных исследований удалось добиться полного 
перевода осадка в гомогенный раствор. СРСО 
также является сложной композицией: комплек-
сон вводится в состав для перевода в растворен-
ное состояние сульфата кальция за счет образо-
вания хелатных соединений; гидроксид натрия 
(калия) – для создания щелочной среды с целью 
повышения растворяющей способности хела-
та; ПАВ – для снижения поверхностного на-
тяжения и облегчения проникновения состава 
в поровое пространство пласта-коллектора. Все 
компоненты вводятся в состав в строго опре-
деленных эквивалентных соотношениях, при 
этом соотношения концентраций комплексоо-
бразующего вещества (комплексона) и щелочи 
в составе одинаковы. 

Анализ лабораторных исследований поз-
волил определить, с одной стороны, что мак-
симальный эффект по растворению кольма-
танта сульфатного типа будет достигаться при 
концентрациях щелочи и комплексона близких 

Рис. 2. Сухой остаток после воздействия 
СРКО на образец натурального 

кольматанта

Рис. 3. Зависимость коррозионной 
активности составов СРКО 

от концентрации HCl
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Рис. 4. Зависимость времени растворения 
образца карбонатного кольматанта 

от концентрации HCl в составе СРКО
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к 20 %. При больших концентрациях начинает 
расти вязкость раствора и падает его раство-
ряющая способность. С другой стороны, учи-
тывая экономическую составляющую (доста-
точно высокую стоимость комплексона и до-
полнительных компонентов в составе СРСО), 
стоит выделить более широкий диапазон кон-
центраций – от ~10 до ~20 %, при которых мож-
но успешно использовать на скважинах реагент 
СРСО, увеличивая время реагирования в при-
забойной зоне при соответствующем умень-
шении рабочих концентраций. Допущение аб-
солютно приемлемо, так как последствия кор-
розионного воздействия компонентов данного 
состава на оборудование скважин практически 
отсутствуют.

На рис. 5 представлена зависимость массы 
растворенного CaSO4 (натурального кольма-
танта) от концентрации комплексона и щелочи 
в готовом растворе. Все эксперименты прово-
дились в течение 24 ч.

Описанные ранее способы обработки при-
забойной зоны [7] не привязываются к конк-
ретным геолого-техническим условиям сква-
жин ПХГ, и, как правило, составы обработ-
ки содержат помимо соляной плавиковую кис-
лоту. Исходя из этих условий делается выбор 

реагентного состава для обработки скважины. 
На основании анализа данных о текущем сос-
тоянии конкретной скважины, составе и коли-
честве ремонтных работ и реагентных обрабо-
ток за все время ее эксплуатации, установлен-
ном забойном оборудовании, составе пласто-
вой воды и использованных технологических 
жидкостях делают предположение о возмож-
ных типах кольматанта.

Информация об используемых техноло-
гических жидкостях позволит сделать с опре-
деленной долей вероятности предположение 
о присутствии в составе кольматанта на по-
верхности противопесочных фильтров и поро-
ды призабойной зоны барита или другой твер-
дой фазы жидкости глушения, присутствии по-
лимеров при отсутствии реагентных обработок 
для их разрушения после применения техноло-
гических жидкостей на полимерной основе.

Информация о проведенных на скважине 
работах по интенсификации притока с исполь-
зованием реагентных составов при наличии 
данных об их основных элементах позволит 
сделать вывод об эффективности воздействия 
на кольматант, образующийся в конкретной 
скважине, тех или иных реагентов и косвенно 
сделать предположение о преобладающем типе 
кольматанта. 

Дополнительно результаты рентгенострук-
турных исследований образцов кольматан-
та, отобранных из противопесочных фильтров 
большинства ПХГ центральной России, поз-
воляют сделать точное предположение о типе 
кольматанта в конкретной скважине при после-
дующих обработках.

Основные общие условия для проведения 
обработок любых скважин [8]:

• обработка технологической жидкостью 
возможна только в тех газовых скважинах ПХГ, 
призабойная зона которых на момент обработ-
ки не обводнена;

• реагентные обработки допустимо прово-
дить как в работающей скважине, так и в сква-
жине, выходящей из консервации;

• для повышения эффективности такой 
обработки на газовой скважине ПХГ проводят 
несколько последовательных обработок с обя-
зательным удалением продуктов реакции после 
каждой из них.

При отсутствии достаточной информации 
о состоянии скважины согласно изложенному 
в этом разделе и в связи с невозможностью точ-
ного определения типа кольматанта до начала 

Рис. 5. Количество растворившегося 
натурального кольматанта (CaSO4) 

в зависимости от концентраций 
комплексона и щелочи в составе СРСО: 

красным цветом выделена область параметров, 
оптимальная для практического применения 

на скважинах ПХГ
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реагентных обработок, а также исходя из на-
копленных объективных данных о существую-
щих типах кольматанта необходимо придержи-
ваться следующей последовательности в про-
ведении реагентных обработок скважин:

• первично проводить обработку любой 
скважины составом СРКО;

• если после двойной обработки скважи-
ны СРКО результат оценивается положитель-
ным, но недостаточно эффективным, скважину 
предлагается выводить из ремонта и запускать 
в отбор;

• по истечении месяца эксплуатации в ре-
жиме отбора запланировать и провести повтор-
ную обработку данной скважины, но уже реа-
гентным составом СРСО.

Такое решение обусловлено тем что, в рам-
ках одного ремонта применение в любой после-
довательности СРКО и СРСО влечет за собой 
риски выпадения техногенного осадка и засо-
рения призабойной зоны вследствие взаимной 
нейтрализации указанных реагентов.

Представленная последовательность опе-
раций при реализации способов обработки га-
зовых скважин ПХГ обусловлена следующим:

• в абсолютном большинстве газовых сква-
жин ПХГ (до 90 %) призабойная зона пласта-
коллектора, гравийно-намывной и забойный 
противопесочный фильтры (при наличии двух 
последних) кольматируются карбонатным, сме-
шанным либо глинистым кольматантом;

• оставшиеся 10 % «цементируются» 
кольматантом сульфатного типа;

• невозможность одновременного приме-
нения щелочного и кислотного растворов тре-
бует разделения по времени обработок ими за-
кольматированной газовой скважины ПХГ; 

• экономически более выгодно проводить 
первичную обработку любой скважины более 
дешевым раствором – раствором на кислотной 
основе – исходя из приведенной выше статис-
тики распределения типов кольматации.

На первом этапе обработки скважин ПХГ 
обеспечивают разрушение цементирующей 
основы кольматанта, образующегося на про-
волочном забойном противопесочном фильтре 
(такой кольматант представлен, как правило, 
карбонатами двухвалентных металлов (каль-
ция и реже магния) либо их смесью с глинис-
тыми частицами) [4]. Данный процесс раз-
рушения обеспечивают посредством закач-
ки в колонну насосно-компрессорных труб 
(НКТ) расчетного количества технологической 

жидкости, приготовленной на основе соля-
ной кислоты для установки реагентной ванны. 
Затем устье скважины герметизируют и остав-
ляют на технологический отстой на время про-
текания реакции (химического взаимодействия 
указанной технологической жидкости с цемен-
тирующей основой кольматанта, образующе-
гося на проволочном забойном противопесоч-
ном фильтре) – до одних суток. Затем удаляют 
продукты реакции, образовавшиеся в приза-
бойной зоне, и осваивают скважину с одновре-
менной подачей в манифольд освоения нейтра-
лизующего раствора, при этом подачу нейтра-
лизующего раствора осуществляют в течение 
всего времени освоения.

На втором этапе обработки в колонну НКТ 
закачивают расчетное количество той же тех-
нологической жидкости (приготовленной 
на основе соляной кислоты) и продавливают ее 
в пласт. Технологическую жидкость закачивают 
для обеспечения разрушения цементирующей 
основы карбонатного кольматанта, образующе-
гося на гравийно-намывном фильтре и природ-
ном пласте-коллекторе. Затем снова гермети-
зируют устье и оставляют на технологический 
отстой на время протекания реакции до одних 
суток. Далее удаляют продукты реакции, об-
разовавшиеся в призабойной зоне, и проводят 
освоение скважины.

По завершении второго этапа обработ-
ки проводят газодинамические исследования 
скважины, по результатам которых оценивают 
эффективность проведения реагентной обра-
ботки. В случае недостаточной эффективности 
проведенной двухэтапной обработки, если де-
бит газовой скважины ПХГ не достиг проект-
ного или планируемого геологической служ-
бой значения, проводят повторную обработку 
газовой скважины технологической жидкостью 
на основе соляной кислоты.

Обработку газовой скважины технологи-
ческой жидкостью, приготовленной на основе 
водного раствора щелочи с комплексообразую-
щим веществом, проводят аналогично в два эта-
па. На рис. 6 представлена технологическая схе-
ма обвязки оборудования, с помощью которого 
выполняют реагентные обработки скважин.

Реализация описанных способов обработ-
ки позволяет обеспечить повышение произ-
водительности газовых скважин ПХГ за счет 
интенсификации притока газа и регенера-
ции гравийных фильтров, а также увеличе-
ния периода времени между капитальными 
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ремонтами газовых скважин ПХГ. Увеличение 
периода времени между капитальными ремон-
тами газовых скважин ПХГ обусловлено таки-
ми факторами, как правильный выбор техно-
логических жидкостей, их качество, соблюде-
ние технологии закачки, последовательность 
прибавления выбранных технологических 
жидкостей [4].

***
В ООО «Газпром ВНИИГАЗ» на осно-

ве анализа химического состава натуральных 
кольматантов, образцы которых были взяты 
на ряде объектов ПХГ, выделены четыре типа 
образующихся осадков.

Приведены результаты лабораторных ис-
следований и обоснование выбора реагентных 
составов для успешной борьбы с кольматацией 
на забое скважин ПХГ.

Описаны обоснованные способы и после-
довательность обработки скважин реагентами 
для эффективного разрушения кольматантов 
различных типов и интенсификации притока 
газа к скважинам ПХГ.
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Abstract. Maintaining of the proper well productivity is a topical task in case of operation of the underground gas 
storages (UGS). One of the ways to solve this problem is to stimulate gas infl ow by means of well treatment with 
special reagents. This article describes the special studies of compositions of the natural sediments (bridging agents) 
taken from the bottomholes of the UGSs’ wells. Authors classifi ed the main types of the sediments. They represent 
few special mixtures aimed at dissolution of calciferous and sulphatic colmatants on the grounds of the chlorohydric 
acid and the chelated complexes respectively. It is shown that both types of sedimentation, which are to be dissolved 
or dispersed by well treatment, originate directly either on a metallic frame of a wiry anti-sand bottomhole screen 
or on a gravel precoat fi lter (namely the sand of certain fraction). The choice of necessary concentrations, as well 
as the made reagents and compositions is substantiated. Depending on the actual geological and technical situation, 
the methods of gas well treatment for rising their performance and prolongation of the repair-free operation are 
described.

Keywords: carbonate and sulfate sediments, colmatage, methods and technologies for processing UGS wells, 
gravel-alluvial fi lters, increasing the productivity of wells UGS.
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Результаты исследований процесса вытеснения 
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Тезисы. Выявлено увеличение коэффициента вытеснения нефти с использованием сверхкрити-

ческого СО2 из однородной водонасыщенной модели пласта на 12…15 % по сравнению с закачкой 

воды. Определены термодинамические параметры, позволяющие преодолеть пороговые ограниче-

ния вторичных методов увеличения нефтеотдачи. Экспериментально подтверждено, что снижение 

абсолютной проницаемости пористой среды при вытеснении маловязкой нефти сверхкритическим 

СО2 не приводит к снижению коэффициента вытеснения нефти в пределах погрешности экспери-

мента. Разработана математическая модель процесса вытеснения нефти сверхкритическим СО2 

из однородной и неоднородной моделей пласта.

В настоящее время основная доля нефтей в России относится к категории трудно-
извлекаемых [1]. Применяемые для их освоения вторичные методы увеличения неф-
теотдачи имеют пороговые ограничения по проницаемости, степени обводненности, 
степени неоднородности пористой среды и вязкости пластовой нефти. Требуется раз-
работка новых третичных методов увеличения нефтеотдачи, которые позволяют прео-
долеть пороговые ограничения вторичных методов увеличения нефтеотдачи (МУН). 
К таковым относятся методы вытеснения нефти, основанные на закачке сверхкрити-
ческих (СК) вытесняющих агентов, применение которых позволяет обеспечить уве-
личение коэффициента вытеснения нефти, переоценку рентабельных запасов неф-
ти. Указанные методы характеризуются пожаро-, взрывобезопасностью и неток-
сичностью, а также могут применяться на любой стадии освоения месторождения. 
В качества сверхкритического вытесняющего агента предлагается использовать ди-
оксид углерода. Опыт его применения на месторождениях США, Канады и других 
стран показал, что наибольшую эффективность имеет смешивающийся режим (бо-
лее 90 % проектов относятся к проектам по смешивающемуся вытеснению), так как 
при растворении диоксида углерода в нефти исчезает граница раздела фаз на грани-
це «нефть – СК СО2», а также изменяются теплофизические свойства пластовой неф-
ти и вытесняющего газа. 

Экспериментальная установка

Экспериментальная установка [2] позволяет исследовать процессы вытеснения неф-
ти сверхкритическими флюидными системами из однородной и неоднородной порис-
тых сред в интервалах давлений до 25 МПа и температур до 473 К. Основным узлом 
экспериментальной установки является физическая модель нефтяного терригенно-
го пласта. Она представляет собой сосуд высокого давления, выполненный по всем 
требованиям1, предъявляемым к сосудам высокого давления, набиваемый пористой 
средой и насыщаемый нефтью. На экспериментальной установке проведены иссле-
дования процесса вытеснения модельной маловязкой и вязкой нефти СК СО2 и ото-
рочками СК СО2 и воды из однородного и неоднородного пластов, а также нефти 

1 См. Сосуды и аппараты высокого давления. Нормы и методы расчета на прочность: ГОСТ 14249-89.
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реального месторождения. Условия проведе-
ния экспериментов приведены в табл. 1. Они 
соответствуют геолого-физическим условиям 
продуктивным нефтяных пластов терригенно-
го типа. Результаты исследований приведены 
на рис. 1–5.

На рис. 1 представлены результаты изме-
рения коэффициента вытеснения маловязкой 
нефти СК СО2 из однородной модели пласта.

Основным результатом выполненных ис-
следований является то, что в ходе них выяв-
лено отсутствие влияния абсолютной прони-
цаемости пористой среды на конечный КВН 
(остаточную нефтенасыщенность): время про-
рыва углекислого газа не изменялось во всем 
исследованном интервале давлений, за ис-
ключением давления 12 МПа; время проры-
ва в указанном диапазоне температур возрос-
ло с 8…10 ч при уменьшении проницаемости 

пласта с 0,18 до 0,038 мкм2. Вместе с тем уве-
личение времени прорыва на изотерме 313 К 
было значительным – в 1,5…2 раза, уменьше-
ние расхода вследствие увеличения плотности 
газа в интервале давлений 9…12 МПа было еще 
более значительным. Полученные результаты 
позволяют сделать вывод о том, что уменьше-
ние проницаемости в исследованном интерва-
ле существенным образом не влияет на образо-
вание фронта вытеснения, в противном случае 
прорыв СО2 произошел бы значительно рань-
ше вследствие образования вязкостных язы-
ков, являющихся главной причиной быстрого 
прорыва вытесняющего агента в добывающую 
скважину в пластовых условиях.

Сравнивая значения КВН, можно отме-
тить, что уменьшения КВН СК СО2 при дав-
лениях 11 и 12 МПа при уменьшении прони-
цаемости с 0,18 до 0,038 мкм2 практически 

Таблица 1
Условия проведения экспериментов по вытеснению нефти 

с использованием сверхкритических флюидных систем
Температура проведения опыта, К 313; 333
Давление опыта, МПа 7,5…14
Тип пористой среды Кварцевый песок
Пористость модели пласта 20…24
Проницаемость модели пласта, мкм2 0,18; 0,038

Динамическая вязкость 
в нормальных условиях (н.у.), 
мПа·с

керосин осветительный 1,2
трансформаторное масло 38
нефть Степноозерского месторождения 387
нефть Марьинского месторождения 1197

Рис. 1. Результаты измерения коэффициента вытеснения нефти (КВН) СК СО2 из однородной 
модели нефтяного пласта в интервале давлений 7…12 МПа. 

Проницаемость модели пласта, мкм2: а – 0,18; б – 0,038. П.О. – поровых объемов
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не наблюдается (в пределах погрешности из-
мерения КВН). Вероятнее всего, это связа-
но с тем, что процесс вытеснения маловязкой 
нефти осуществляется в смешивающемся ре-
жиме. Область смешения в поре при соответст-
вующих настоящим исследованиям значениях 
температур и давлений была исследована 
К.Ш. Ямалетдиновой [3]: при повышении дав-
ления в системе до значений выше минималь-
ного давления смешивания (выше давлению 
насыщения нефти газом), четкая граница меж-
ду жидкой и газообразной фазой разрушается, 
т.е. переход от газообразной фазы к жидкой 
происходит плавно, медленно и монотонно. 
При давлениях, значительно превышающих 
давление насыщения нефти газами, исчезают 
протяженные области жидкой или газообраз-
ной фаз, а четкие межфазовые границы в виде 
менисков переходят в протяженные области 
многократных межфазовых переходов в про-
странстве наблюдения – кластеры, размеры ко-
торых не превышают 1 мкм. Исследования по-
казали, что внутри поры образуется переходная 
зона при давлениях в интервале 7,5…9,3 МПа 
на изотерме 313 К. Образование переходной 
зоны объясняет полученные результаты: рас-
слоение экспериментальных кривых на рис. 1а 
наблюдается при давлении ниже 11 МПа. 
Как только давление внутри пористой среды 
превышает 9,3 МПа, наблюдается увеличение 
нефтеотдачи.

Аналогичные результаты получены и при 
вытеснении модели вязкой нефти – трансфор-
маторного масла вязкостью 38 мПа·с [4].

Достижением режима смешивающегося 
вытеснения можно объяснить высокие значе-
ния КВН. На рис. 2 видно расслоение экспери-
ментальных кривых: при давлении 12 МПа экс-
периментальная кривая находится значительно 
выше, чем при давлениях 8 и 10 МПа. Однако 
при давлениях 12 МПа и ниже на поверхности 
пористой среды образуются микропузырьки 
СК СО2 [5]. Они устилают пору изнутри, пе-
рекрывая контакт нефти с поверхностью поры, 
из-за чего КВН при давлениях ниже 12 МПа 
снижается.

Кроме того, проведены измерения КВН 
Степноозерского месторождения Республики 
Татарстан вязкостью 387 мПа·с и Марьинского 
месторождения Самарской области (см. рис. 2). 
Результаты, полученные на реальной нефти, 
подтверждают основные закономерности, полу-
ченные на модельных нефтях. Увеличение вяз-
кости вытесняемой нефти привело к снижению 
нефтеотдачи на 20 % по сравнению с вытесне-
нием модельной вязкой нефти. Однако и в этом 
случае КВН оказался существенно выше, чем 
при применении вторичных МУН и выше по-
рогового значения по коэффициенту извлечения 
нефти (КИН) для вторичных МУН. Это связано 
с тем, что при растворении сверхкритического 
диоксида углерода в нефти ее динамическая 
вязкость резко снижается тем сильнее, чем 
выше первоначальная вязкость нефти.

На экспериментальной установке проведе-
ны исследования процесса вытеснения транс-
форматорного масла СК СО2 из однородной 
водонасыщенной модели пласта (рис. 3). Как 
было выяснено выше, в высокообводненной 
пористой среде нефть в основном присутствует 
в виде устойчивых водонефтяных эмульсий. 
При этом, как это было выявлено в ходе ис-
следования, влияние сверхкритического угле-
кислого газа на динамическую вязкость во-
донефтяных эмульсий весьма незначительно. 
Это означает, что растворение углекислого газа 
в эмульсии не оказывает воздействия на конеч-
ное значение КИН, а следовательно, для объяс-
нения наблюдаемых явлений требуется иной 
механизм. 

Для объяснения наблюдаемых явлений, 
а именно увеличения нефтеотдачи в отсут-
ствие смешивающегося режима вытеснения, 
предполагается, что основной механизм – это 

Рис. 2. Результаты измерения коэффициента 
вытеснения нефти Степноозерского 

и Марьинского месторождений
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образование в обводненной пористой среде 
микропузырьков СК СО2 [6, 7]. Увеличение 
степени обводненности приводит к тому, что 
образующиеся микропузырьки СК СО2, покры-
вая пору изнутри, изолируют водонефтяную 
эмульсию, фильтрующуюся в поре, от поверх-
ности. В результате этого происходит увели-
чение относительной фазовой проницаемости 
воды, газа и нефти [6].

Для двухкомпонентного потока «нефть – 
СК СО2» создана математическая модель с уче-
том следующих допущений: процесс изотерми-
ческий, нестационарный; движение фаз подчи-
няется закону Дарси; решаемая задача одно-
мерная. Обозначения, применяемые при разра-
ботке настоящей математической модели, при-
ведены на рис. 4. 

Уравнение неразрывности для фазы 
«нефть»:

x

w

k p Sk
r x B x t B

 (1)

уравнения неразрывности для системы 
«нефть – диоксид углерода»:

x

w

k p R pk
r x B x B x

S R S
t B B

 (2)

где m – пористость; Bo, Bg – объемные коэффи-
циенты соответственно фаз «нефть» и «нефть – 
СК СО2»; k – коэффициент абсолютной прони-
цаемости породы; krg, kro – коэффициенты отно-
сительной фазовой проницаемости фаз «нефть» 
и «нефть – СК СО2» соответственно; Rso – раст-
воримость диоксида углерода в углеводоро-
де; μo, μg – динамическая вязкость фаз «нефть» 
и «нефть – СК СО2» соответственно; So, Sg – на-
сыщенность пористой среды соответственно 
нефтью и диоксидом углерода; po, pg – давле-
ние соответственно в фазе «нефть – СК СО2» 
и в диоксиде углерода.

Начальные условия:

t
S r t S  (3)

где S1вх – насыщенность фазой 1 на входе в мо-
дель пласта в начальный момент времени t.

Граничные условия:

w

rj j
j rxj r

k p
Q hk

x
 (4)

где Qj – расход нефти.
Замыкающее соотношение:

S S  (5)

где S2 – насыщенность пористой среды диокси-
дом углерода.

Разработанная математическая модель 
позволяет описать процесс нестационарной 

Рис. 3. Результаты исследований 
процесса вытеснения нефти СК СО2 
из водонасыщенной модели пласта 

проницаемостью 0,48 мкм2 на изотерме 
313 К: 1 – закачка воды; 2 – довытеснение 
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фильтрации многокомпонентного потока 
«нефть – СК СО2» в однородной и неоднород-
ной пористых средах в режимах смешивающе-
гося и несмешивающегося вытеснения. В слу-
чае несмешивающегося вытеснения относи-
тельные фазовые проницаемости являются экс-
периментально определяемыми параметрами

Значения относительных фазовых прони-
цаемостей определяются из следующих урав-
нений для не смешивающегося вытеснения.

n
S Sk k
S S

 (6)

n
S S

k k
S S

 (7)

где S0r – остаточная нефтенасыщенность порис-
той среды, долей; S0 – начальная нефтенасы-
щенность пористой среды, долей; Sgc – крити-
ческое значение нефтенасыщенности пористой 
среды, долей.

При проведении численного решения 
используются неявная схема по координате, 
полуявная по времени. Для проверки адек-
ватности решения требуется, чтобы решение 
характеризовалось сходимостью и устойчи-
востью. Сходимость решения обеспечивается 
проведением численного решения на сетках 
с уменьшающимся шагом. Расчет сходимости 
и устойчивости неявной-полуявной схемы 
опубликован [8].

Расчет по математической модели произ-
веден с использованием экспериментальных 

значений динамической вязкости реальной 
нефти. Это связано с тем, что снижение 
вязкости углеводородов вязкостью при н.у. 
до 150…200 мПа·с при растворении в них 
СК СО2 составляет не более 30 %, как это вид-
но из расчета, проведенного в диссертации 
на соискание ученой степени кандидата техни-
ческих наук А.В. Радаева [9].

Расчет динамической вязкости газонасы-
щенной нефти в диапазоне давлений до 25 МПа 
и температур до 473 К производится по уравне-
нию [10]:

A  (8)

где A и δ – эмпирические коэффициенты, опре-
деляемые по уравнениям

A  (9) 

 (10) 

где μнач – первоначальная динамическая вяз-
кость нефти; ωCO2

 – массовая доля СО2 в нефти.

Обсуждение результатов

На рис. 5 приведены следующие результаты: 
1) экспериментальные результаты по вы-

теснению нефти Степноозерского месторожде-
ния Республики Татарстан динамической вяз-
костью 387 мПа·с при н.у. (191 мПа·с – дина-
мическая вязкость при давлении 8 МПа и тем-
пературе 40 °С);

Рис. 5. Результаты эксперимента и расчета зависимости коэффициента вытеснения нефти 
вязкостью 387 мПа·с при н.у. СК СО2 от объема его закачки 
(давление 8 МПа, температура 40 °С): м.д. – массовых долей
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2) расчетная кривая по математической мо-
дели, разработанной авторами, (см. уравне-
ния (8)–(10)) при давлении 8 МПа и температу-
ре 40 °С (191 мПа·с динамическая вязкость при 
давлении 8 МПа и температуре 40 °С);

3) расчетная кривая, описывающая процесс 
вытеснения нефти динамической вязкостью 
387 мПа·с сверхкритическим СО2 при давле-
нии 8 МПа и температуре 40 °С; (141 мПа·с – 
динамическая вязкость при давлении 8 МПа 
и температуре 40 °С);

4) расчетная кривая, описывающая про-
цесс вытеснения нефти 387 мПа·с сверхкрити-
ческим СО2 при давлении 8 МПа и температуре 
40 °С (98 мПа·с – динамическая вязкость при 
давлении 8 МПа и температуре 40 °С);

5) расчетная кривая, описывающая процесс 
вытеснения нефти вязкостью 387 мПа·с водой 
при давлении 8 МПа и температуре 40 °С.

Экспериментальные исследования пока-
зали, во-первых, нелинейную зависимость 
между массовой долей СО2 в нефти и ее ди-
намической вязкостью, во-вторых, снижение 
динамической вязкости газонасыщенной неф-
ти по сравнению с начальной в 4 раза.

Результаты эксперимента и расчетные ре-
зультаты позволяют сделать следующие выводы:

1) наименее эффективно вытеснение вы-
соковязкой нефти водой. Значения КВН ока-
зались значительно ниже пороговых значений 

по КВН для вторичных МУН, что говорит 
о невозможности преодоления пороговых огра-
ничений с использованием заводнения;

2) снижение динамической вязкости реаль-
ной нефти при растворении в ней диоксида 
углерода приводит к увеличению КВН сверх-
критическим СО2. Расчеты при различных 
значениях м.д. СО2 в нефти подтверждают этот 
вывод. При этом следует отметить, что сниже-
ние значений μo газонасыщенной нефти весь-
ма велико уже при давлении 8 МПа, что приво-
дит, в соответствии с расчетами, к увеличению 
КВН с 37,7 до 48,2 %.

Таким образом, по результатам исследова-
ний выявлены термодинамические параметры, 
позволяющие преодолеть пороговые ограниче-
ния вторичных МУН и удовлетворить новые 
лицензионные требования ЦКР «Роснедра» 
по КИН > 25 %. Экспериментально получены 
следующие результаты:

• дополнительная нефтеотдача сверхкри-
тическим СО2 из низкопроницаемого обвод-
ненного коллектора на 10 %;

• увеличение КВН из однородной порис-
той среды с использованием СК СО2 на 25 % 
по сравнению с газовыми вытесняющими аген-
тами в смешивающемся режиме вытеснения;

• увеличение КВН из однородного коллек-
тора оторочками СК СО2 и воды по сравнению 
с КВН сверхкритическим СО2 на 8…10 %.
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Results of studying oil displacement from homogeneous and heterogeneous porous media 
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Abstract. Authors educed the 12…15 % increase of the factor of oil displacement by the supercritical СО2 from 
a homogeneous water-saturated reservoir model in comparison with the injection of water. They determined the 
thermodynamic parameters enabling overcoming of the threshold limitations of the secondary advanced oil recovery 
methods. The tests confi rmed that reduction of the absolute permeability of a porous medium at displacement of the 
low-viscosity oil displacement by the supercritical СО2 did not initiate reduction of the oil displacement factor 
within the experiment accuracy. A mathematical model of the oil displacement with the supercritical СО2 from 
homogeneous and heterogeneous media was designed.

Keywords: tight oil, methods of oil recovery stimulation, factor of oil displacement, driving agent, supercritical 
carbon dioxide, absolute permeability, mathematical model..
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Тезисы. Для анализа и прогноза показателей разработки газоконденсатных месторождений и пере-

работки конденсата необходима информация о компонентно-фракционных составах добываемого 

флюида и продуктов его промысловой подготовки. Она может быть получена на основе компози-

ционного гидродинамического моделирования месторождений. При этом ввиду неоднородности за-

лежей необходимо определять составы пластовых флюидов по объектам разработки. Предложено 

решение этой задачи на основе построения секторных моделей и результатов исследований опор-

ных скважин. 

На данный момент из-за относительно редкого использования композиционных моделей опре-

деление составов добываемых флюидов и продуктов промысловой подготовки выполняется от-

дельно от гидродинамического моделирования с помощью специально разработанного метода 

расчетно-технологического мониторинга промысловой технологии. Получаемые результаты могут 

эффективно использоваться для анализа показателей разработки месторождений, проверки кор-

ректности и адаптации гидродинамических моделей.

Для квалифицированного учета, анализа и прогноза показателей разработ-
ки газоконденсатных (ГКМ) и нефтегазоконденсатных (НГКМ) месторождений, 
а также переработки выделенного на промыслах конденсата необходимо регуляр-
но получать информацию об объемах, компонентно-фракционных составах (КФС) 
и физико-химических свойствах (ФХС) добываемого газоконденсатного флюида 
(ДГКФ) и продуктов его промысловой подготовки: конденсата газового нестабиль-
ного (КГН) и осушенного газа. Первоисточником этой информации являются экс-
периментальные исследования, для прогноза КФС и ФХС используется моделиро-
вание процессов. 

Исследование и моделирование КФС и ФХС логично начинать с пластового газо-
конденсатного флюида (ПГКФ). Однако его прямое экспериментальное исследование 
в абсолютном большинстве случаев осложнено, поскольку отбираемые глубинные 
и поверхностные пробы по компонентному составу могут отличаться от истинного 
компонентного состава ПГКФ ввиду предельнонасыщенного состояния и происходя-
щих в пласте и скважинах фазовых переходов вследствие изменения давлений и тем-
ператур. В таком случае истинный КФС ПГКФ можно определить только с помощью 
физического или математического моделирования на основе качественного экспери-
мента и результатов анализа отобранных проб.

Задача определения КФС ПГКФ (на примере северных ГКМ и НГКМ Западной 
Сибири) осложняется следующими обстоятельствами:

1) абсолютное большинство месторождений являются многопластовыми и харак-
теризуется высокой степенью неоднородности составов газа и конденсата по объек-
там разработки;

2) эксплуатационные скважины могут отрабатывать пласты с отличными фильт-
рационно-емкостными свойствами (ФЕС) с различной долей притока;
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3) существуют отложения, характеризую-
щиеся двухфазным насыщением (газ-нефть), 
аномально высокими пластовыми давлениями, 
высокими пластовыми температурами, различ-
ными значениями давления насыщения и кон-
денсации ПГКФ.

На рис. 1 показано распределение по-
тенциального содержания углеводородов С5+ 
(ПС С5+) в ПГКФ по глубине залегания пластов 
на примере одного НГКМ, поделенного на экс-
плуатационные участки.

Очевидно очень большое разнообразие 
составов ПГКФ по площади и разрезу все-
го месторождения. В этих условиях для кор-
ректного гидродинамического моделирова-
ния месторождения в комплексе с адекват-
ным моделированием промысловой подготов-
ки ДГКФ, а также последующей переработки 
КГН необходимо определять начальный КФС 
ПГКФ для всех или хотя бы основных, наибо-
лее значимых, объектов разработки.

Перспективным решением этой задачи 
представляется деление полномасштабных 
гидродинамических моделей (ГДМ) место-
рождений в гидродинамическом стимулято-
ре tNavigator на несколько секторных моделей 
единичных скважин или секторных моделей 
на основании опорных скважин, которые эксп-
луатируют один пласт или преимущественно 
один эксплуатационный объект с несколькими 
рядами соседних скважин. Такие модели 

позволят итерационным способом определить 
адекватные КФС начального ПГКФ конкрет-
ных пластов по результатам выполненных пер-
вичных газоконденсатных исследований (ГКИ) 
соответствующих скважин, включающих от-
бор и экспериментальные исследования соста-
вов сепарационных проб газа и КГН.

В одной из статей [1] представлен разра-
ботанный и реализованный методический под-
ход к идентификации состава пластового газа 
ачимовских залежей по результатам ГКИ сква-
жин с использованием цифровой композицион-
ной ГДМ единичной скважины ачимовских 
отложений. Авторами показана возможность 
воспроизведения в ГДМ фактической эксплуа-
тации скважины, в том числе результатов ее га-
зодинамических исследований (ГДИ) и ГКИ. 
Задача проверки и определения начального 
состава ПГКФ в этой работе не ставилась, хотя 
ее решение представляется вполне возможным.

Для совершенствования данного подхода 
в программном комплексе tNavigator решена 
задача выделения секторной модели из пол-
номасштабной ГДМ без ощутимой потери 
достоверности результатов. Первостепенным 
для построения такой модели является под-
бор опорной скважины по наличию дос-
товерных результатов ГКИ и промыслово-
геофизических исследований (ПГИ), по их ре-
зультатам скважина должна дренировать толь-
ко один пласт.

Рис. 1. Распределение ПС С5+ в ПГКФ по глубине залегания пластов
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При выделении секторной модели 
в tNavigator должны выполняться следующие 
условия:

1) рекомендовано выделение секторной мо-
дели по областям с наименьшими перетоками;

2) необходимо учитывать, что при выделе-
нии скважина попадает в ту часть, где лежит 
проекция ее устья на верхний слой модели;

3) модель при разрезании делится на две 
части: сектор опорной скважины и все осталь-
ное. Необходимо обязательно один раз просчи-
тывать общий файл модели до расчета на сек-
торе, чтобы осуществить запись в fl ux-файлы 
граничных условий (эти файлы предназначены 
для автономной работы с секторной моделью 
с учетом взаимодействия с исходной полномас-
штабной моделью);

4) для корректного воспроизведения темпа 
падения пластового давления секторная модель 
должна включать не только опорную скважи-
ну, но и несколько рядов скважин вблизи нее, 
поскольку работа соседних скважин также ока-
зывает существенное влияние на работу опор-
ной скважины.

Секторная модель из одной опорной сква-
жины не позволяет воспроизвести пластовое 
давление скважины в каждый момент времени, 
это можно наглядно видеть на момент начала 
эксплуатации скважины, если до ввода скважи-
ны в эксплуатацию уже были введены в эксп-
луатацию другие скважины. При построении 
секторной модели, состоящей из одной сква-
жины, ее пластовое давление на момент запус-
ка будет начальным, в то время как в полно-
масштабной модели давление в скважине бу-
дет просажено. Сектор подбирается таким об-
разом, чтобы значение пластового давления 
в скважинах, полученное по результатам расче-
та секторной модели (особенно в опорной сква-
жине), было близко к значениям давления этих 
скважин в полномасштабной модели.

Размер сектора (необходимое количество 
рядов соседних скважин) определяется пу-
тем проведения гидродинамических расчетов 
с последующим детальным анализом получен-
ных результатов. Основанием для выбора сек-
тора являются минимальные изменения зна-
чений пластового давления, дебита и накоп-
ленной добычи по скважине во времени. В вы-
полненном расчетном эксперименте значение 
пластового давления на каждом временно́м 
шаге отличалось менее чем на 0,3 %. Для де-
бита отклонение было наиболее более высоким 

на первом шаге, затем вышло на плато в 0,3 %. 
Соответствующее отклонение по накопленной 
добыче в опорной скважине на текущий вре-
менной шаг не превысило 0,5 %. Для того 
чтобы считать сектор подходящим для проведе-
ния корректных гидродинамических расчетов, 
отклонения по приведенным выше величинам 
не должны превышать 5 %. Для соседних сква-
жин, особенно краевых на секторе, требования 
могут быть менее строгими. При построении 
сектора оценивалось и распределение давле-
ния по соседним скважинам: на рис. 2 показа-
но, что давление в них на текущий временной 
шаг воспроизводится с достаточной степенью 
достоверности.

На базе выделенной таким образом сек-
торной ГДМ предложен алгоритм определения 
начального КФС ПГКФ объекта разработки. 
На первом этапе задается исходное приближе-
ние начального композиционного состава (КС) 
ПГКФ для пласта, эксплуатируемого опорной 
скважиной. После этого в ГДМ выполняется 
расчет, воспроизводящий исторический период 
эксплуатации скважин выделенного сектора, 
включая результаты ГКИ. Далее полученный 
в результате расчета КС ДГКФ во время прове-
дения ГКИ сравнивается с КС продукции сква-
жины, рекомбинированным по результатам ис-
следований сепарационных проб. При их несо-
ответствии производится коррекция начально-
го КС ПГКФ и осуществляются повторные рас-
четы до схождения расчетного и рекомбиниро-
ванного КС ДГКФ с заданной точностью. 

Процесс схождения предлагается реализо-
вать на основе вычислений коэффициентов из-
менения состава (КИС) [2] по следующему ал-
горитму.

После расчета КС ДГКФ на момент отбора 
про б в процессе ГКИ по полученному составу 
и принятому КС начального ПГКФ вычис-
ляются КИС на текущей итерации:

i
i

i

Z
Z

 (1)

где КИСi – коэффициент изменения состава 
i-го компонента, условных единиц (у.е.); 
Zi

ДГКФ – массовая доля i-го компонента в расчет-
ном КС ДГКФ в момент проведения ГКИ, %; 
Zi

ПГКФ – массовая доля i-го компонента в КС на-
чального ПГКФ, принятого на текущей итера-
ции, %.

Далее проводится сравнение составов 
продукции скважины, и при расхождении 
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расчетного КС ДГКФ с рекомбинированным 
по результатам ГКИ производится восстанов-
ление КС начального ПГКФ путем деления 
долей компонентов рекомбинированного КС 
ДГКФ на вычисленные КИС соответствующих 
компонентов с последующей нормализацией 
состава на 100%:

i
i

i

ZG  (2)

i
i

i

GZ
G

 (3)

где Gi
ПГКФ – условная масса i-го компонента 

в восстанавливаемом КС начального ПГКФ, 
у.е.; Zi

ДГКФгки – массовая доля i-го компонента 
в рекомбинированном КС ДГКФ по результа-
там ГКИ, %; Zi

ПГКФ – массовая доля i-го ком-
понента в восстановленном КС начально-
го ПГКФ, принятого в ГДМ для выполнения 
следующей итерации расчета, %.

Восстановленный таким способом КС на-
чального ПГКФ опорной скважины прини-
мается в ГДМ в качестве текущего приближе-
ния, после чего расчет и все последующие опе-
рации повторяются до схождения расчетного 
и рекомбинированного КС ДГКФ с заданной 
точностью.

Результатом таких расчетов является полу-
чение начального КС ПГКФ эксплуатируемого 
опорной скважиной пласта (объекта разра-
ботки), который может использоваться да-
лее в полномасштабной ГДМ месторождения. 

Создав секторные ГДМ ряда опорных сква-
жин, эксплуатирующих разные пласты, и вы-
полнив по ним расчеты предлагаемым спосо-
бом, можно определить начальные КС ПГКФ 
для всех или основных эксплуатационных 
объектов месторождения. Аналогичный ал-
горитм поиска КС начального ПГКФ может 
быть использован и при создании ГДМ единич-
ных опорных скважин, эксплуатирующих один 
пласт, в случае их использования вместо сек-
торных ГДМ или при наличии отдельно распо-
ложенных скважин.

В результате расчетов по настроенной та-
ким образом ГДМ месторождения опреде-
ляются достоверные КС поступающего на уста-
новку комплексной подготовки газа (УКПГ) 
ДГКФ в динамике разработки. Преобразовав 
КС ДГКФ в подробный формат КФС, можно 
получить полноценные исходные данные для 
моделирования и расчетов промысловой подго-
товки добываемого сырья и последующей пе-
реработки КГН. Для преобразования КС в КФС 
ранее разработана специальная процедура 
Delumping [2].

Предложенный алгоритм представляется 
весьма перспективным, однако до настоящего 
времени такие решения на практике не реали-
зованы, композиционное моделирование пока 
широко не используется: в ГДМ большинства 
месторождений применяется модель черной 
нефти Black Oil. По этой причине масштаб-
ное определение полноценного КФС ДГКФ 
на базе расчетов по существующим ГДМ пока 

Рис. 2. Сопоставление текущего пластового давления на полномасштабной (слева) 
и секторной (справа) ГДМ
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в полной степени невозможно. В связи с этим 
определение и прогнозирование КФС ДГКФ 
и продуктов его промысловой подготовки 
до настоящего времени проводится отдельно 
от гидродинамического моделирования место-
рождения на основе самостоятельных экспери-
ментальных исследований составов и ФХС по-
токов КГН и газа и моделирования УКПГ.

Для комплексного решения задачи опре-
деления детального КФС добываемого 
флюида разработана и реализована методоло-
гия расчетно-технологического мониторинга 
(РТМ) промысловой подготовки ДГКФ [3]. Она 
базируется на адаптационном моделировании 
промысловой технологии по результатам из-
мерений режимных параметров, хозрасчетно-
го определения объемов и экспериментально-
го определения КФС продуктов УКПГ, а имен-
но КГН и осушенного газа. Объемы исходных 
данных для решения этой задачи могут быть 
различны. Наиболее полный массив резуль-
татов измерений нарабатывается в процессе 
специально проводимых полных обследований 
УКПГ с отбором проб всех потоков и про-
дуктов и экспериментальным определением 
их КФС. Однако такие обследования на регу-
лярной основе проводятся крайне редко, обыч-
ная практика аналитического контроля состоит 
в отборе проб и экспериментальном определе-
нии КФС товарных продуктов промысла – КГН 
и осушенного газа. В связи с этим разработан-
ная методика РТМ ориентирована на наличие 
минимального набора исходных данных: тер-
мобарических параметров сепараторов и раз-
делителей, удельного выхода и эксперимен-
тального КФС товарного КГН.

Цель РТМ заключается в воспроизведе-
нии на модели УКПГ усредненного режи-
ма и баланса промысловой подготовки ДГКФ, 
а также экспериментального КФС товарно-
го КГН с максимально возможной точностью. 
Ключевым вопросом и одним из главных ре-
зультатов РТМ является определение КФС 
поступившего на УКПГ ДГКФ, при котором 
рассчитанный по модели товарный баланс про-
мысла при установленных режимных парамет-
рах соответствует фактическому, а расчетный 
КФС товарного КГН максимально близок к по-
лученному экспериментально.

Методика РТМ основана на выполне-
нии итерационного расчета материально-
компонентного баланса (МКБ) УКПГ с под-
бором КФС ДГКФ по критерию схождения 

расчетных и измеренных значений удельно-
го выхода и КФС товарного КГН. Подбор КФС 
ДГКФ осуществляется методом рекомбина-
ции экспериментального КФС товарного КГН 
и расчетного КФС товарного газа.

На первом этапе задается начальный КФС 
ДГКФ, полученный в предыдущем расчете 
УКПГ или выбранный по аналогу. Затем прово-
дится расчет МКБ УКПГ по модели, и вычис-
ленный удельный выход товарного КГН срав-
нивается с фактическим, найденным по резуль-
татам хозрасчетного измерения объемов про-
дуктов промысла. При их совпадении с задан-
ной точностью расчет завершается. В против-
ном случае проводятся дальнейшие итерацион-
ные циклы рекомбинации КФС ДГКФ с после-
дующими расчетами МКБ УКПГ и сравнением 
расчетного и фактического удельных выходов 
товарного КГН. 

Рекомбинация КФС ДГКФ на каждом цикле 
итераций осуществляется смешением осушен-
ного газа и товарного КГН в подбираемом соот-
ношении. Для рекомбинации используется экс-
периментальный КФС товарного КГН и рас-
считанный на предыдущей итерации КФС то-
варного газа. Условные массы компонентов ре-
комбинируемого КФС ДГКФ на текущем шаге 
итераций вычисляются по формуле

i i iG XG g YG g  (4)

где Gi – условная масса i-го компонента в ре-
комбинируемом КФС ДГКФ, у.е.; XGi

Э – массо-
вая доля i-го компонента в экспериментальном 
КФС товарного КГН, %; g КГН – массовая доля 
КГН в рекомбинируемом составе добываемого 
углеводородного сырья, долей единицы; YGi

P – 
массовая доля i-го компонента в расчетном 
КФС товарного газа, %.

По полученным массам компонентов рас-
считывается состав рекомбинируемого ДГКФ, 
% масс.:

i
i

i

GZG
G

 (5)

где ZGi – массовая доля i-го компонента в ре-
комбинируемом ДГКФ, %.

В результате определяется КФС ДГКФ 
на текущей итерации, по нему проводится рас-
чет МКБ промысловой подготовки с вычисле-
нием удельного выхода товарного КГН и срав-
нением его с фактическим. При их схожде-
нии с заданной точностью расчет завершается, 
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в противном случае изменяется соотношение 
смешиваемых потоков КГН и газа в составе ре-
комбинируемого ДГКФ, после чего проводятся 
следующие итерационные циклы до достиже-
ния указанных выше условий.

Для подбора соотношения рекомбинируе-
мых потоков КГН и газа используется приве-
денный ниже алгоритм. По результатам расче-
та текущей итерации находится коэффициент 
коррекции рекомбинации (Ккорр, у.е.) – отноше-
ние расчетного удельного выхода КГН к факти-
ческому:

g
g

 (6)

где g  – удельный выход товарного КГН в пос-
ледней итерации1, г/ст. м3 или кг/тыс. ст. м3; 
g  – фактический удельный выход товарно-
го КГН, г/ст. м3 или кг/тыс. ст. м3. 

Делением на этот коэффициент использо-
ванной в предыдущей итерации массовой доли 
КГН в рекомбинируемом КФС ДГКФ (g ) 
определяется ее новое значение g  для сле-
дующей итерации:

g
g  (7)

После схождения удельного расчетного вы-
хода КГН с фактическим с заданной точностью 
проводится сравнение расчетного КФС КГН 
с экспериментальным. Как правило, после нес-
кольких рекомбинаций КФС добываемого уг-
леводородного сырья обеспечивается приемле-
мое схождение расчетного и эксперименталь-
ного КФС товарного КГН как минимум по жид-
ким углеводородам и фракциям С5+. По легким 
газообразным углеводородам условием хоро-
шего схождения является равенство (или как 
минимум близость) измеренного давления 
в буферной емкости и рассчитанного по экс-
периментальному КФС давления насыщенных 
паров (ДНП) товарного КГН при температуре 
буферной емкости. Это справедливо при усло-
вии достижения термодинамического равнове-
сия в буферной емкости – концевой ступени се-
парации товарного КГН. 

Если же ДНП товарного КГН, рассчитан-
ное по его экспериментальному КФС, значи-
тельно отличается от давления концевой ступе-
ни сепарации, доли легких газообразных угле-
водородов в экспериментальном и расчетном 

1 ст. м3 – стандартный метр кубический.

КФС товарного КГН однозначно не совпадают 
согласно законам термодинамического равно-
весия. В таком случае достижение хорошего 
соответствия экспериментального и расчетно-
го составов КГН возможно только по жидкой 
части. Наиболее вероятными причинами не-
соответствия расчетного ДНП товарного КГН 
с давлением буферной емкости являются пог-
решности хроматографического определения 
состава и отклонение усредненных режимных 
параметров УКПГ (при которых проводится 
расчет МКБ на модели) от параметров в мо-
мент отбора пробы.

Таким образом, в результате выполнения 
РТМ определяется усредненный КФС ДГКФ, 
поступившего на УКПГ в течение расчетного 
периода, рассчитывается полный МКБ его про-
мысловой подготовки с КФС и ФХС потоков 
и товарных продуктов. Причем полученная ин-
формация согласована с хозрасчетным балан-
сом, режимными параметрами и данными ана-
литического контроля УКПГ, что подтверждает 
ее достоверность в пределах точности, обеспе-
чиваемой современными термодинамическими 
расчетами фазовых равновесий и средствами 
измерений параметров и показателей. 

Практическое применение изложенной ме-
тодологии началось с 2011 г. в объеме ежегод-
ных работ по мониторингу и прогнозу сырьевой 
базы ООО «Газпром переработка» в Западной 
Сибири (ЗапСибГПП) [4]. Работы по РТМ вы-
полнялись для всех действующих газокон-
денсатных УКПГ северных НГКМ Западной 
Сибири, обеспечивающих поставки сырья 
на заводы по переработке КГН. В результате 
выполняемых расчетов формировались масси-
вы КФС сырьевых потоков, которые использо-
вались и используются в моделях ЗапСибГПП 
при выполнении регулярных расчетов балан-
сов и качества потоков с дискретностью сут-
ки / месяц / год в целях обоснования плано-
вых балансов и проработки вариантов перспек-
тивного развития технологии. Практическое 
использование полученных на основе РТМ 
действующих УКПГ данных по КФС посту-
пающего сырья обеспечивает достаточно вы-
сокую точность прогнозных расчетов, что вид-
но на примере сравнения рассчитанных по мо-
делям и фактических выходов ряда основных 
продуктов переработки (рис. 3–5).

Следует отметить, что работы по РТМ 
до настоящего времени выполняются все-
го лишь один раз в год по среднегодовым 
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параметрам и экспериментальным КФС, полу-
ченным также один раз в год. Организация еже-
квартальных, ежемесячных и тем более ежесу-
точных расчетов позволит существенно повы-
сить точность и информативность данной ра-
боты. Однако в настоящее время эксперимен-
тальное определение КФС товарного КГН осу-
ществляется только в лабораториях, посколь-
ку наладить эффективную и адекватную рабо-
ту потоковых хроматографов пока не удалось 
и, вероятно, удастся не скоро. При этом отбор 
проб и экспериментальное определение КФС 

товарного КГН на действующих УКПГ произ-
водятся достаточно редко – от нескольких раз 
до одного раза в месяц (минимально допусти-
мая частота согласно СТО Газпром 5.11-2008). 
Соответственно, дискретность выполнения 
РТМ ограничивается частотой аналитического 
контроля КФС в лабораториях. 

С другой стороны, на всех промыслах уста-
новлены потоковые плотномеры товарного 
КГН и ведется непрерывное потоковое изме-
рение термобарических параметров сепарато-
ров и разделителей на УКПГ. Наличие такого 

Рис. 3. Сравнение расчетных и фактических выходов газа деэтанизации (а) 
и широкой фракции легких углеводородов (ШФЛУ) (б)
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массива оперативной информации и периоди-
ческих экспериментальных определений КФС 
товарного КГН дает возможность создания 
в перспективе самообучающегося виртуально-
го анализатора КФС товарного КГН. При его 
реализации экспериментальное (виртуальное) 
определение КФС товарного КГН будет осу-
ществляться непрерывно, и на его основе ра-
боты по РТМ УКПГ могут выполняться пос-
тоянно с любой дискретностью.

Важнейшим результатом РТМ, как уже от-
мечено, является определение КФС поступаю-
щего на УКПГ потока ДГКФ, согласованного 

с хозрасчетным балансом, режимными пара-
метрами и данными аналитического контроля 
продуктов УКПГ, что подтверждает его досто-
верность. Такая информация является суще-
ственным дополнением к результатам перио-
дически проводимых ГКИ опорных скважин 
и в комплексе с ними может эффективно ис-
пользоваться для анализа и прогноза показате-
лей разработки ГКМ. По мнению авторов, этот 
состав целесообразно использовать для свер-
ки с составом общего потока ДГКФ, рассчиты-
ваемого по ГДМ, для оценки степени согласо-
ванности моделей разработки и промысловой 

Рис. 4. Сравнения расчетных и фактических выходов стабильного конденсата (а) 
и тяжелого остатка 340+ °С (б)
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подготовки, а возможно, и с целью адаптации 
(актуализации) ГДМ. Наработки таких реше-
ний также имеются. В частности, при установ-
лении в ГДМ корреляционной связи начальных 
КС ПГКФ эксплуатируемых объектов разра-
ботки с использованием поправочных коэффи-
циентов появляется возможность регулирова-
ния составов ПГКФ по пластам по критерию 
схождения КС ДГКФ, рассчитанных по ГДМ 
и полученных в результате выполнения РТМ. 

При этом, как уже изложено в первой части 
статьи, для совершенствования полномасштаб-
ных ГДМ месторождений разработаны и опро-
бованы решения по созданию ГДМ единич-
ных скважин и секторных моделей опорных 
скважин, с помощью которых возможно более 

точное определение КФС начального ПГКФ от-
дельных объектов разработки в результате вос-
произведения ранее выполненных ГКИ.

Изложенные выше решения и разработ-
ки, по имеющимся у авторов статьи сведе-
ниям, не имеют аналогов в мировой практи-
ке, и в случае их успешной реализации мо-
гут существенно повысить качество анализа, 
контроля и прогноза технологических показа-
телей разработки ГКМ и НГКМ, планирова-
ния переработки КГН. Совместное использова-
ние предлагаемых решений по совершенство-
ванию ГДМ ГКМ и отработанной методологии 
РТМ УКПГ может стать основой создания не-
разрывного комплекса взаимоувязанных моде-
лей «Цифровое месторождение».

Рис. 5. Сравнение расчетных и фактических выходов продуктов переработки
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Abstract. To analyze and predicting indicators of development of gas-condensate fi elds and processing of condensate, 
information is needed on the component-fractional compositions of the produced fl uid and products of its fi eld 
preparation. It can be obtained on the basis of compositional hydrodynamic modeling of fi elds. At the same time, 
due to the heterogeneity of fi elds, it is necessary to determine the composition of reservoir fl uids for development 
objects. A solution to this problem is suggested based on the construction of sector models and the results of studies 
of support wells. 

At the moment, due to the relatively rare use of compositional models, the determination of the compositions 
of produced fl uids and fi eld processing products is carried out separately from hydrodynamic modeling using 
a specially developed method of computational and technological monitoring of fi eld technology. The results 
obtained can be eff ectively used to analyze fi eld development indicators, verify the correctness and adaptation 
of the hydrodynamic models.

Keywords: hydrodynamic modeling, sector model, component-fractional composition, compositional reservoir 
simulations, coeffi  cients of composition change, adaptation modeling of gas fi eld processing technology.

References
1. FATEYEV, D.G., Yu.A. DOLGIKH, D.K. TOKAREV, et al. A methodological approach to identifying 

formation gas composition of Achimov pools based on the results of gas condensate well tests [Metodicheskiy 
podkhod k identifi katsii sostava plastovogo gaza achimovskikh zalezhey po rezultatam gazokondenatnykh 
issledovaniy skvazhin]. Gazovaya Promyshlennost, 2022, no. 3(830), pp. 28–36, ISSN 0016-5581. (Russ.).

2. KASPEROVICH, A.G., D.G. FATEYEV, D.A. RYCHKOV, et al. Methods for predicting component-fraction 
compositions of extracted gas condensate fl uids [Sposoby prognoza komponentno-fraktsionnykh sostavov 
dobyvayemykh gazokondenstnykh fl yuidov]. Vesti Gazovoy Nauki: collected scientifi c technical papers. 
Moscow: Gazprom VNIIGAZ LLC, 2021, no. 4: Actual issues in research of bedded hydrocarbon systems, 
pp. 195–202. ISSN 2306-8949. (Russ.).

3. RYCHKOV, D.A. Balance model of a regional scheme of gas-condensate fi elds with centralized stabilization 
of condensate [Balansovaya model regionalnoy schemy gazokondensatnykh promyslov s tsentralizovannoy 
stabilizatsiyey kondensata]. Candidate’s thesis (engineering). St.Petersburg: Gazprom Proyektirovaniye 
(Tyumen subsidiary), 2019. (Russ.).

4. NESTERENKO, A.N., A.G. KASPEROVICH, O.A. OMELCHENKO. Practical experience, issues and ways 
to perfect methods for makeup and prediction of primary products composition of gascondensate fi elds in order 
to simulate their fi eld treatment, transfer and processing [Prakticheskiy opyt, problem i puti sovershenstvovaniya 
metodov opredeleniya i prognoza sostavov dobyvayemogo syrya gazokondensatnykh mestorozhdeniy dlya 
adekvatnogo modelirovaniya ego promyslovoy podgotovki, transporta i pererabotki]. Vesti Gazovoy Nauki: 
collected scientifi c technical papers. Moscow: Gazprom VNIIGAZ LLC, 2016, no. 4 (28): Actual issues 
in research of bedded hydrocarbon systems, pp. 27–36. ISSN 2306-8949. (Russ.).



207Актуальные вопросы исследований пластовых систем месторождений углеводородов

№ 3 (52) / 2022

Ключевые слова: 

метаноугольное 

месторождение, 

угольный пласт, 

проницаемость, 

усадка матрицы, 

сжимаемость 

трещин, 

моделирование.

УДК 622.279.32

Моделирование разработки пластовых систем 

метаноугольных месторождений с учетом процессов 

усадки матрицы угля и сжимаемости системы трещин
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Тезисы. Моделирование разработки пластовых систем метаноугольных месторождений со сложной 

структурой порово-трещинного пространства требует учета упругих характеристик породы пласта 

и насыщающих его флюидов. При вскрытии скважинами коллекторов с естественной трещиновато-

стью параметр сжимаемости породы (деформационные свойства) может оказывать существенное 

влияние на продуктивность скважин. При вскрытии угольных пластов скважинами и вызове притока 

флюидов путем снижения пластового давления происходит увеличение эффективного напряжения, 

в результате упругое противодействие пласта вышележащему горному массиву уменьшается, что 

приводит к уменьшению раскрытости трещин и снижению проницаемости. С другой стороны, при 

снижении пластового давления в угольных пластах ниже давления начала десорбции создаются 

условия для нарушения термодинамического равновесия существования сорбированного метана 

в веществе угля. В результате десорбции метана и его дальнейшей диффузии в порово-трещинное 

пространство происходит усадка матрицы вещества угля, развитие микротрещиноватости, поэтому 

проницаемость порово-трещинного пространства увеличивается. Деформационные процессы, про-

исходящие при этом, описываются весьма сложными многопараметрическими моделями, базирую-

щимися на различных геолого-промысловых параметрах пластов и физико-механических свойствах 

угля. Для реализации математических моделей, описывающих изменение фильтрационных свойств 

угольных пластов при активных процессах десорбции метана и фильтрации пластового флюида, 

требуется привлечение дополнительной информации о физико-механических свойствах угольных 

пластов, что заставляет задействовать расширенные комплексы лабораторных исследований керна 

и дополнительные методы геофизических исследований скважин с применением волнового акусти-

ческого широкополосного каротажа с кросс-дипольными источниками колебаний.

Данная работа посвящена оценке влияния сжимаемости системы трещин угольного коллек-

тора и усадки матрицы породы на гидродинамические процессы при добыче метана в пластовых 

условиях.

Добыча метана из угольных пластов со сложной структурой порово-трещинного 
пространства требует учета упругой деформации породы пласта и насыщающих его 
флюидов. Угольные пласты, насыщенные метаном, относят к нетрадиционным кол-
лекторам газа. Одним из ключевых свойств пласта, влияющих на его извлечение, 
является проницаемость системы естественных трещин [1, 2]. В естественных усло-
виях она зависит от следующих параметров:

• горного давления;
• макроструктуры угольной матрицы;
• влажности угля.
Фильтрационные характеристики угольных пластов получают при проведении 

гидродинамических исследований скважин (ГДИС) на неустановившихся режимах 
фильтрации. Такие исследования могут включать методы пробных и опытных отка-
чек воды из скважин, технологии нагнетания жидкости в пласт с последующей ре-
гистрацией кривой падения давления, а также исследования с испытанием пластов 
на трубах [3].

Анализируя результаты моделирования [4, 5] работы скважин на метаноугольных 
пластах при постоянной проницаемости на протяжении всего периода разработки, 
стоит отметить, что в данном случае могут возникнуть серьезные расхождения меж-
ду прогнозными и фактическими показателями из-за отсутствия процессов, которые 
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в реальности влияют на динамику добычи 
пластовых флюидов. Сжимаемость системы 
«поры – трещины» чаще всего используется 
как характеристика чувствительности к стрес-
су и является одним из основных параметров 
при моделировании изменения проницаемости.

В основу методов прогнозирования изме-
нения коэффициента проницаемости пласта 
на различных этапах рабочего цикла жизни 
скважины закладываются результаты лабора-
торных исследований керна, геофизических, 
промыслово-гидродинамических исследова-
ний скважин и математическое описание соот-
ветствующих процессов.

Теория вопроса

Структура угольного пласта со сложными 
системами эндогенных и экзогенных трещин 
(рис. 1) такова, что его проницаемость чув-
ствительна к изменению напряжений, которые 

определяются исходным горным давлением 
и соответствующим ему деформированным 
состоянием. Из лабораторных исследова-
ний следует, что фильтрационные параметры 
пластов чувствительны даже к незначитель-
ным изменениям напряженно-деформируемого 
состояния. Результаты экспериментального 
изучения (на образцах керна) влияния десорб-
ции метана с поверхности матрицы угля и его 
диффузии в каналы трещинного простран-
ства на процесс изменения проницаемости 
угля свидетельствуют, что при снижении дав-
ления ниже давления десорбции возрастает 
проницаемость за счет развития микротрещин-
ности в результате усадки матрицы угля и де-
сорбции метана [7, 8]. При этом снижается по-
ровое давление, из-за чего происходит увели-
чение эффективного напряжения. В результате 
упругое противодействие пласта вышележаще-
му горному массиву уменьшается, что приво-
дит к уменьшению объема порово-трещин-
ного пространства угольного пласта и сниже-
нию проницаемости. Эти два взаимосвязанных 
процесса имеют разную физическую природу 
и оказывают противоположный эффект на из-
менение проницаемости пластов (рис. 2).

Математические модели и методика 

исследований

Подробный обзор уравнений, описывающих 
деформационные процессы в угольных плас-
тах и динамическое изменение проницаемости, 
представлен ранее [9].

Рис. 1. Структура угольного пласта 
со сложными системами эндогенных 

и экзогенных трещин [6]

Рис. 2. График изменения проницаемости, связанного с закрытием системы трещин 
и усадкой матрицы вещества угля

00

5

10

15

20

25

0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

3

1

2

3

4

P0 V0)



209Актуальные вопросы исследований пластовых систем месторождений углеводородов

№ 3 (52) / 2022

И. Пальмер и Дж. Мансури (I. Palmer, J. Mansoori) предложили модель изменения прони-
цаемости в процессе эксплуатации метаноугольных залежей [10], полученную на основе урав-
нений теории упругости в пористых средах при условии одноосной деформации и постоянного 
вертикального напряжения при условии, что отношение текущей проницаемости (k) к начальной 
проницаемости (k0) в результате всестороннего сжатия прямо пропорционально кубу отношения 
текущей пористости (φ) к начальной пористости (φ0):

k
k

 (1)

Модель представлена уравнением вида 

L
m

L L

p p pk K pc
k M p p p p

 (2)

m
Kc f

M M
 (3)

где εL – предельный коэффициент объемной деформации Ленгмюра; K – модуль объемной упру-
гости, МПа; M – компрессионный модуль деформации, МПа; p – текущее пластовое давление, 
МПа; p0 – начальное пластовое давление, МПа; pL – давление Ленгмюра, МПа; f – интерполяцион-
ный коэффициент, долей ед.; γ – сжимаемость вещества угля, МПа–1.

Модуль K определяет изменение объема при заданном равномерном сдавливании. 
Выраженный через модуль Юнга (E) и коэффициент Пуассона (ν) модуль объемной упругости за-
писывается в виде

EK  (4)

Компрессионный модуль деформации записывается уравнением вида

EM  (5)

Тогда уравнения (2), (3) с учетом формул (4), (5) через модуль E и коэффициент ν можно пе-
реписать в виде

L
m

L L

p p pk pc
k p p p p

 (6)

mc f
E

 (7)

По модели Пальмера – Мансури получены модули упругости, характерные для деформаций 
пористых сред. С их помощью возможно описать деформационные процессы в угольном пласте, 
а также изменение проницаемости вследствие сжатия пород при изотермическом снижении плас-
тового давления.

Расчеты динамических характеристик основаны на скорости продольной и поперечной волн, 
а также плотности пород [9, 11]. По результатам геофизических исследований скважин (ГИС) и ла-
бораторных исследований получают скорости продольной и поперечной волн. В частности, од-
ним из исследований является кросс-дипольный широкополосный акустический каротаж (АКШ). 
Малые скорости распространения упругих волн в угольных пластах ограничивают применение 
обычных зондов, поэтому применяются приборы с кросс-дипольными источниками упругих ко-
лебаний с частотой излучателей, не превышающей 2 кГц [12]. Объемную плотность пород в есте-
ственном залегании определяют плотностным гамма-гамма каротажем.

Другая модель процессов усадки матрицы угля и сжимаемости системы трещин, в ко-
торой используется экспоненциальная зависимость между коэффициентом проницаемости 
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и изменением эффективного напряжения для изотропных линейных упругих пористых сред, 
представлена в работах д-ра Дж. Ши и проф. С. Дурукана (J.Q. Shi, S.A. Durucan) [13, 14]:

f
k c
k

 (8)

где σ – действующее напряжение, МПа; σ0 – начальное напряжение, МПа; cf – объемная сжимае-
мость породы, МПа–1.

В процессе отбора пластовой жидкости, когда пластовое давление выше давления начала де-
сорбции (pc), изменение эффективного напряжения представляется уравнением

cp p p p p  (9)

После вызова двухфазового потока при пластовом давлении ниже pc изменение эффективно-
го напряжения представляется уравнением

L c
L L

pE pp p p p
p p p p

 (10)

Эта модель предполагает одноосное растяжение и вертикальное стрессовое сжатие. 

Полученные результаты

Анализ информации о геологическом строении Нарыкско-Осташкинского месторождения пока-
зал, что для апробации технологий многозабойного бурения в качестве объектов выбраны уголь-
ные пласты с индексами 86-84, 78-77, 73-72 мощностью более 5 м, газоносностью выше 18 м3/т 
и проницаемостью более 0,1 мД.

В 2020–2021 гг. на Нарыкско-Осташкинс ком месторождении для решения задач испытания 
технологий вскрытия продуктивных угольных пластов с применением многозабойных скважин 
проводилось бурение вертикальных вспомогательных и многозабойных скважин на угольный 
пласт с индексом 73-72. Вспомо гательная скважина пересекается с основным стволом много-
забойной скважины (до боковых ответвлений), и в дальнейшем при освоении и эксплуатации 
во вспомогательную скважину спускается глубинное насосное оборудование, откачивается плас-
товая жидкость и вызывается приток газа (рис. 3). Кроме того, вспомогательная скважина служит 
для уточнения геолого-промысловых свойств угольных пластов и характеристик его залегания.

Для оценки влияния, оказываемого изменением проницаемости угольных пластов в процес-
се освоения и эксплуатации на добычные возможности метаноугольных скважин с учетом усад-
ки матрицы вещества угля и сжимаемости системы трещин, построена локальная трехмерная 
гидродинамическая (фильтрационная) модель для пласта 73-72 Нарыкско-Осташкинского ме-
таноугольного месторождения. В гидродинамической модели принято, что процессы фильтра-
ции и объемных деформаций изотермические, трещиновато-пористая среда однородна, свойства 
флюидов постоянны. Количество слоев (ячеек) в модели по вертикали принято равным одно-
му. Для качественного учета латеральных фильтрационных процессов, чтобы между основны-
ми и боковыми стволами было не менее 3...5 ячеек, размер сетки в плоскости XY принят 10×10 м. 
Проницаемость в районе моделируемых скважин – 0,1…0,2 мД.

В качестве исходной геологической информации использованы геолого-промысловые 
и физико-механические свойства угольных пластов из геолого-структурной модели На рыкско-
Осташкинского метаноугольного месторождения: гипсометрическое положение пластов, распре-
деления пористости, проницаемости, начальной метаноносности, начальных пластовых давлений.

Изотерма сорбции Ленгмюра для пласта 73-72 и кривая метаноносности с изменением давле-
ния приведены на рис. 4.

В таблице представлены основные геолого-промысловые параметры угольного пласта 73-72 
для Нарыкско-Осташкинского метаноугольного месторождения, полученные по результатам кер-
ногазового опробования, сорбционных исследований керна, ГИС и ГДИС, которые применяются 
при использовании математических моделей Ши – Дурукана и Пальмера – Мансури, а также 
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учтены при выполнении расчетов в локальной гидродинамической модели угольного пласта 
73-72 Нарыкско-Осташ кинского метаноугольного месторождения.

При подстановке данных таблицы в формулы (6)–(10) отношение текущей проницаемости 
к начальной вычисляется как функция пластового давления.

Для модели Пальмера – Мансури:

k p
k p

 (11)

Для модели Ши – Дурукана:

k p
k p

 (12)

На рис. 5 представлены графики зависимостей (11) и (12) для Нарыкско-Осташкинс кого ме-
таноугольного месторождения.

Результаты моделирования показывают, что в горно-геологических условиях Нарыкско-
Осташкиснкого метаноугольного месторождения процессы десорбции и диффузии метана 

Рис. 3. Схематичное расположение 
вертикальной скважины и многозабойной 

скважины с пятью ответвлениями
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Рис. 4. Изотерма сорбции и кривая 
изменения метаноносности для пласта 73-72
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Геолого-промысловые свойства угольных пластов, используемые при моделировании

Геолого-промысловый параметр Значение
Тип модели

Пальмера – Мансури Ши – Дурукана
Глубина залегания пласта (h), м 400…550
φ0, долей ед. 0,01 ×
pL, МПа 1,51 × ×
Объем Ленгмюра (VL), м3/т 25,6
p0, МПа 5,0 × ×
ν 0,35 × ×
E, МПа 3520 × ×
εL 0,0128 × ×
γ, МПа–1 1,2·10–4 ×
f, долей ед. 0,5 ×
cf , МПа–1 0,0145 ×
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оказывают наиболеее существенное 
влияние на изменение проницаемости 
в сторону ее увеличения. При этом значения 
проницаемости увеличиваются практически 
в 2 раза при максимальных депрессиях на пласт, 
что показывает, что после вывода скважины 
на технологической режим эксплуатации 
изменение добычи метана из угольных пластов 
нужно осуществлять без последующего 
увеличения давления газа в скважине. При 
этом модели Ши – Дурукана и Пальмера – 
Мансури показывают хорошую сходимость 
при использовании в моделях разных геолого-
промысловых параметров.

При гидродинамическом моделировании 
рассмотрены две системы разработки место-
рождения: 1) с применением многозабойной 
гидродинамически совершенной скважины 
с пятью боковыми стволами и общей проходкой 
по угольному пласту порядка 3000 м и 2) 9-то-
чечная система скважин с расстояниями меж-
ду скважинами 100 м. В качестве метода ин-
тенсификации в вертикальных или наклонно 
направленных скважинах предусматривается 
гидроразрыв пласта (ГРП), который модели-
руется с учетом значения скин-фактора, раз-
меры блока сетки гидродинамической моде-
ли выбирают из условия, чтобы эффективный 
радиус скважины был меньше эквивалентно-
го радиуса давления. Моделирование притока 

газа из скважин с ГРП осуществлялось путем 
задания отрицательного скин-фактора со зна-
чением минус 3.

Профили многозабойной скважины и сис-
темы вертикальных скважин с ГРП приведены 
на рис. 6.

По результатам гидродинамического моде-
лирования работы скважин за 10-летний период 
отмечено увеличение добычных характеристик 
скважин (рис. 7, 8). Так, в модели работы мно-
гозабойной скважины прирост накопленной 
добычи составляет 12,0 %: 27,0 и 32,2 млн м3 

Рис. 5. График изменения проницаемости 
с учетом сжимаемости системы трещин 

и усадки матрицы угля в условиях 
Нарыкско-Осташкинского метаноугольного 

месторождения
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соответственно для исходной модели и мо-
дели Пальмера – Мансури. Для центральной 
скважины в системе вертикальных скважин 
накопленная добыча соответственно составила 
596,8 и 710,3 тыс. м3, т.е. прирост – 19,0 %. При 
этом средний дебит изменяется на 12,0 % для 
многозабойной скважины, а изменение макси-
мального дебита для вертикальной скважины 
составляет 19,1 %.

Существенным недостатком использова-
ния описанных выше моделей является не-
возможность учета процессов кольматации 
пластов мелкодисперсным угольным шламом, 

интенсивно возникающих на стадии освоения 
метаноугольных скважин.

***
Исходя из полученных результатов иссле-

дований можно сделать вывод о том, насколь-
ко важно при реализации проектов добычи 
метана из угольных пластов уметь не только 
определять фильтрационно-емкостные свой-
ства угольных пластов в зависимости от горно-
геологических условий их залегания при на-
чальных условиях, но и прогнозировать их из-
менение в процессе эксплуатации скважин. 

Рис. 7. Технологические показатели работы многозабойной скважины, 
пробуренной по одному угольному пласту
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Прирост накопленной добычи газа с уче-
том процессов усадки матрицы вещества угля 
по гидродинамическим расчетам на локальных 
моделях может превышать 15 %.

Для реализации математических моде-
лей, описывающих изменение фильтрацион-
ных свойств угольных пластов при активных 
процессах десорбции метана и фильтрации 
пластового флюида, требуется привлечение 

дополнительной информации о физико-
механических свойствах угольных пластов, 
что заставляет задействовать расширенные 
комплексы лабораторных исследований кер-
на (в приближении к пластовым термобари-
ческим условиям) и дополнительные методы 
ГИС с применением волнового АКШ с кросс-
дипольными источниками колебаний.
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Modelling development of coalbed methane deposits systems in the light of coal matrix 
shrinkage and cracks compressibility

R.V. Kuznetsov1, V.V. Shishlyayev1*

1 Gazprom VNIIGAZ LLC, Bld. 1, Estate 15, Proyektiruemyy proezd no. 5537, Razvilka village, 
Leninskiy urban district, Moscow Region, 142717, Russian Federation
* E-mail: V_Shishlyaev@vniigaz.gazprom.ru

Abstract. Modelling development of the bedded systems of the coalbed methane fi elds with complex structure 
of the porous-fi ssured volume requires consideration of elasticity of reservoir rocks and saturating fl uids. When 
the wells open the reservoirs with natural fracturing, the rock compressibility factor (deformation properties) can 
ultimately aff ect the well performance. When exposing a bed and provoking the infl ow of fl uids by means of the 
in-situ pressure reduction, the yield stress increases inducing reduction of the elastic resistance to an upper rock 
mass, narrowing of crack openings, and decrease of reservoir permeability. On the other hand, in case of a coalbed 
when the in-situ pressure grows less the pressure of the initial desorption, there are the favorable conditions to break 
the thermodynamic balance necessary for existence of an occluded methane in the coal matter. Due to methane 
desorption and its further diff usion into a porous-fi ssured volume, the coal matter matrix shrinks, the micro cracks 
appear, and the permeability of the reservoir increases. The correspondent deformation processes are described with 
the rather complicated mathematical multiple-parameter models on the grounds of various geological and technical 
characteristics of the reservoirs and the physical-mechanical properties of coal. To realize the mathematical models 
describing dynamics of the coalbed fi ltration properties accompanied with active methane desorption and fi ltration 
of an in-situ fl uid, the additional information on the physical-mechanical properties of the coalbed is needed. This 
factor requires the advanced laboratory core testing and the wide-band acoustic well logging with the cross-dipole 
oscillation sources.

The article estimates the eff ect of a coalbed reservoir cracks compressibility and the rock matrix shrinkage 
on the hydrodynamic processes during the methane in-situ production.

Keywords: coalbed methane deposit, coal bed, permeability, matrix shrinkage, compressibility of cracks, simulation.
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