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ÂÂÅÄÅÍÈÅ 

Разработкой нефтяной (газовой) залежи или эксплуатационного 
объекта называют совокупность технологических мероприятий, обес-
печивающих извлечение из продуктивных пластов нефти и газа путем 

управления процессом движения флюидов по пласту-коллектору к за-
боям добывающих скважин при использовании естественной энергии 

залежи или искусственном воздействии на нее с целью наиболее пол-
ной и эффективной выработки геологических запасов углеводородов. 

Практически с начала развития нефтяной и газовой промыш-

ленности было признано, что проблема разработки нефтяных и газо-
вых месторождений является самой сложной среди других в нефтега-
зовом деле. Это объясняется многими факторами. 

Во-первых, проектирование и контроль за разработкой и дораз-
работкой залежей углеводородов должны проводиться на основе со-
гласования результатов многих научных дисциплин: геологии, геофи-

зики, петрофизики, физики, химии и физико-химии пласта, реологии, 

подземной гидродинамики, техники и технологии нефтедобычи, эко-
номики, а также экологии. Некоторые из них в период возникновения 
нефтяной и газовой промышленности даже не существовали, а неко-
торые только начинали развиваться. Даже в настоящее время часть из 
названных дисциплин продолжает существенно дополняться и со-
вершенсвоваться. 

Во-вторых, разработка нефтяных и газовых месторождений тре-
бует очень больших материальных затрат и потому большой ответст-
венности. 

В-третьих, разработка месторождений углеводородов связана  
с длительным процессом, протекающим в течение многих лет � 

обычно многих десятилетий. Поэтому часто не удается распознать 
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достижения или недостатки, заложенные в проекты разработки. По-
следнее иногда создавало благоприятную почву для принятия конъ-

юктурных решений при проектировании разработки месторождений � 

видимость их простоты и дешевизны обнаруживалась не сразу  
и прельщала некоторых недостаточно компетентных в разработке ру-
ковадителей, ответственных за их утверждение. Это не редко приво-
дило к существенным экономическим издержкам и недостаточно 
полной выработке запасов из залежей углеводородов. 

Курс «Разработка нефтяных и газовых месторождений» �  

область прикладной науки, как учебная дисциплина относится к ин-

женерным. В ней дается не только качественное описание месторож-

дения, но и количественные характеристики процесса извлечения 
нефти и газа из пласта. Она состоит из разделов о системах и техноло-
гиях, применяемых при размещении и эксплуатации нагнетательных  
и добывающих скважин, планировании и проектировании разработки 

залежей углеводородов (УВ), реализации проектных решений, кон-

троле, моделировании, анализе и регулировании разработки нефтяных 
и газовых месторождений. 

Целью курса является усвоение принципов и методических ос-
нов проектирования разработки нефтяных, газовых, газоконденсат-
ных месторождений и последующих анализа, контроля, моделирова-
ния и регулирования процессов их разработки. 

Важнейшей задачей является выработка навыков в решении прак-
тических задач по разработке нефтяных и газовых месторождений. 

В рамках программы дисциплины рассматриваются вопросы раз-
работки месторождений и добычи нефти и газа на современном этапе 
развития нефтедобывающей отрасли, а также перспективные направле-
ния развития процессов разработки нефтяных и газовых залежей. 

В результате изучения дисциплины студент должен: 

� знать: 
� источники пластовой энергии нефтегазового пласта; 
� основы проектирования разработки нефтяных и газовых ме-

сторождений; 

� определение показателей разработки нефтегазовых месторож-

дений; 

� уметь: 
� распознавать характеристики энергетики нефтегазовых залежей; 

� составлять план разработки нефтегазового месторождения; 
� определять и анализировать основные показатели разработки. 
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� владеть: 
� навыками моделирования и проектирования разработки неф-

тяных и газовых залежей; 

� навыками разработки нефтяных и газовых залежей со сложнопо-
строенными (в том числе трещиноватыми и засолоненными) коллекто-
рами; 

� навыками разработки нефтяных месторождений с применени-

ем методов увеличения нефтеотдачи. 

Теоретической основой разработки нефтяных и газовых место-
рождений являются фундаментальные положения геологии нефти  

и газа, физики нефтяного пласта и подземной гидромеханики. 

Разработку нефтяных и газовых месторождений трудно себе 
представить без геологии и геофизики, без детального изучения гео-
логического строения месторождения. Она опирается также на важ-

нейшие положения физики и химии, математической физики и техно-
логии эксплуатации скважин. 

Проектирование и осуществление разработки нефтяных место-
рождений подчинены единой цели и требуют единой методики, кото-
рая позволяет связать все знания о нефтяной залежи и о процессах, 
происходящих внутри нее при извлечении жидкости и газа.  

Одним из главных достижений в теории разработки нефтяных  
и газовых месторождений было установление основных сил, движу-
щих нефть и газ к забоям скважин, т. е. основано было учение о режи-

мах нефтяных и газовых месторождений. Большой вклад в создание 
этого учения внесли И. М. Губкин, Л. С. Лейбензон, И. Н. Стрижов, 
А. П. Крылов, С. А. Христианович, Ф. А. Требин, Г. И. Баренблатт, 
Э. С. Закиров, К. С. Басниев, Б. Б. Лапук, И. А. Чарный, В. Н. Щелка-
чев, Маскет, Виков, Ботсет, Леверетт, Колинз, Азиз, Сеттари и другие 
ученые. 

В середине 30-х гг. XX в. теория режимов нефтяных месторожде-
ний получила существенное развитие. Были заложены основы совре-
менной теории упругого режима нефтяных пластов и режима раство-
ренного газа. Следует отметить, что еще в начале 20-х гг. XX в.  
Л. С. Лейбензоном получено дифференциальное уравнение фильтрации 

газа и положено начало теории разработки газовых месторождений. 

В 20-х и в начале 30-х гг. XX в. прогнозирование разработки 

нефтяных месторождений производилось в основном путем построе-
ния фактических зависимостей показателей разработки от времени, 
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полученных в начальный период разработки, статистической обра-
ботки этих показателей и их экстраполяции на будущее. 

Математические методы теории фильтрации, уже значительно 
развитые к этому времени К. Тергаци, Н. Е. Жуковским, Н. Н. Пав-
ловским, еще не нашли применения в нефтяном деле. Развитию и ис-
пользованию в разработке нефтяных месторождений методов этой 

теории существенным образом способствовали известные работы 

американского ученого Маскета. 
Несмотря на значительный прогресс в области теории фильтра-

ции нефти и газа и в ее применении для расчетов добычи нефти, дос-
тигнутый в конце 30-х и в начале 40-х гг. XX в., разработка нефтяных 
месторождений как самостоятельная инженерная дисциплина еще не 
оформилась. 

Решающую роль в создании разработки нефтяных месторожде-
ний как самостоятельной области науки и учебной дисциплины сыг-
рала основополагающая работа А. П. Крылова, М. М. Глоговского,  
М. Ф. Мирчинка, Н. М. Николаевского и И. А. Чарного «Научные  
основы разработки нефтяных месторождений», вышедшая в свет  
в 1948 г. в Гостоптехиздате. 

В этой работе была дана первая формулировка основного прин-

ципа разработки, заложен фундамент проектирования разработки 

нефтяных месторождений, решен ряд важных задач подземной гид-

ромеханики, а наука о разработке нефтяных месторождений пред-

ставлена как комплексная область знаний, использующая достижения 
нефтяной геологии и геофизики, подземной гидродинамики, эксплуа-
тации скважин и прикладной экономики. 

Выход в свет указанной работы существенным образом способ-
ствовал развитию методов разработки нефтяных месторождений с воз-
действием на пласты путем заводнения. Конец 40-х и 50-е гг. XX в.  
ознаменовались резким ростом числа исследований в области разра-
ботки нефтяных месторождений, развитием новых направлений в этой 

области. Было значительно продвинуто вперед решение проблемы раз-
работки нефтяных месторождений при смешанных режимах � водона-
порном и растворенного газа. Начали интенсивно развиваться методы 

определения параметров пластов с использованием гидродинамиче-
ских исследований скважин. Были созданы методические основы  

расчета разработки нефтяных месторождений с применением вероят-
ностно-статистических моделей. Развивались также методы непосред-
ственного учета неоднородности при фильтрации в нефтяных пластах. 
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В 50-е гг. возникли и стали развиваться новые модели нефтяных 

пластов (трещиноватых и трещиновато-пористых), а также методы 

анализа и регулирования разработки нефтяных месторождений.  

Существенное развитие получили и сами системы их разработки.  

В конце 50-х и в начале 60-х гг. XX в. начали исследовать глу-
бокозалегающие нефтяные месторождения, разрабатываемые в усло-
виях сильной, в ряде случаев � неупругой деформации горных пород. 

Развитие проектирования, анализа и регулирования разработки 

нефтяных месторождений требовало использования сложных матема-
тических методов и вычислительных средств.  

Были проведены фундаментальные исследования и даны инже-
нерные решения, послужившие основой развития тепловых методов 
разработки нефтяных месторождений, связанных с закачкой в пласт 
теплоносителей и внутрипластовым горением. В эти же годы во всем 

мире огромное внимание было уделено развитию физико-химических 
методов извлечения нефти из недр, таких, как вытеснение нефти уг-
леводородными растворителями, двуокисью углерода, полимерными  

и мицеллярно-полимерными растворами. 

В 80-е годы XX в. возможности громадных объемов добычи 

нефти, низкой по себестоимости (за счет фонтанного способа отбора), 
уменьшаются, поскольку пластовая энергия основных месторождений 

исчерпывается, а новых, столь же богатых, как Ромашкинское и Са-
мотлорское, открыто не было. 

С начала 90-х гг. XX в. начался следующий этап развития отрас-
ли. За последние 25�30 лет запасы со степенью выработанности более 
50 % возросли в 1,9 раз, а более 80 % � в 4 раза. Доля добычи с объек-
тов, выработанных более чем на 80 %, возросла с 4,6 до 17 %. В связи 

с тем, что преимущества, имеющиеся ранее благодаря открытию 

крупнейших месторождений нефти и поддержанию пластового дав-
ления (при редкой сетке скважин), были исчерпаны, произошло изме-
нение структуры извлекаемых запасов и необходимой технологии их 
извлечения. Нефтяники теперь вынуждены добывать нефть из пла-
стов высокой водонасыщенности � с самого начала разработки или  

в силу обводнения. Отборы нефти проводятся из низкопроницаемых 
коллекторов (проницаемость ниже 10�40 мД). Эксплуатируются об-

ширные подгазовые участки, водоплавоющие залежи нефти, место-
рождения с летучими нефтями, ведется добыча конденсата из газовых 
пластов. 

Таким образом, современное состояние нефтяной промышленно-
сти предопределило наступление нового этапа в развитии фундамен-
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тальных научных знаний о нефти и газе на основе прогрессивных дос-
тижений последнего времени в области науки, техники и технологий. 

На основе результатов фундаментальных исследований должно проис-
ходить обеспечение нефтегазового комплекса новыми технологиями. 

Все вышеизложенноенное позволяет обозначить круг современ-

ных проблем разработки нефтяных и газовых месторождений: 

� Необходимость дальнейшего повышения степени извлечения 
нефти на основе геологического, гидродинамического и геофизическо-
го изучения пласта и построение постоянно действующей компьютер-
ной модели для каждой залежи нефти и газа. Повышение нефтеотдачи 

пласта обеспечивается стимулированием притока к скважинам, увели-

чением площадей дренирования за счет горизонтальной проводки 

стволов скважин, бурения разветвленных и многозабойных скважин  

и крупномасштабного (в том числк многозонного) гидроразрыва пла-
стов, использованием физико-химических методов воздействия на 
продуктивную толщу. 

� Обоснование методов увеличения нефтеотдачи и отбора нефти 

в сложных условиях требует интенсивной разработки нового физико-
математического моделирования природных и техногенных процес-
сов в продуктивной толще и вмещающем массиве. 

� Обеспечение дальнейшего развития комплексного многодис-
циплинарного подхода к разработке месторождений углеводородов. 

� Усиление контроля разработки месторождений, осуществление 
всесторонних массовых исследований конкретных скважин, усовершен-

ствование методов обработки и интерпретации получаемых данных. 
� Создание необходимых условий для исследований закономер-

ностей фазовых переходов жидких и газообразных углеводородов при 

термобарических условиях, характерных для разработки вновь от-
крываемых месторождений. 

� Постановка исследований по более активному использованию 

физических полей для повышения степени извлечения углеводородов 
из недр. 

� Проведение теоретических и экспериментальных исследова-
ний в области геомеханики нефтегазоносных пластов применительно 
к актуальным проблемам геологии, геофизики, бурения и разработки 

месторождений. 

� Решение природоохранных проблем разработки месторождений 

осуществлять на основе мониторинга экологической обстановки с по-
мощью дистанционных методов (подземно-наземно-аэрокосмический 

мониторинг объектов нефтяной и газовой промышленности). 
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� Геолого-геофизические наблюдения за залежами и месторож-

дениями завершать созданием адекватных постоянно действующих 
компьютерных моделей. 

� Ориентироваться на вскрытие пластов скважинами с наиболь-
шей эффективной поверхностью вскрытия, т. е. наклонными и гори-

зонтальными скважинами в зависимости от геометрии толщин. 

� Создавать новые технологии первичного и вторичного вскры-

тия пласта. 
� На месторождениях с низкопроницаемыми коллекторами по-

вышать результативность применения многозонных гидроразрывов 
пластов с использованием высокого давления, специальных жидко-
стей разрыва и нагнетания в пласт агентов по закреплению трещин. 

� Развивать теоретические и экспериментальные исследования  
в области фильтрации многофазных систем. 

� Обобщить опыт разработки сложнопостроенных месторожде-
ний и обеспечить создание систем комплексной разработки месторо-
ждений нефти и газа.  

Разработка нефтяных и газовых месторождений � интенсивно 
развивающаяся область науки. Дальнейшее ее развитие будет связано 
с применением новых технологий извлечения нефти из недр, новых 
методов распознавания характера протекания внутрипластовых про-
цессов, управлением разработкой месторождений, использованием 

совершенных методов планирования разведки и разработки месторо-
ждений с учетом данных смежных отраслей народного хозяйства. 

Основная цель современной разработки месторождений углево-
дородов направлена на наиболее полное извлечение их запасов при 

максимальной экономической рентабельности. Для достижения наибо-
лее полного коэффициента охвата и коэффициента извлечения нефти 

используются передовые технологии. Одним из ключевых направле-
ний здесь по праву является компьютерное моделирование. Адаптация 
истории разработки и ее прогноз с помощью современных методов 
компьютерного моделирования позволяют оптимально и с наимень-
шими затратами, разрабатывать месторождения углеводородов. 
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ÐÀÇÄÅË I. ÐÀÇÂÅÄÊÀ È ÏÎÄÃÎÒÎÂÊÀ  
ÍÅÔÒßÍÛÕ È ÃÀÇÎÂÛÕ ÌÅÑÒÎÐÎÆÄÅÍÈÉ  

Ê ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÅ 

ÃËÀÂÀ 1. ÇÀËÅÆÈ È ÌÅÑÒÎÐÎÆÄÅÍÈß ÓÃËÅÂÎÄÎÐÎÄÎÂ 

1.1. Îñíîâíûå ïîíÿòèÿ î ìåñòîðîæäåíèÿõ  
è çàëåæàõ íåôòè è ãàçà 

Нефть и газ в недрах приурочены к породам-коллекторам, кото-
рые могут служить вместилищем этих флюидов и в то же время, об-

ладая достаточной проницаемостью, отдавать их при перепаде давле-
ния в процессе эксплуатации. В основе этого определения лежат 
емкостные и фильтрационные свойства пород-коллекторов. Чтобы 

коллекторы могли удержать нефть и газ, они должны быть ограниче-
ны покрышками. Покрышками следует называть плохо проницаемые 
горные породы, перекрывающие и экранирующие скопления нефти  

и газа, � это глины, аргиллиты, глинистые алевролиты и известняки, 

соли, гипсы, ангидриты и т. д. Ловушками нефти и газа называют 
часть природных резервуаров, в которых создаются условия для ско-
пления и сохранения этих флюидов. Залежью называют естественное 
скопление нефти, газа, газоконденсата в ловушке, образованной по-
родой-коллектором под покрышкой из непроницаемых пород. Сово-
купность залежей нефти, газа, газоконденсата в пределах одной пло-
щади называют месторождением. Месторождения, состоящие из 
одной залежи, называют однозалежными, а из нескольких � многоза-
лежными. 

Газ, нефть, вода в пределах ловушки распределяются под дейст-
вием гравитационных сил в зависимости от их плотности. Газ как 
наиболее легкий флюид скапливается в верхней части ловушки или 

залежи над нефтью, внизу под нефтью располагается вода. В нефтя-
ных залежах наличие газа в сводовой части называется газовой шап-

кой. Если газовая шапка большая, а скопление нефти � небольшое, 
его называют нефтяной оторочкой. 

Различают следующие типы залежей: 1) пластовые; 2) массив-
ные; 3) литологически ограниченные. 
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1. Среди пластовых выделяют: а) пластовые сводовые; б) пласто-
вые стратиграфически экранированные; в) пластовые тектонически эк-
ранированные; г) пластовые литологически экранированные. 

Пластовая сводовая залежь � это залежь, приуроченная к ре-
зервуару пластового типа, т. е. ограниченному в кровле и подошве 
практически непроницаемыми породами и изогнутому в форме свода, 
которая подпирается водой (рис. 1.1). 

 

Рис. 1.1. Пластовая сводовая залежь:  
1  нефть; 2  вода; 3  глина 

Пластовая стратиграфически экранированная залежь ограни-

чена непроницаемыми породами по поверхности стратиграфического 
несогласия (рис. 1.2). 

 

Рис. 1.2. Пластовая стратиграфически экранированная залежь:  
1  нефть; 2  вода; 3  глина; 4  линия размыва 

Пластовой тектонически экранированной залежью называют 
залежь в пласте, ограниченном вверху по его наклону разрывом, при-

водящим пласт в соприкосновение со слабопроницаемыми породами 

(рис. 1.3). 
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Рис. 1.3. Пластовая тектонически экранированная залежь:  
1  нефть; 2  вода; 3  глина; 4  тектоническое нарушение 

Пластовая литологически экранированная залежь приурочена  
к ловушке, обусловленной выклиниванием пласта-коллектора или 

ухудшением его коллекторских свойств вверх по восстанию (рис. 1.4). 

 

Рис. 1.4. Пластовая литологически экранированная залежь:  
1  нефть; 2  вода; 3  глина 

2. Массивные залежи � это скопления углеводородов в ловушке, 
образованной мощным выступом однородных или различных по со-
ставу, но проницаемых для нефти (газа) пород, чаще карбонатных;  
в кровле такие залежи ограничиваются непроницаемыми породами,  

а в подошве � водой, заполняющей большую часть природного резер-
вуара; при этом водонефтяной или газоводяной контакт сечет массив 
по всей площади залежи независимо от характера напластования по-
род. Среди массивных различают залежи: а) в структурном выступе; 
б) в эрозионном выступе; в) в биогермном выступе. 

Массивные залежи в структурном выступе � это залежи в вы-

ступе пород тектонического происхождения, образованном или анти-

клинальным изгибом пластов (рис. 1.5), или крупными дизъюнктив-
ными нарушениями. 
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Рис. 1.5. Массивная залежь в антиклинальной складке:  
1  нефть; 2  вода; 3 � глина 

Массивные залежи в эрозионном выступе � это залежи, приуро-
ченные к возвышающемуся выступу дислоцированных пород, образо-
вавшемуся в результате эрозии � размыва и под толщей более моло-
дых малопроницаемых отложений (рис. 1.6). 

 

Рис. 1.6. Массивная залежь в эрозионном выступе:  
1  нефть; 2  вода; 3  глина; 4  линия размыва 

Массивные залежи в биогермном выступе � это залежи, связан-
ные с вершиной рифового массива, перекрытого малопроницаемыми 
породами (рис. 1.7). 

 

Рис. 1.7. Массивная залежь в рифовом массиве:  
1  нефтеносный известняк; 2  водоносный известняк; 3  глина 
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Кроме того, по характеру экранов массивные залежи подразде-
ляются на массивные сводовые, массивные тектонически, стратигра-
фически и литологически экранированные. 

3. Литологически ограниченные залежи � это скопления нефти 

(газа) в резервуаре неправильной формы, ограниченном со всех сторон 

слабопроницаемыми породами; вода, подстилающая такую залежь, не 
имеет гидростатического напора. Среди этого типа различают залежи, 

сформировавшиеся: а) в устьевых барах крупных рек, в основном  

в песчаных отложениях, которые со всех сторон окружены слабопро-
ницаемыми осадками, � глинами, плотными алевролитами; б) в преде-
лах устьевых потоков в песчаных телах, которые окружены слабопро-
ницаемыми осадками; в) в пределах крупных дельтовых потоков 
крупных рек, в основном в песчаных отложениях, окруженных слабо-
проницаемыми глинистыми и алевролитовыми осадками. 

В залежи углеводородов различают общий и эффективный объ-

емы. В общий объем включают все породы коллекторы и неколлекто-
ры продуктивного горизонта выше газо- или водонефтяного контакта, 
а в эффективный � только углеводородонасыщенные коллекторы. За-
лежь ограничена различными поверхностями, определяющими ее по-
ложение в пространстве: водонефтяной контакт (ВНК), газоводяной 

контакт (ГВК), газонефтяной контакт (ГНК), поверхности раздела 
коллекторов и неколлекторов, дизъюнктивные поверхности, струк-
турные поверхности (рис. 1.8). 

Поверхность, разделяющая нефть и воду или нефть и газ, назы-

вается соответственно водонефтяным или газонефтяным контактом. 

Линия пересечения поверхности контактов с кровлей продуктивного 
пласта называется соответственно внешним контуром нефтеносности 

или газоносности, а с подошвой пласта � внутренним контуром неф-

теносности или газоносности (рис. 1.8). Кратчайшее расстояние меж-

ду кровлей и подошвой нефтегазаносного пласта называют его тол-
щиной или мощностью. 

Форму залежей определяет структура, являющаяся складкой, 

куполом, поднятием, рифом с осложняющими их разломами.  

Верхней границей залежи является верхняя поверхность коллек-
тора или кровля продуктивного горизонта, перекрытая горизонтом-

покрышкой.  
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При горизонтальном положении поверхности ВНК внутренний 

и внешний контуры нефтеносности будут параллельны изогипсам 

структурной карты. При наклонном положении поверхности ВНК 

(что встречается достаточно редко) контуры нефтеносности будут пе-
ресекать изогипсы структурных карт как по кровле, так и по подошве 
пласта. 

1 2 3 4 5

 

Рис. 1.8. Схема сводовой газонефтяной залежи пластового типа. 
Части пласта: 1  водяная; 2  водонефтяная; 3  нефтяная;  

4  газонефтяная; 5  газовая; Н  высота залежи; hг, hн  высоты 

соответственно газовой шапки и нефтяной части залежи 

Скопление свободного газа над нефтью в залежи называется га-
зовой шапкой (рис. 1.9). Газовая шапка в пласте может присутство-
вать только в том случае, если давление в залежи равно давлению на-
сыщения нефти газом при данной температуре. Если пластовое 
давление выше давления насыщения, то весь газ растворится в нефти. 
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Рис. 1.9. Распределение газа, нефти и воды  

в природном резервуаре:  
1 � газовая шапка; 2 � нефтяная зона  
с остаточной водой; 3 � краевая вода 

Если в ловушке количество нефти и газа недостаточно для за-
полнения всей мощности пласта, то внутренний контур газоносности 
или даже внутренний контур нефтеносности будет отсутствовать.  
У залежей, сформированных в массивных резервуарах, внутренние 
контуры газоносности и нефтеносности всегда отсутствуют. 

Границы ВНК зачастую являются недостаточно четко выражен-
ными. К исчезновению четкой границы ВНК приводят процессы раз-
рушения нефти в залежи. Движение воды в пласте приводит к накло-
ну поверхности разделов в направлении движения. Переходная зона 
от нефти к воде имеет различную мощность. В неоднородном коллек-
торе в результате различия сил сцепления между молекулами нефти 
(газа) и воды с поверхностью капилляров породы поверхность разде-
ла может приобрести волнистый характер.  

Длина, ширина и площадь залежи определяются по ее проекции 
на горизонтальную плоскость внутри внешнего контура нефтеносно-
сти. Высотой залежи называется расстояние по вертикали от подошвы 
залежи до ее наивысшей точки. Иногда отмечают суммарную высоту 
газонефтяной залежи. Для расчета объема залежи необходимо учесть 
мощность пласта. В расчетах используют эффективную мощность 
пласта, только мощность хорошо проницаемых пропластков, насы-
щенных углеводородами.  

Положение верхней и нижней границ залежи изучается по 
структурным картам � графическим изображениям рельефа поверхно-
сти этих границ в изогипсах. Сечение между изогипсами определяет-
ся углом падения пластов, высотой структуры, объемом и достовер-
ностью исходной информации. 

Углеводородная залежь может быть разбита тектоническими 

нарушениями, которые бывают проводящими и экранирующими.  
Экранирующие нарушения разделяют залежь на изолированные  
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блоки, гидравлически не связанные между собой. Это устанавливают, 
сопоставляя абсолютные отметки контактов нефти и газа с водой  

в отдельных блоках. При совпадении таких отметок � залежь едина, 
при несовпадении � блоки гидравлически изолированы.  

По структурным картам определяется амплитуда нарушения пу-
тем сравнения абсолютных отметок одноименных изогипс, обрываю-

щихся у тектонического нарушения с обеих сторон. Разница между 
ними равна амплитуде нарушения. При наклонной поверхности на-
рушения его положение на карте отображается двумя линиями, одна 
из которых � граница приподнятого блока, другая � опущенного.  
При этом может быть ситуация взброса или сброса, перекрытия гори-

зонтов и границ поверхностей или отсутствие горизонтов. В данном 

случае видимые (сверху) границы отмечаются сплошными линиями, 

невидимые � штрихами. Такое же правило применяют и к изображе-
нию изогипс. 

Границы залежей с литологической изменчивостью пластов  
и стратиграфическим несогласием. В пределах продуктивного гори-

зонта коллекторы могут быть замещены непроницаемыми породами.  

В этом случае границы залежи проводят вдоль зоны проницаемых  
и непроницаемых пород. Потеря пластом коллекторских свойств назы-

вается замещением коллектора, а связанная с этим экранирующая гра-
ница � линией замещения коллекторов. Положение этой линии обычно 
определяется по данным керна, каротажу (ГИС), реже � по материалам 

полевой геофизики. При выклинивании или размыве продуктивных 
отложений образуются линии выклинивания и размыва, ограничи-

вающие залежь. 
Границы залежей, связанные с нефтегазоводонасыщенностью 

коллекторов. Газ, нефть и вода, находящиеся в продуктивном пласте, 
располагаются последовательно по высоте, в соответствии с гравитаци-

онным полем. Однако, как уже отмечалось, действие молекулярно-
поверхностных сил пористых сред нарушает строгое соответствие рас-
пределения газа, нефти и воды по плотностям. В продуктивных пластах 
содержится определенное количество воды. В зоне контакта нефти  

и воды, нефти и газа вода и нефть поднимаются по капиллярам выше 
уровня гравитационного распределения. Уровень подъема зависит от 
многих факторов: радиусов капилляров, разности плотностей флюидов, 
вязкости подвижных сред, поверхностного натяжения, смачиваемости, 

минерализации и т. д. Образуется переходная зона с меняющейся мощ-



 21

ностью в широких пределах (от сантиметров до десятков метров). Этот 
фактор усложняет определение границ залежи. Переходную зону от 
нефти к воде можно разделить на три подзоны: нижнюю (вода с не-
большим количеством нефти), среднюю (равнозначное содержание во-
ды и нефти), верхнюю (с преобладанием нефти).  

Как уже отмечалось, контуры нефтегазоносности определяют по 
пересечению поверхностей контакта флюидов с кровлей (внешний)  

и подошвой (внутренний) пласта. В пределах внутреннего контура 
находится чисто нефтяная или газовая части залежи, между внутрен-

ним и внешним контурами � водонефтяная, нефтегазовая или водога-
зовая. При небольшой мощности переходной зоны границей ВНК, 

ГВК, ГНК можно назвать нижнюю границу зоны. При большой мощ-

ности зоны границу контакта определяют по результатам опробова-
ния. Ее устанавливают между интервалами притока чистой нефти  

и чистой воды. Для пластовых залежей углеводородов характерно на-
личие как внешнего, так и внутреннего контуров нефтегазоносности, 

для массивных только внешнего. 

1.2. Ýòàïû è ñòàäèè ãåîëîãî-ðàçâåäî÷íûõ ðàáîò  
íà íåôòü è ãàç 

В процессе поисковых и разведочных работ на нефтяных и газо-
вых месторождениях должен быть проведен комплекс геолого-
разведочных работ, позволяющий, прежде всего, оценить промыш-

ленные запасы как отдельных залежей, так и всего месторождения, 
затем на этой основе дать геолого-промысловую и экономическую 

оценку месторождения и приступить к проектированию его разработ-
ки. Проводимый на месторождении комплекс геолого-разведочных 
работ отражается в их определенной последовательности, т. е. ста-
дийности. На каждой стадии решаются определенные геологические 
задачи, которые ставятся в процессе изучения того или иного место-
рождения. 

В соответствии с «Положением об этапах и стадиях геолого-
разведочных работ на нефть и газ» в практике геолого-разведочных 
работ установилась определенная их последовательность. В процессе 
этих работ выделяется три этапа: региональный, поисковый и разве-
дочный. Региональный этап включает две стадии: прогноз нефтегазо-
носности; оценка зон нефтегазонакопления.  
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Основным объектом исследования на стадии прогноза нефтега-
зоносности являются осадочные бассейны и их части. На этой стадии 

обосновываются наиболее перспективные направления и выбор перво-
очередных объектов дальнейших исследований. Комплекс региональ-
ных работ включает: дешифрирование материалов аэрофотосъемок  
и космических съемок; региональные геофизические исследования; 
бурение опорных и параметрических скважин. Цели и задачи работ на 
первой стадии � выявление литолого-стратиграфических комплексов, 
зон возможного нефтегазонакопления, оценка перспектив нефтегазо-
носности, здесь оцениваются ресурсы категории .2D  

На стадии оценки зон нефтегазонакопления основными объек-
тами исследований являются нефтегазоперспективные зоны нефтега-
зонакопления. На этой стадии проводится примерно такой же ком-

плекс работ как и на предыдущей, но в более укрупненном масштабе, 
причем ведущее место занимает сейсморазведка. Основные задачи 

этой стадии � определение соотношений между различными нефтега-
зоперспективными и нефтегазоматеринскими литолого-стратиграфи-

ческими комплексами, выделение наиболее крупных ловушек, коли-

чественная оценка перспектив нефтегазоносности, выбор районов  
и установление очередности и объемов концентрации в их пределах 
дальнейших геолого-разведочных работ; ресурсы подготовляются по 
категории 1D  и частично .2D  

Поисковый этап разделяется на две стадии: выявление и подго-
товка объектов к поисковому бурению; поиск месторождений (зале-
жей). Цель поисков � обнаружение месторождений нефти или зале-
жей на ранее открытых месторождениях с оценкой их ресурсов  
и запасов по категориям 3С  и частично 2С  и 1С  и выбор первоочеред-

ных объектов для разведки. 

Стадия выявления и подготовки объектов к поисковому буре-
нию подразделяется на две подстадии: выявление объектов; подго-
товка их к поисковому бурению. На обеих подстадиях основными  

задачами являются изучение условий залегания нефтегазоперспек-
тивных комплексов и перспективных ловушек, выбор мест заложения 
поисковых скважин, определение очередности ввода объектов в поис-
ковое бурение. 

Стадия поиска месторождений (залежей) включает: бурение, 
геолого-геофизические исследования, опробование и испытание по-
исковых скважин, определение положения контуров залежей. Стадия 
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поиска месторождений (залежей) завершается получением первого 
промышленного притока нефти (газа) или обоснованием бесперспек-
тивности изучаемого объекта.  

Разведочный этап разделяется на две стадии: оценка месторож-

дений (залежей); подготовка месторождений (залежей) к разработке. 
Цель разведочных работ � подготовка объекта (месторождения, зале-
жи) к разработке, подсчет и дифференциация его запасов примени-

тельно к методам их извлечения. 
На стадии оценки месторождений (залежей) устанавливают их 

основные геолого-промысловые характеристики, подсчитывают запа-
сы, дифференциируют залежи на промышленные (кондиционные)  
и непромышленные (некондиционные), выделяют объекты и этажи 

разведки, а также определяют очередность их ввода в разведку  
и опытно-промышленную эксплуатацию. На этой стадии подготавли-

ваются запасы категорий 1С  и .2С   

На стадии подготовки месторождений (залежей) к разработке 
осуществляют их геометризацию и оценку достоверности подсчетных 
и фильтрационных параметров, составляют геологические модели, 

подсчитывают запасы и определяют коэффициент извлечения, уста-
навливают мероприятия по доизучению залежей и месторождений  

в процессе разработки. Основная цель этой стадии � изучение характе-
ристик месторождений (залежей), обеспечивающих составление тех-
нологической схемы разработки месторождения нефти или проекта 
опытно-промышленной разработки месторождения газа. В процессе 
этой стадии геолого-разведочных работ подготавливают запасы кате-
горий 1С  и частично .2С  Количество разведочных скважин и расстоя-
ния между ними определяются особенностями геологического строе-
ния месторождений (залежей) [1]. 

1.3. Êàòåãîðèè ñêâàæèí ïðè áóðåíèè  
íà íåôòü è ãàç 

В соответствии с «Классификацией скважин, буримых при гео-
лого-разведочных работах и разработке нефтяных и газовых место-
рождений (залежей)» на различных этапах геолого-разведочных работ 
и эксплуатации предусмотрено бурение определенных категорий 

скважин (табл. 1.1). 
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Таблица 1.1 

Классификация скважин, буримых при геолого-разведочных работах  
и разработке нефтяных и газовых месторождений (залежей) 

Этапы Категория скважины 

Опорная  I региональный 

Параметрическая  

Структурная  

Поисковая  

II поисково-оценочный 

Поисково-оценочная  

Поисково-оценочная  III разведочный 

Разведочная  

Оценочная 
Добывающая 
Нагнетательная 

Эксплуатационная 

Наблюдательная  
(контрольная,  
пьезометрическая) 

Разработка и эксплуатация 
залежей 

Специальная  

 

Цель бурения опорных скважин � изучение геологического 
строения и гидрогеологических условий крупных геоструктурных 
элементов (регионов), определение общих закономерностей распро-
странения комплексов отложений, благоприятных для нефтегазона-
копления, для выбора наиболее перспективных направлений геолого-
разведочных работ на нефть и газ. 

В зависимости от геологической изученности региона и сложно-
сти решаемых задач опорные скважины подразделяются на две группы. 

Первая группа � скважины, закладываемые в районах, не иссле-
дованных бурением, для всестороннего изучения разреза осадочного 
чехла и установления возраста и вещественного состава фундамента 
(в тех случаях, когда последний может быть вскрыт данной скважи-

ной). При бурении этих скважин обычно осуществляется сплошной 

отбор керна и проводится комплекс геолого-физических и лаборатор-
ных исследований, предусмотренный соответствующей инструкцией. 

Вторая группа � скважины, закладываемые в относительно изу-
ченных районах для всестороннего исследования нижней части разре-
за, ранее не вскрытой бурением, или для уточнения геологического 
строения и перспектив нефтегазоносности района и повышения эф-

фективности геолого-разведочных работ на нефть и газ. Комплекс ис-
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следований этой группы скважин определяется проектом. Для неизу-
ченной части разреза комплекс исследований устанавливается в соот-
ветствии со специальной инструкцией. 

Как правило, опорные скважины закладывают в благоприятных 
структурных условиях. Бурят их до фундамента, а в областях глубо-
кого его залегания � до технически возможных глубин. 

Результаты бурения и научной обработки материалов опорных 
скважин используются для оценки прогнозных ресурсов нефти и газа. 

Цель бурения параметрических скважин � изучение глубинного 
геологического строения, сравнительная оценка перспектив нефтега-
зоносности возможных зон нефтегазонакопления, выявление наибо-
лее перспективных районов для детальных геолого-поисковых работ, 
а также для получения необходимых сведений о геолого-геофизи-
ческой характеристике разреза отложений с целью уточнения резуль-
татов сейсмических и других геофизических исследований. 

Структурные скважины бурят: 1) для подтверждения и подго-
товки площадей (структур) к поисково-разведочному бурению, когда 
решение этих задач геофизическими методами затруднительно и эко-
номически нецелесообразно; 2) в сложных геологических условиях  
в комплексе с геофизическими методами для уточнения деталей 
строения площади, прослеживания нарушений, перерывов в осадко-
накоплении и др.; 3) в комплексе с геофизическими методами для ус-
тановления возраста пород, а также для получения данных об их фи-
зических параметрах, проверки положения опорных горизонтов, 
выделенных по данным геофизических исследований. Скважины этой 
категории, как правило, бурят до маркирующих горизонтов, по кото-
рым строятся структурные карты. 

Поисковые скважины закладывают на площадях, подготовлен-
ных геолого-поисковыми работами (геологической съемкой, структур-
ным бурением, геофизическими и геохимическими исследованиями 
или комплексом этих методов) с целью открытия новых месторожде-
ний нефти и газа, а также и на ранее открытых месторождениях с це-
лью поисков новых залежей нефти и газа. В результате бурения поис-
ковых скважин могут быть приращены запасы категорий 2С  и .1С  

К поисковым относятся все скважины, заложенные на новой 
площади, до получения первого промышленного притока нефти или 
газа из данного горизонта, а также первые скважины, заложенные на 
те же горизонты в обособленных тектонических блоках, или скважи-
ны, заложенные на новые горизонты в пределах месторождения,  
также до получения первых промышленных притоков нефти и газа. 
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Разведочные скважины бурят на площадях с установленной 
промышленной нефтегазоносностью с целью подготовки запасов 
нефти и газа промышленных категорий в необходимом соотношении 
и сбора исходных данных для составления технологической схемы 
разработки залежи. 

Разведочные скважины, в которых получены промышленные 
притоки нефти или газа, как правило, вводят в пробную эксплуатацию 
с целью получения исходных данных для составления технологиче-
ских схем или проектов разработки. 

Целью бурения эксплуатационных скважин является разработка 
и эксплуатация залежей нефти и газа. В эту категорию входят оце-
ночные, добывающие, нагнетательные и наблюдательные (контроль-
ные, пьезометрические) скважины. 

Оценочные скважины бурят на разрабатываемую или подготав-
ливаемую к опытной эксплуатации залежь нефти с целью уточнения 
параметров режима работы пласта, выявления и уточнения границ 
обособленных продуктивных полей, а также оценки выработки от-
дельных участков для дополнительного обоснования рациональной 
разработки и эксплуатации залежи. 

Добывающие скважины бурят для извлечения нефти и газа из 
залежи.  

В нагнетательных скважинах осуществляются мероприятия воз-
действия на эксплуатируемый пласт. Эти сважины строят для под-
держания необходимого уровня пластового давления в продуктивных 
пластах в целях наиболее полного вытеснения углеводородов к забо-
ям добывающих скважин. 

В наблюдательных скважинах проводится систематическое на-
блюдение за изменением давления, положением водонефтяного, газо-
водяного и газонефтяного контактов в процессе эксплуатации пласта. 

Специальные скважины бурят для сброса промысловых вод, ли-
квидации открытых фонтанов нефти и газа, подготовки структур для 
подземных хранилищ и закачки в них газа, разведки и добычи техни-
ческих вод.  

1.4. Îñíîâíûå òðåáîâàíèÿ, ïðåäúÿâëÿåìûå  
ê ðàçâåäêå íåôòÿíûõ è ãàçîâûõ ìåñòîðîæäåíèé  

Разведка месторождения нефти и газа или отдельной залежи � 
это комплекс работ, целью которых является: 

� размещение и бурение по определенной системе оптимального 
числа разведочных скважин; 



 27

� пробная эксплуатация продуктивных скважин; 

� проведение промыслово-геофизических и гидродинамических 
исследований в процессе бурения, испытания и пробной эксплуатации; 

� лабораторные исследования отобранных из скважин керна  
и пластовых флюидов [1]. 

В процессе разведки должны быть установлены строение и тип 

залежи, характер залегания нефти и газа, положения контуров нефтега-
зоносности, геолого-физические и фильтрационные характеристики 

продуктивных пластов, состав и свойства флюидов и получены данные 
о гидродинамическом режиме месторождения (залежи). По результатам 

разведки месторождений (залежей) подсчитываются начальные геоло-
гические и извлекаемые запасы и добычные возможности, определяется 
качество нефти, газа, газового конденсата и их попутных компонентов 
для составления достоверного технико-экономического обоснования, 
необходимого при принятии решения о порядке и условиях вовлечения 
залежи в промышленное освоение. Детальность изучения геологическо-
го строения месторождения (залежи) обеспечивает возможность клас-
сификации не менее 80 % его запасов по категории .1С  

Основными документами, на основании которых проводятся 
разведочные работы, являются проекты разведки отдельных площа-
дей и месторождений, а также рабочие проекты на строительство раз-
ведочных скважин. 

В проекте разведки обосновываются: 
� конкретные задачи, плотность сетки и система размещения 

разведочных скважин, их проектные глубины; 

� интервалы отбора керна, испытания на приток продуктивных 
пластов; 

� порядок опробования и испытания нефтегазоносных горизон-

тов в процессе бурения; 
� комплекс геофизических и гидродинамических исследований 

скважин, лабораторных исследований керна и пластовых флюидов; 
� мероприятия по охране недр, окружающей среды и безопасно-

сти работ при бурении, испытании и пробной эксплуатации разведоч-
ных скважин; 

� объемы и сроки обустройства площадей для разведочного бу-
рения (подъездные дороги, водоснабжение, базы снабжения и др.); 
примерная стоимость и ожидаемая эффективность разведочных работ. 
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Для нефтегазовых, газонефтяных и нефтегазоконденсатных зале-
жей системы размещения разведочных скважин и расстояния между 
ними обосновываются с учетом необходимости обязательного опреде-
ления промышленной ценности нефтяной и газовой части этих залежей. 

Для каждого имеющего промышленное значение нефтяного ме-
сторождения (залежи) по данным разведочного бурения, геологиче-
ских, промыслово-геофизических и лабораторных исследований 
скважин в процессе разведки устанавливаются: 

� структурный план продуктивных горизонтов (структурная мо-
дель ловушки); 

� литолого-стратиграфический разрез, положение в этом разрезе 
нефтегазонасыщенных продуктивных пластов и непроницаемых раз-
делов, основные закономерности в литологической изменчивости 
продуктивных горизонтов месторождения по площади и по разрезу; 

� гипсометрическое положение контактов газ�нефть�вода в раз-
ных частях залежи, форма, размеры и типы залежей; 

� общая, эффективная и нефтегазонасыщенная толщина продук-
тивных пластов, их изменения в пределах контуров нефтегазоносности; 

� тип, минеральный и гранулометрический состав, пористость, 
трещиноватость (кавернозность), проницаемость, карбонатность и гли-
нистость пород продуктивных пластов; 

� характеристика пород-покрышек (вещественный состав, по-
ристость, проницаемость и др.); 

� начальные значения нефтегазонасыщенности пород-коллек- 
торов, характер их изменения по площади и разрезу продуктивных 
пластов; 

� значения начальных пластовых давлений и температур всех 
продуктивных пластов; 

� гидрогеологические условия и режимы залежей; 
� физико-химические свойства пластовой нефти по данным кон-

тактного и дифференциального разгазирования до стандартных усло-
вий (давление насыщения нефти газом, газосодержание, плотность, 
вязкость, объемный коэффициент и сжимаемость в пластовых усло-
виях, коэффициент усадки); 

� физико-химические свойства нефти, разгазированной до стан-
дартных условий (плотность, кинематическая вязкость, молекулярная 
масса, температуры начала кипения и начала застывания, температура 
насыщения нефти парафином, процентное содержание парафинов, 
асфальтенов, селикагелевых смол, серы, фракционный и компонент-
ный составы); 
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� физико-химические свойства газа в стандартных условиях 
(компонентный состав, плотность по воздуху, сжимаемость); 

� физико-химические свойства конденсата (усадка сырого кон-

денсата, количество газа дегазации, плотность, молекулярная масса, 
начало и конец кипения стабильного конденсата, компонентный  

и фракционный составы, содержание парафинов, серы, смол); 
� физико-химические свойства пластовых вод (плотность, ион-

ный состав и др.); 
� дебиты нефти, газа и воды в зависимости от забойных давлений, 

коэффициенты продуктивности скважин или приемистости (для нагне-
тательных скважин); 

� смачиваемость (гидрофильность, гидрофобность) пород-кол-
лекторов продуктивных пластов, значения насыщенности связанной 

водой, остаточной нефтенасыщенности при вытеснении нефти водой, 

соответствующие им значения относительных фазовых проницаемо-
стей для нефти, газа и воды, абсолютной проницаемости по воздуху; 

� зависимость относительных фазовых проницаемостей и капил-
лярного давления от водонасыщенности пород-коллекторов продуктив-
ных пластов; 

� средние значения коэффициента теплопроводности, удельного 
теплового сопротивления, удельной теплоемкости пород и насыщающих 
их жидкостей; 

� запасы нефти, нефтяного и природного газа, конденсата и со-
путствующих ценных компонентов по категориям ;21 СС   

� сырьевая база строительных материалов и возможные источ-
ники хозяйственно-питьевого и технического водоснабжения, обеспе-
чивающие удовлетворение потребностей в них будущих предприятий 

по добыче; 
� поглощающие горизонты, которые могут быть использованы 

при проведении проектно-изыскательских работ для изучения воз-
можностей сброса промышленных и других сточных вод; 

� степень влияния разработки месторождения на окружающую 

среду и рекомендации по предотвращению или снижению прогнози-

руемого уровня вредного воздействия на нее. 
Для имеющих промышленное значение месторождений запасы 

нефти и газа и технико-экономическое обоснование параметров для 
их подсчета должны в обязательном порядке пройти государственную 

геологическую экспертизу [1]. 
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1.5. Ãåîëîãî-ïðîìûñëîâûå èññëåäîâàíèÿ è ïðîáíàÿ 
ýêñïëóàòàöèÿ ðàçâåäî÷íûõ ñêâàæèí 

С целью получения данных, необходимых для подсчета запасов  
и составления технологических схем разработки, при разведке место-
рождений в каждой разведочной скважине проводится комплекс  
исследовательских работ по изучению разреза пород, слагающих ме-
сторождение, и опробование всех вскрытых продуктивных (нефтегазо-
носных) пластов. 

Виды исследовательских работ (отбор и лабораторные исследо-
вания шлама, керна, глубинных и поверхностных проб пластовых 
флюидов, промыслово-геофизические и гидродинамические исследо-
вания скважин и т. п.), объемы и порядок их проведения определяют-
ся проектом разведки месторождения, групповыми или индивидуаль-
ными рабочими проектами на строительство разведочных скважин  
в соответствии с требованиями действующих инструкций. Интервалы 
отбора керна и испытаний пластов, геофизических и гидродинамиче-
ских исследований (с указанием их видов) в каждой разведочной 
скважине устанавливаются геолого-техническим нарядом и при необ-
ходимости корректируются геологической службой нефтедобываю-
щего управления. 

Испытание вскрытых пластов в разведочных скважинах прово-
дится в процессе бурения в открытом стволе, если их геолого-
геофизические характеристики показывают вероятность наличия неф-
тегазонасыщения этих пластов, и в колонне, если установлена пер-
спектива их промышленного использования. 

В процессе испытаний пластов устанавливаются: 
� начальные пластовые давления и температуры; 
� начальное положение водонефтяных и газонефтяных контактов; 
� продуктивная характеристика пластов; 
� геолого-физическая характеристика продуктивных пластов; 
� состав и физико-химические свойства пластовых флюидов. 
При необходимости проводится пробная эксплуатация разве-

дочных скважин [1].  

1.6. Ïðîáíàÿ ýêñïëóàòàöèÿ è îïûòíî-
ïðîìûøëåííàÿ ðàçðàáîòêà íåôòÿíûõ çàëåæåé 

На месторождениях, разведка которых не завершена, а также на 
сложнопостроенных залежах (независимо от утверждения запасов  
в Государственной комиссии по запасам полезных ископаемых или 
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Республиканской комиссии по запасам полезных ископаемых) произ-
водится пробная эксплуатация месторождений (залежей) или пред-

ставительных их участков. Во время пробной эксплуатации должна 
быть получена дополнительная информация для подсчета и экономи-

ческой оценки запасов нефти, газа, конденсата и содержащихся в них 
ценных компонентов, определения возможности и целесообразности 

поддержания пластового давления, других исходных данных, требуе-
мых для составления технологической схемы разработки. 

Пробная эксплуатация залежей осуществляется нефтегазодобы-

вающим предприятием в соответствии с проектом пробной эксплуа-
тации. Исходной информацией для составления проекта пробной  

эксплуатации залежей служат данные разведки месторождения, полу-
ченные в результате геолого-промысловых исследований, опробова-
ния, пробной эксплуатации отдельных разведочных скважин. 

В проектах пробной эксплуатации обосновываются: 
� количество и местоположение вводимых в пробную эксплуа-

тацию разведочных скважин; 

� количество и местоположение опережающих добывающих и на-
гнетательных скважин, проектируемых к бурению в пределах разведан-

ного контура с запасами категории ,1С  интервалы отбора керна из них; 
� комплекс детальных сейсмических исследований, включая 

вертикальное сейсмическое профилирование, направленных на уточ-
нение геологического строения и детализацию структурного плана, 
границ распространения коллектора, положения контуров газо-  
и нефтеносности сложнопостроенных продуктивных горизонтов с це-
лью обоснования размещения скважин; 

� комплекс опытных работ, виды геолого-промысловых и геофи-

зических исследований скважин, лабораторных исследований керна  
и пластовых флюидов, проводимых с целью: 

� уточнение положения ВНК, ГНК, продуктивности добываю-

щих скважин, приемистости нагнетательных скважин по воде, опти-

мальных депрессий; 

� изучение фильтрационно-емкостных характеристик пластов, 
состава и физико-химических свойств пластовых жидкостей и газа, 
физико-гидродинамических характеристик коллекторов (величин на-
чальной нефтегазонасыщенности, остаточной нефтенасыщенности 

при вытеснении нефти водой и газом, соответствующих им значений 

проницаемости для нефти, воды и газа, зависимости фазовых прони-

цаемостей от насыщенности); 
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� определение ориентировочных уровней добычи нефти, газа, 
закачки воды на период пробной эксплуатации. 

Опытно-промышленная разработка нефтяных залежей 

Участок или залежь для проведения опытно-промышленных ра-
бот выбирается так, чтобы эти работы в случае получения отрица-
тельных результатов не влияли на сохранность запасов в остальной 

части залежи (месторождения). 
В технологической схеме опытно-промышленной разработки 

обосновываются: 
� комплекс технологических мероприятий по воздействию на 

пласт; 
� необходимость бурения оценочных, добывающих, нагнета-

тельных и специальных скважин, местоположение, порядок и время 
их бурения; 

� потребность в специальном оборудовании, агентах воздейст-
вия на пласт: 

� уровни добычи нефти и закачки агента воздействия на период 

проведения опытно-промышленной разработки; 

� комплекс исследований по контролю над процессом разработ-
ки с целью получения информации о ходе и эффективности проводи-

мого процесса, дополнительных данных о строении и геолого-
физических свойствах эксплуатационного объекта; 

� основные требования к схеме промыслового обустройства;  
� мероприятия по охране недр и окружающей среды; 

� мероприятия по безопасному ведению работ; 
� предполагаемая экономическая эффективность опытно-промыш-

ленных работ [1]. 

ÃËÀÂÀ 2. ÎÑÍÎÂÍÛÅ ÑÂÎÉÑÒÂÀ ÏÎÐÎÄ È ÏËÀÑÒÎÂÛÕ 

ÔËÞÈÄÎÂ ÍÅÔÒßÍÛÕ È ÃÀÇÎÂÛÕ ÌÅÑÒÎÐÎÆÄÅÍÈÉ 

2.1. Îñíîâíûå ñâîéñòâà ïîðîä-êîëëåêòîðîâ  

Изучению пород-коллекторов нефти и газа, процессов движения 
через них жидких и газообразных флюидов придается большое значе-
ние в связи с поисками, разведкой, разработкой нефтяных и газовых 
месторождений. 



 33

Для познания процессов аккумуляции нефти и газа в ловушках  
и движения этих флюидов через пустотное пространство горных по-
род необходимо иметь данные о геологическом строении продуктив-
ных пластов; составе, характере, свойствах слагающих и перекры-
вающих их пород; свойствах пористой среды и жидкостей, их 
взаимодействии в статическом, динамическом состояниях и др. 

Коллекторами газа и нефти являются горные породы, обладаю-
щие способностью вмещать эти флюиды и отдавать их при разработке. 

Горные породы расчленяются на три основные группы: извер-
женные, осадочные и метаморфические. Последние являются резуль-
татом более или менее глубокого изменения изверженных и осадоч-
ных пород. 

Большая часть нефтяных и газовых подземных резервуаров 
сложена породами осадочного происхождения: песчаниками, извест-
няками и доломитами. Другие горные породы только иногда служат 
коллекторами нефти и газа. Так, на месторождении Белый тигр во 
Вьетнаме нефтенасыщенные породы-коллекторы представлены гра-
нитами, на Шаимском месторождении в Западной Сибири и на север-
ном борту Днепровско-Донецкой впадины нефть обнаружена не толь-
ко в песчаниках, но и в выветрелой части фундамента, сложенного 
трещиноватыми и выветрелыми гранитами. На месторождении Лит-
тон-Спрингс (Техас) нефть получают из пористого и трещиноватого 
серпентинита. На месторождениях Колорадо и Калифорнии нефть по-
лучена из трещиноватых глинистых сланцев. 

Скопления нефти и газа установлены в отложениях всех возрас-
тов, начиная от кембрия и кончая верхним плиоценом включительно. 
Кроме того, известны скопления нефти и газа как в более древних до-
кембрийских, так и в более молодых четвертичных отложениях. 

По данным американского ученого Г. Кнебела, в 236 крупнейших 
месторождениях мира запасы нефти распределяются в коллекторах сле-
дующим образом: в песках и песчаниках � 59 %, известняках и доломи-
тах � 40 %, трещиноватых глинистых сланцах, выветрелых метаморфи-
ческих и изверженных породах � 1 %. При этом в 21 месторождении 
стран Среднего и Ближнего Востока добыча нефти осуществляется 
главным образом из карбонатных коллекторов мезозойского возраста. 

Коллекторские свойства пород зависят от условий, в которых 
формировались осадки: глубины бассейна седиментации, скорости 
течений, отдаленности источника сноса, химического состава среды, 
температурных условий и др. Они также зависят от диагенетических 
и эпигенетических процессов и тектонических явлений. 
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Пористость 
Породы-коллекторы осадочного происхождения состоят из ме-

ханически или физически отложившихся твердых материалов или из 
остатков животных и растений. Для того чтобы осадочные породы 

могли служить коллекторами для нефти и газа, они должны содер-
жать пустоты. Следовательно, под пористостью горной породы пони-

мают наличие в ней пустот (пор, каверн, трещин и т. д.), не заполнен-

ных твердым веществом. Пористое пространство пород определяется 
не только размерами и конфигурацией зерен, но и наличием трещин, 

плоскостей напластования и присутствием в порах цементирующих 
веществ. 

Пористость пород может обусловливаться как процессами се-
диментации, так и процессами химического растворения (первичная  
и вторичная пористость). 

Величина пористости различных пород изменяется в широких 
пределах � от долей процента до нескольких десятков процентов. 

Так, глинистые сланцы и глины имеют значения пористос- 
ти, % � 0,54�1,40 и 6�50; пески � 6�52,0; песчаники � 3,5�29;  

известняки нефтеносные � 2,0�33,0; доломиты � 6,0�33,0; плотные 
известняки и доломиты � 0,65�2,5. 

JI. И. Леворсен приводит приблизительную полевую оценку по-
ристости: пренебрежимо малая � 0�5 %; плохая � 5�10 %; удовлетво-
рительная � 10�15 %, хорошая � 15�20 %; очень хорошая � 20�25 %. 

Вместе с этим нужно иметь ввиду, что пористость карбонатных пород 

в 8�10 % является достаточной для того, чтобы содержать средне-  
и высокодебитные промышленные залежи нефти. 

Породы-коллекторы пористостью меньше 5 %, лишенные тре-
щин, разломов и каверн, обычно считаются непромышленными. 

Для пор различной формы кроме трещин существует единая 
классификация по размерам, в основу которой положена способность 
жидкости передвигаться по порам. Отсюда и название классов: сверх-
капиллярные, капиллярные и субкапиллярные. Сверхкапиллярные 
поры характеризуются размером больше 0,1 мм. В таких порах жид-

кости свободно движутся под действием силы тяжести или напора, 
создаваемого источником пластовой энергии по обычным законам 

гидродинамики. Среди сверхкапиллярных пор выделяют мегапоры,  

к которым относят карстовые полости, измеряющиеся кубическими 

метрами. Сверхкапиллярные поры характерны для галечников, круп-

нозернистых песков, кавернозных и закарстованных известняков  
и доломитов. 
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Поры размером 0,1�0,001 мм называются капиллярными. В по-
рах такого размера жидкости движутся по капиллярным законам, 

преодолевая силу тяжести. Движение жидкости в капиллярных порах 
происходит при условии, что силы тяжести и напора превосходят  
молекулярные поверхностные силы, действующие на контакте твер-
дой и жидкой фаз. Капиллярные поры часто встречаются у среднезер-
нистых и мелкозернистых песков и алевролитов. 

В порах диаметром меньше 0,0002 мм, называемых субкапил-
лярными, молекулярные поверхностные силы превышают силы тяже-
сти и напора, вследствие чего жидкость по таким порам перемещаться 
не может. Такие поры характерны для глин, глинистых пород, мелко-
кристаллических известняков с первичными порами. 

Для характеристики породы обычно пользуются следующими 

понятиями: пористость и коэффициент пористости. Последний пред-

ставляет собой отношение объема всех пор образца породы пV  к ви-

димому объему этого образца обрV : 

 .
обр

п

V

V
m   (2.1) 

Пористостью 1m  называют отношение объема пор образца по-
роды к видимому объему этого образца, выраженное в процентах: 

 .100
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Кроме того, различают коэффициент открытой пористости, 
определяемый отношением суммарного объема открытых (сообщаю-

щихся) пор о.пV  к объему образца породы: 

 .
обр

о.п
0 V

V
m   (2.3) 

Эффективная пористость � это объем поровой системы, спо-
собной вместить нефть и газ, с учетом остаточной водонасыщенно-
сти, т. е. она характеризует полезную емкость пород для нефти и газа 
и отражает газонефтенасыщенность.  
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Коэффициент эффективной пористости: 

 ,
обр

э
э

V

V
m   (2.4) 

где эV  � эффективный объем пор. 
Определение пористости производят либо путем лабораторного 

анализа взятого образца породы (керна), либо на основании промы-

слово-геофизических исследований в скважине [2, 3]. 

Гранулометрический состав пород 
Данная характеристика отражает количественное содержание  

в породе частиц различной величины. Количественное соотношение 
фракций частиц в породе определяет ее пористость, проницаемость, 
плотность и т. п. Гранулометрический состав влияет также на особен-

ности эксплуатации нефтесодержащих коллекторов, нефтеотдачу  
и различные геохимические процессы в продуктивных пластах. 

По размеру частиц, мм, породы разделяются на три группы: пес-
ки или псаммиты � 1�0,1; алевриты � 0,1�0,01; пелиты � менее 0,01. 

Породы относятся соответственно к пелитам, алевритам или псамми-

там, если содержат по 50�80 % частиц той или иной группы. 

Характер дисперсности пород определяется не только их грану-
лометрическим составом, но и удельной поверхностью, которой на-
зывается суммарная поверхность частиц, содержащихся в единице 
объема образца. Между гранулометрическим составом и удельной 

поверхностью существует определенная зависимость: чем больше 
мелких частиц в породе, тем больше ее удельная поверхность, а чем 

больше крупных частиц, тем меньше удельная поверхность. Наи-

большую удельную поверхность имеют пелиты, меньшую � алеври-

ты, а наименьшую � псаммиты. С увеличением удельной поверхности 

ухудшаются коллекторские свойства. По данным Ф. И. Котяхова  
(при условии, если частицы имеют сферическую форму), удельная 
поверхность псаммитов составляет, см2

/см3
, менее 950, алевритов � 

950�2300, пелитов � более 3000. 

Гранулометрический анализ производится различными метода-
ми [3]. Одни основаны на полном разделении частиц по фракциям, 

другие � на учете частиц без разделения по фракциям путем изучения 
структуры породы в шлифе при помощи микроскопа. Последний из 
перечисленных методов наиболее применим для плотных пород, сла-
гающие зерна которых не могут быть подвергнуты дезинтеграции. 
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При полном разделении частиц по фракциям применяют метод 
ситового анализа, заключающийся в разделении частиц свыше 0,1 мм 

(0,074 мм), а для более мелкозернистых пород � гидравлические ме-
тоды, основанные на различии в скорости осаждения частиц неодина-
кового размера. 

Проницаемость горных пород 
Проницаемость � это способность породы пропускать через 

систему сообщающихся между собой пор жидкости, газы или их сме-
си при наличии перепада давления. Она количественно характеризует 
фильтрационные свойства коллектора. 

В породах-коллекторах более высоким значениям проницаемо-
сти соответствуют высокие значения открытой пористости и наобо-
рот. Одни и те же породы для различных флюидов бывают проницае-
мы по-разному. Породы, непроницаемые для нефти и воды, могут 
быть проницаемы для газа в силу его большей проникающей способ-

ности. Опытными данными установлено, что нефть может двигаться 
по капиллярным порам, размер которых больше 1 мкм. В отличие  
от нефти газ может перемещаться по порам значительно меньшего 
диаметра. 

Для количественной оценки проницаемости горных пород поль-
зуются коэффициентом K, который устанавливает пропорциональ-
ность скорости фильтрации жидкости фv  в пористой среде градиенту 
давления ,/ LP   вызывающего фильтрацию. Согласно закону Дарси: 

 ,ф L

P
Kv



  (2.5) 

где   � вязкость жидкости. 

Учитывая, что скорость фильтрации равна отношению количе-
ства жидкости Q, просачивающейся через породу в единицу времени, 

к площади поперечного сечения породы F: 

 ,ф
F

Q
v   (2.6) 

можно, приравняв правые части равенств, определить коэффициент 
пропорциональности K: 

 .
PF

LQ
K




  (2.7) 
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Из формулы (2.7) следует, что K имеет размерность площади  
и в физической, и в технической системах единиц измеряется в см2

 
или м2

. 
За единицу измерения проницаемости принимается проницае-

мость такой породы, при фильтрации через образец которой (площа-
дью 1 м2

, длиной 1 м и перепаде давления 1 Па) расход жидкости вяз-
костью 1 Па · с составляет 1 м3

/с. Размерность единицы � м2
, 

физический смысл размерности прK  (площадь) заключается в том, что 
проницаемость характеризует площадь сечения каналов пустотного 
пространства, по которым происходит фильтрация. 

Если через образец, предварительно экстрагированный от нефти 
и высушенный до постоянного веса, пропустить инертный газ (азот 
или воздух), то под газопроницаемостью такого образца понимают 
абсолютную проницаемость. 

При движении через образец неоднородной жидкости, пред-
ставленной несколькими фазами (газ�вода, газ�нефть�вода, нефть�
вода), проницаемости, определяемые по фильтрации каждой из фаз, 
будут отличаться от абсолютной проницаемости и одна � от другой, 
поэтому введено понятие фазовой проницаемости. Наличие несколь-
ких фаз в пористой среде снижает фильтрацию исследуемой фазы, 
поэтому фазовая проницаемость всегда меньше абсолютной. Отно-
шение величины фазовой проницаемости к абсолютной называется 
относительной проницаемостью. Это безразмерное число, всегда 
меньшее единицы, выражается в процентах. 

Проницаемость нефтесодержащих коллекторов всегда колеблет-
ся в очень широких пределах � от нескольких тысячных микрометра 
квадратного до 5 мкм2

. Наиболее широко распространены коллекторы 
нефти и газа с проницаемостью 0,05�0,5 мкм2

. 
Все указанное выше справедливо для пород, характеризующих-

ся межгранулярной проницаемостью. 
У трещиноватых пород наряду с межгранулярной проницаемо-

стью наблюдается и трещинная проницаемость. Она может достигать 
высоких значений у пород, межгранулярная проницаемость которых 
ничтожна. 

Для трещинной проницаемости пользуются следующей формулой: 

 ,85000 тр
2

т mbK   (2.8) 

где трm  � трещинная пористость; b � раскрытость (ширина трещин  

в миллиметрах). 
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Для полного изучения проницаемости пласта ее следует опреде-
лять комплексно, используя для этого лабораторные исследования 
кернов, электрический и радиоактивный каротаж, а также промысло-
вые исследования режима работы скважин [2�4]. 

Водонефтегазонасыщенность пород-коллекторов 

Внутри нефтенасыщенных и газонасыщенных пластов не весь 
объем пор заполнен нефтью или газом. Часть его занята остаточной 

водой, которая при формировании залежи не была вытеснена вслед-
ствие различных причин. 

Остаточная (или связанная) вода по своему характеру неодно-
родна: она заполняет субкапиллярные поры; находится в виде коль-
цеобразных капель, окружающих контактные точки зерен породы 

(«пендулярные кольца»); присутствует в виде пленки на поверхности 

минеральных зерен. Молекулярные силы удерживают остаточную  

воду в породе так прочно, что обычными способами эксплуатации она 
не может быть добыта из пористой среды. 

Определение количества остаточной воды, в первую очередь, 
необходимо при подсчете запасов нефти и газа. Подсчет запасов тре-
бует знания величин коэффициентов нефте- и газонасыщенности. 

Иными словами, для определения объема пор, занятых нефтью или 

газом, бывает необходимо знать количество содержащейся в пласте 
остаточной воды, т. е. коэффициент водонасыщенности. 

Коэффициентом водонасыщенности Kв коллекторов, содер-
жащих нефть или газ, называется отношение объема остаточной во-
ды, содержащейся в открытом пустотном пространстве, к суммарно-
му объему пор. 

Аналогично коэффициентом нефтенасыщенности Kн, газона-
сыщенности гK  называется отношение объема нефти (газа), содер-
жащейся в открытом пустотном пространстве, к суммарному объему 
пустотного пространства. 

Указанные коэффициенты связаны следующими соотношениями: 

� для нефтенасыщенного коллектора ;1нв  KK  

� для газонасыщенного коллектора .1гв  KK  

Получить точные значения коэффициента водонасыщенности по 
кернам, отобранным при промывке скважины глинистым раствором, 

чрезвычайно трудно, так как вода из глинистого раствора попадает  
в керн, искажая значение объема первоначально содержащейся в нем 

воды. 
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Более точное определение связанной воды возможно в скважи-

нах, в которых вскрытие продуктивного пласта и отбора керна произ-
водилось с применением промывочной жидкости, приготовленной на 
нефтяной основе. Если подобные скважины не бурились, то пример-
ное количество связанной воды определяется косвенными методами: 

промыслово-геофизическими, по определению зависимости между 
проницаемостью пласта и его водонасыщенностью, по определению 

зависимости между капиллярным давлением и остаточной водонасы-

щенностью, методом центрифугирования [2, 3, 5]. 

Содержание остаточной воды в продуктивных пластах колеб-
лется от нескольких процентов до 35�55 % и более, составляя в боль-
шинстве коллекторов 20�30 %. 

2.2. Íåîäíîðîäíîñòü ïðîäóêòèâíûõ ïëàñòîâ 

В зависимости от условий осадконакопления диагенетических и 

катагенетических процессов, протекающих в недрах, коллекторские 
свойства одних и тех же пластов даже на очень небольших расстояни-

ях могут резко различаться. Неоднородность коллекторских свойств 
продуктивных пластов обусловливается различиями гранулометриче-
ского состава пород разреза, формы частиц и их упаковки, степени 

отсортированности и сцементированности коллекторов, состава це-
ментирующего материала, а также уплотнения осадков. 

Неоднородность коллекторских свойств проявляется в изменчи-

вости их по площади и разрезу, а также в различного рода фациаль-
ных замещениях песчаников алевролитами и глинами, алевролитов 
глинами, известняков мергелями и т. п. Таким образом, литолого-
фациальная изменчивость сводится к замещению хорошо проницае-
мых пород малопроницаемыми и непроницаемыми. 

К изучению проблемы неоднородности обращаются исследова-
тели, занимающиеся вопросами подсчета запасов нефти, проектиро-
вания и регулирования разработки нефтяных и газовых месторожде-
ний. В связи с этим наметился ряд направлений, связанных, с одной 

стороны, с исследованиями по выявлению характера и степени геоло-
гической неоднородности с последующей ее количественной оцен-

кой, с другой � с усовершенствованием методов учета неоднородных 
пластов при проектировании и анализе разработки. 

В результате анализа большого числа работ можно сделать вы-

вод, что в нефтепромысловой геологии под геологической неодно-
родностью изучаемого объекта следует понимать всякую изменчи-
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вость характера и степени литологофизических свойств слагающих 
его пород по площади и разрезу, оказывающих влияние на движение 
пластовой жидкости к забоям скважин и подлежащих учету при уста-
новлении потенциальных возможностей нефтяных пластов. 

При характеристике неоднородности любого изучаемого объек-
та целесообразно рассматривать два ее вида: макро- и микронеодно-
родность. 

Макронеоднородностъ характеризует изменчивость формы 

строения пласта-коллектора, а именно: резкие изменения мощности, 

расчлененность его на пропластки, прерывистость и линзовидность. 
Микронеоднородность отражает изменение коллекторских 

свойств продуктивных пластов и их фациальную изменчивость. 
Неоднородность пластов можно охарактеризовать и оценить по-

средством ряда показателей, отражающих степень геологической не-
однородности и изменчивости параметров продуктивных пластов. 

Коэффициент песчанистости � представляет собой отношение 
эффективной мощности пласта к общей мощности пласта в той же 
скважине. 

Коэффициент расчлененности � это отношение числа пластов 
коллекторов в продуктивном горизонте, суммированных по всем 

скважинам к общему числу пробуренных скважин (т. е. среднее число 
проницаемых прослоев, слагающих горизонт). 

Коэффициент литологической связанности, который оцени-

вает степень слияния коллекторов двух пластов (прослоев): 

 ,св
св F

F
K   (2.9) 

где свF  � суммарная площадь участков слияния; F � общая площадь 
залежи. 

При изучении геологической неоднородности пластов в зависи-

мости от целей и задач исследований, стадии изученности месторож-

дения широко применяются различные методы, которые с определен-

ной долей условности можно объединить в три группы: а) геолого-
геофизические; б) лабораторно-экспериментальные; в) промыслово-
гидродинамические. 

В практике геолого-промыслового изучения залежей все шире 
используются приемы и методы математической статистики и теории 

вероятности. Однако вероятностно-статистические методы являются 
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не методами изучения, а в основном методами оценки степени неод-

нородности пластов, с помощью которых обрабатывают геолого-
промысловые данные. 

Геолого-геофизические методы 

К этой группе методов относится весь комплекс исследований 
по обработке фактического материала, полученного в процессе буре-
ния скважин, включая обработку данных анализа керна и результатов 
интерпретации промыслово-геофизических исследований скважин. 
Этими методами производится детальное изучение разреза залежи, 
его расчленение и корреляция разрезов скважин с учетом литолого-
петрографической, промыслово-геофизической характеристик пород. 
Конечным результатом геолого-геофизических методов являются как 
геологические профили и литологические карты, отображающие осо-
бенности строения продуктивных пластов по разрезу и площади, так 
и выявленные зависимости между отдельными параметрами пластов. 

Геолого-промысловая практика показала целесообразность по-
строения (кроме геологических профилей и схем корреляции) сле-
дующих карт: 

� общих мощностей горизонта, которые обычно строят для изуче-
ния условий осадконокопления, палеотектонических особенностей и др.; 

� эффективных мощностей горизонта (пласта), на которых по-
казывают суммарные мощности только проницаемых прослоев-
коллекторов. Эти карты применяют при подсчете запасов нефти и га-
за, проектировании и анализе разработки нефтяных залежей. Кроме 
того, исходя из практических задач наряду с картой эффективной 
мощности строят карты эффективной нефтенасыщенной мощности 
пласта, на которой показывают лишь мощности нефтенасыщенных 
пластов; 

� распространения коллекторов или зональных интервалов, на ос-
нове которых оценивают прерывистость продуктивных пластов. Чаще 
всего такие карты совмещают с картами эффективных мощностей; 

� распространения зон слияния пластов, которые позволяют ус-
тановить возможные зоны перетоков нефти или обводнения за счет 
слияния с водоносным горизонтом; 

� пористости и проницаемости, используемые для изучения 
характера и закономерностей изменения коллекторских свойств пла-
стов. Эти карты составляют лишь в тех случаях, когда по залежи на-
коплен большой фактический материал, которым более или менее 
равномерно освещена вся площадь месторождения, и если значения 
указанных параметров значительно изменяются по площади; 
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� геофизических параметров, характеризующих коллекторские 
свойства пластов. 

Указанный перечень карт не является необходимым минимумом 

при изучении геологической неоднородности пластов. В каждом кон-

кретном случае следует, учитывая особенности геологического 
строения месторождения, четко определять задачи дальнейших ис-
следований. 

Лабораторно-экспериментальные методы 

Изучение геологической неоднородности пластов тесно связано 
с исследованием коллекторских свойств слагающих пород � это дан-

ные, которые необходимы как на стадии проектирования, так и на 
стадии анализа и регулирования разработки нефтяных месторожде-
ний. Без знания коллекторских свойств пород невозможно составить 
ни один проект разработки или подсчитать запасы углеводородов. 
Однако из-за ограниченного отбора керна нередко возникают значи-

тельные трудности в привязке данных этих исследований к разрезу 
скважины. Поэтому, прежде чем распространять значения параметра 
пласта на весь объем залежи или же отдельные ее части, необходимо 
провести тщательную привязку исследованных образцов керна.  
Для этого используют методы промысловой геофизики. В результате 
привязки керна в продуктивном разрезе выделяются прослои коллек-
торов и неколлекторов. 

В лабораторных условиях неоднородность пластов можно изу-
чать и экспериментальным путем на моделях пласта. При таких ис-
следованиях чаще всего изучают влияние искусственно созданного 
неоднородного пласта на процесс вытеснения нефти водой. 

Экспериментальные методы изучения неоднородности пластов 
позволяют познавать не только качественную, но частично и количе-
ственную сторону явлений. Однако при этом невозможно создать  
и обеспечить реальные пластовые условия, вследствие чего результа-
ты экспериментов не всегда достаточно уверенно можно распростра-
нять на реальные промысловые условия. 

Промыслово-гидродинамические методы 

Исследования этими методами направлены на изучение коллек-
торских свойств пласта, гидродинамической характеристики пород  

и физических свойств насыщающей коллектор жидкости. Гидродина-
мическими исследованиями определяют такие весьма важные при 

проектировании и анализе разработки месторождений параметры, как 
коэффициенты гидро- и пьезопроводности, продуктивности и прие-
мистости. Кроме того, эти методы позволяют оценивать степень  
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однородности пласта, выявлять литологические экраны, устанавли-

вать взаимосвязь пластов по разрезу и скважин по площади, а также 
оценивать нефтенасыщенность пород. 

Указанные параметры и особенности строения нефтяных зале-
жей определяют следующими методами: 1) восстановления давления; 
2) гидропрослушивания; 3) установившихся отборов. 

Резюмируя изложенное, следует отметить, что только при ком-

плексном применении всех рассмотренных методов, основывающих-
ся на исследованиях по детальной корреляции, результатах анализа 
керна, широком использовании данных контрольных, пьезометриче-
ских, оценочных, других скважин специального назначения и новей-

шей исследовательской аппаратуры, на результатах эксперименталь-
ных и гидродинамических методов исследования, может быть 
обеспечен успех решения проблемы неоднородности продуктивных 
пластов [2, 3]. 

Применение вероятностно-статистических методов для 

обработки геолого-промысловых данных 
С помощью геологических и лабораторных методов не получают 

критериев, на основании которых можно было бы количественно оце-
нивать неоднородность различных пластов для их сравнительного ана-
лиза, а также использовать данные о степени неоднородности пласта 
при проектировании, анализе и регулировании разработки нефтяных 
месторождений. 

В связи с этим предложены приемы и методы изучения неодно-
родности пластов, базирующиеся на статистической обработке и обоб-
щении исходных геолого-промысловых данных. 

Необходимость и целесообразность применения вероятностно-
статистических методов обусловливается также тем, что с их помощью 

можно систематизировать и обрабатывать большой объем фактическо-
го материала, устанавливать некоторые количественные показатели  

и получать обобщенные характеристики основных параметров продук-
тивных пластов. 

2.3. Ôèçèêî-õèìè÷åñêèå ñâîéñòâà óãëåâîäîðîäîâ  
è èõ èçìåíåíèå â ïðîöåññå ðàçðàáîòêè 

Необходимость тщательного изучения физико-химических 
свойств нефтей, газов и вод диктуется требованиями: 

а) их оптимального использования (схемы переработки, извле-
чение ценных попутных компонентов); 
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б) подсчета запасов; 
в) составления технологической схемы и проекта разработки; 

г) безаварийной эксплуатации промыслового хозяйства; 
д) первичной подготовки и транспорта добываемой продукции; 

е) охраны окружающей среды и недр. 
Природные нефти с растворенными газами, свободные газы  

с растворенными в них конденсатами, а также воды нефтяных и газо-
вых месторождений весьма разнообразны по химическому составу  
и физическим свойствам. Даже в пределах одного и того же месторо-
ждения свойства флюидов разных залежей могут существенно разли-

чаться, более того, нередко в пределах единых залежей отмечается 
заметное изменение свойств нефтей, газов и вод как в разрезе, так и 

по площади. Это предопределяет необходимость индивидуального 
изучения свойств флюидов каждой залежи, а также выявления их из-
менения по объему залежи. 

Свойства пластовых вод значительно более однородны, однако 
воды, попутно добываемые с нефтью, отличаются невыдержанностью 

состава и их следует изучать индивидуально для каждого данного 
пласта и месторождения. 

Свойства нефтей, газов и вод на поверхности заметно отличаются 
от их свойств в пластовых условиях, вследствие влияния растворенно-
го газа, температуры и давления, поэтому приходится изучать отдель-
но свойства флюидов как в поверхностных, так и в пластовых услови-

ях. Кроме того, свойства изменяются в процессе разработки, что 
вызывает необходимость в ряде случаев изучать изменения свойств 
флюидов в зависимости от переменных давления и температуры. 

В качестве стандартных условий на поверхности приняты давле-
ние � 0,1 МПа и температура � 20 °С. Именно к этим условиям должны 

приводиться все определения свойств флюидов на поверхности. 

Поверхностные пробы нефти, газа, конденсата и воды отбирают 
из скважин, промыслового оборудования или транспортных средств  
в стеклянные емкости. 

Важнейшими исследованиями, выполняемыми в поверхностных 
(стандартных) условиях являются химический анализ нефти, газа, 
конденсата и воды, а также измерения плотности и вязкости этих 
флюидов. 

По глубинным пробам определяют давление насыщения нефти 

газом, газосодержание, коэффициенты сжимаемости и теплового 
расширения, объемный коэффициент, находят вязкость и плотность 
флюидов для соответствующих пластовых условий. 
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Распределение нефти, газа и воды в объеме залежи зависит от 
термобарических условий и свойств самих флюидов. Пластовые жид-

кости и газы могут находиться в недрах как в однофазном состоянии 

(жидком или газообразном), так и в двухфазном состоянии в виде га-
зожидкостных смесей. В зависимости от фазового состояния углево-
дородов залежи подразделяются на нефтяные, газовые, газоконден-

сатные, газонефтяные, нефтегазовые, газогидратные. 
Состав и физико-химические свойства пластовых флюидов 
Нефть и газ представляют смесь углеводородов (УВ) метанового 

СnН2n+2, нафтенового СnН2n и ароматического СnН2n�6 рядов. Обычно 
преобладают УВ метанового или нафтенового рядов. При стандарт-
ных условиях (давление � 0,1 МПа, температура � 20 °С) УВ от СН4 

до С4Н10 представляют собой газы; от С5Н12 до С16Н34 � жидкости;  

от C17H36 до С35Н72 � твердые вещества (парафины, церезины). 

При определенных давлении и температуре молекулы воды  

с помощью водородной связи образуют кристаллические решетки,  

в структурные пустоты которых внедряются легкоподвижные моле-
кулы газов. Образующиеся твердые кристаллические соединения 
(клатраты) называют гидратами газов. 

Начиная с пентанов, УВ не образуют гидратов. Формулы гидра-
тов газов: для метана � СН4 · 7Н2О, этана � С2Н6 · 8Н2О и т. д. Повы-

шение температуры или снижение давления сопровождается разло-
жением гидратов на газ и воду. Плотность гидратов различных газов 
изменяется в интервале от 0,8 до 1,8 г/см3

. Природные газы образуют 
гидраты плотностью от 0,9 до 1,1 г/см. Крупные скопления гидратов 
газов создают газогидратные залежи, для формирования и сохранения 
которых не нужны литологические покрышки. 

Зоны гидратообразования приурочены в основном к районам рас-
пространения многолетнемерзлых пород, составляющих около 23 % 

общей территории суши на Земле при глубине промерзания горных по-
род 500�700 и даже 1000 м. 

Состав нефти 

Нефть � горючее ископаемое, сложная смесь главным образом 

углеводородов с примесью высокомолекулярных органических ки-

слородных, сернистых и азотистых соединений, обычно представ-
ляющая собой маслянистую жидкость красно-коричневого цвета, 
иногда почти черного цвета (а есть и бесцветные, например, Сурахан-

ская легкая нефть), существенно изменяющая физические и механи-

ческие свойства в зависимости от химического состава. 
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Плотность нефтей колеблется от 0,75 до 0,97 г/см3
, температура 

кипения � от 74 до 170 С, температура вспышки � от 18 до 100 С  

и выше, температура застывания � от �20 до +20 С, фракционный со-
став � от практически бензинового до лишенного бензина, групповой 

состав � от практически чистого метанового до преобладающе арома-
тического. 

В виде микрокомпонентов в связанной форме в нефти присутст-
вуют: хлор, йод, фосфор, мышьяк, калий, натрий, кальций, магний, 

ванадий, никель, свинец, железо и пр. Всего в нефтях установлено бо-
лее 40 микроэлементов, общее содержание которых редко превышает 
0,02�0,03 %. 

По содержанию серы нефть делится на классы малосернистые 
(серы до 0,5 %), сернистые (0,51�2 %) и высокосернистые (более 2 %). 

По содержанию смол � на подклассы: малосмолистые (смол ме-
нее 18%), смолистые (18�35 %) и высокосмолистые (более 35 %). 

По содержанию парафина � на типы: малопарафинистые (пара-
фина менее 1,5 %), парафинистые (1,5�6 %) и высокопарафинистые 
(более 6 %). 

Состав нефти характеризуется содержащимися в ней фракциями. 

Обычно выделяют фракции со следующим температурным интервалам 

начала и конца кипения: 40�180 С � авиационный бензин; 40�205 С � 

автомобильный бензин; 200�300 С � керосин; 270�350 С � лигроин; 

350�500 С � мазут, выше 500 С � гудрон. 

Физические свойства нефти 

Плотность нефти н  � масса ее m в единице объема V вычисля-
ется по формуле 

 ,н
V

m
  (2.10) 

единица плотности � кг/м3
. По плотности нефти делятся на легкие 

(менее 850 кг/м3
) и тяжелые (более 850 кг/м3

). Нефти плотностью 

выше 1000 кг/м3
 называются мальтами. 

Плотность пластовой нефти � это масса нефти, извлеченная из 
недр с сохранением пластовых условий в единице объема. Обычно 
она равна 400�800 кг/м3

, а с увеличением газосодержания нефти  

и температуры уменьшается против плотности сепарированной нефти 

на 20�40 % и более. 
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Плотность нефтей и нефтепродуктов (в Беларуси и России) оп-

ределяется при температуре 20 С и соотносится с плотностью дис-
тиллированной воды при 4 С (относительная плотность � ).20

Y  

Плотность нефти в пластовых условиях приближенно можно 
оценить по формуле 

 ,
2

1
гсеппл bG 





   (2.11) 

где пл  и сеп  � плотности пластовой и сепарированной нефти, кг/м3
; 

G � объемное содержание растворенного газа в пластовой нефти, 

м3
/м3

; г  � относительная плотность газа; b � объемный коэффициент 
пластовой нефти. 

Плотность нефтей измеряется пикнометрами, весами Вестфаля  
и ареометрами. 

Вязкость � это свойство жидкости оказывать сопротивление 
передвижению ее частиц относительно друг друга. 

Вязкость пластовой нефти � это свойство нефти, определяю-

щее степень ее подвижности в пластовых условиях. 
Вязкость нефти измеряется в МПа · с (миллипаскаль в секунду). 

Она уменьшается с ростом температуры, повышением количества 
растворенных углеводородных газов; возрастает � с увеличением дав-
ления, повышением молекулярной массы нефти, с увеличением коли-

чества растворенного азота. 
В пластовых условиях вязкость нефти может быть в десятки раз 

меньше вязкости дегазированной нефти. 

По величине вязкости различают нефти с незначительной вязко-
стью 1( н   МПа · c); маловязкие 51( н   МПа · c); с повышенной 

вязкостью 255( н   МПа · c) и высоковязкие 25( н   МПа · c). 

Жидкости, подчиняющиеся закону Ньютона, называют ньюто-
новскими. Для таких жидкостей касательные напряжения сдвига пря-
мо пропорциональны градиенту скоростей движения слоев жидкости 

относительно друг друга. Зависимость скоростей фильтрации    

от градиента давления (grad р) имеет форму прямой линии, проходя-
щей через начало координат. 

При разработке многих месторождений бывшего СССР уста-
новлено нарушение прямолинейного закона трения Ньютона. Для 
нефтей этих месторождений зависимость скорости фильтрации от 
градиента давления имеет вид выпуклой кривой по отношению к оси 
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градиента давления. Такие жидкости обладают структурно-механи-

ческими свойствами и называются вязкопластичными или неньюто-
новскими. 

Вязкопластичные нефти в состоянии равновесия при малых гра-
диентах давления обладают некоторой пространственной структурой, 

образованной коллоидными частицами асфальтосмолистых веществ, 
и способны сопротивляться сдвигающему напряжению. С увеличени-

ем градиента давления структура нефтей начинает разрушаться, и при 

достижении определенного напряжения сдвига они начинают течь как 
ньютоновские жидкости. 

Вязкопластичные или неньютоновские свойства нефти в пласте 
проявляются при значительном содержании асфальтенов и смол, при 

начале кристаллизации парафина в нефти (когда пластовая темпера-
тура близка к температуре начала кристаллизации парафина), при фи-

зико-химическом взаимодействии пластовых флюидов с пористой 

средой. 

Структурно-механические свойства неньютоновских нефтей ис-
чезают при их нагревании и увеличении скорости фильтрации. 

Колориметрические свойства нефти определяются содержани-

ем в ней асфальтосмолистых веществ. Качественной характеристикой 

состава этих веществ в нефти может служить коэффициент светопо-
глощения. Установлено, что слои вещества одинаковой толщины при 

прочих равных условиях всегда поглощают одну и ту же часть па-
дающего на них светового потока. Зависимость интенсивности про-
шедшего светового потока tI  от интенсивности падающего на образец 

нефти потока 0I  описывается уравнением 

 ,сп
0

lK
t clII

  (2.12) 

где спK  � коэффициент светопоглощения; c � концентрация нефти  

в растворе; l � толщина слоя раствора. 
Размерность коэффициента светопоглощения � 1/см. За единицу 

спK  принят коэффициент светопоглощения такого вещества, в котором 

при пропускании света через слой толщиной 1 см интенсивность све-
тового потока падает в l ≈ 2,718 раз. Величина спK  зависит от длины 

волны падающего света, природы растворенного вещества, температу-
ры раствора, но не зависит от толщины слоя. Обычно коэффициент 
светопоглощения изменяется в пределах 150�900 единиц. спK  опреде-
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ляется с помощью фотоколориметра. Колориметрические свойства 
нефти используют как индикаторный показатель при контроле путей  

и направлений фильтрации нефти. 

Газосодержание (газонасыщенностъ) G пластовой нефти �  

это количество газа ,гV  растворенного в единице объема пластовой 

нефти ,п.нV  измеренное в стандартных условиях и сохраняющееся по-
стоянным при пластовом давлении, равном давлению насыщения или 

превышающем его, и уменьшающееся в процессе разработки залежи 

при снижении пластового давления ниже давления насыщения: 

 .
п.н

г
V

V
G     (2.13) 

Газосодержание выражают в м3
/м3

 и определяют при дегазиро-
вании проб пластовой нефти. Величины его могут достигать  
300�500 м3

/м3 и более. Для большинства залежей нефти газосодержа-
ние равно 30�100 м3

/м3
. 

Промысловым газовым фактором называется объемное количе-
ство газа, м3

, полученное при сепарации нефти, приходящееся  
на 1 м3

 (т) дегазированной нефти. Различают газовые факторы:  

начальный, определяемый за первый месяц работы скважины; теку-
щий � за любой отрезок времени; средний � за период с начала разра-
ботки до любой произвольной даты. Величина промыслового газово-
го фактора зависит как от газосодержания нефти, так и от условий 

разработки залежи. Она может меняться в очень широких пределах. 
Так, на Ярегском месторождении эта величина составляет 1�2 м3

/т,  
а на Красносельском � до нескольких тысяч м3

/т. 
Давление насыщения (начало парообразования) пластовой нефти � 

это давление, при котором начинается выделение из нее первых пу-
зырьков растворенного газа. Пластовая нефть называется насыщенной, 

если она находится при пластовом давлении, равном давлению насы-

щения; недонасыщенной � если пластовое давление выше давления  
насыщения. Разница между давлением насыщения и пластовым может 
колебаться от десятых долей до десятков мегапаскалей. Величина дав-
ления насыщения зависит от количества растворенного в нефти газа, от 
их состава и пластовой температуры. 

Давление насыщения определяют по результатам исследования 
глубинных проб нефти и экспериментальным графикам. 
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Коэффициент сжимаемости нефти н  � это показатель изме-
нения единицы объема пластовой нефти при изменении давления  
на 0,1 МПа. Он характеризует упругость нефти и определяется из со-
отношения 

 ,
1

0
н р

V

V 


  (2.14) 

где 0V  � первоначальный объем нефти; V  � изменение объема нефти 

при изменении давления на .р  

Размерность н  измеряется в Па�1
. 

Коэффициент сжимаемости нефти возрастает с увеличением  

содержания легких фракций нефти и количества растворенного газа, 
повышением температуры, снижением давления и имеет значения  
(6÷140)10

6
   МПа�1

. Для большинства пластовых нефтей его величина � 

(6÷18)10
6
  МПа�1

. Дегазированные нефти характеризуются сравнитель-
но низким коэффициентом сжимаемости (4÷7)10

6
   МПа�1

. 

Коэффициент теплового расширения на  показывает, на какую 

часть V  первоначального объема 0V  изменяется объем нефти при 

изменении температуры на 1 С: 

 .
1

0

н
t

V

V
а




   (2.15) 

Размерность на  соответствует 1/°С. Для большинства нефтей 

значения коэффициента теплового расширения колеблются в преде-
лах (1÷20)10

�4
 1/С. 

Объемный коэффициент пластовой нефти � это отношение объ-

ема пластовой нефти к объему получаемой из нее сепарированной 

при стандартных условиях (атмосферное давление � 0,1 МПа и тем-

пература � 20 С) нефти. Он показывает, какой объем имел бы 1 м3
 

дегазированной нефти в пластовых условиях: 

 ,
н.пл

н

н.д

н.пл




V

V
b   (2.16) 

где н.плV  � объем нефти в пластовых условиях; н.дV  � объем того же 
количества нефти после дегазации при стандартных условиях; н  � 

плотность нефти в стандартных условиях; н.пл  � плотность нефти  

в пластовых условиях. 
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При сепарации газа происходит уменьшение объема пластовой 
нефти, которое оценивается коэффициентом усадки: 

 .
н.пл

н.дн.пл
V

VV 
   (2.17) 

Значение объемного коэффициента всех нефтей � больше еди-
ницы, иногда может достигать 2�3. Коэффициент усадки нередко дос-
тигает 40 % и более. 

Величина, обратная объемному коэффициенту, называется пере-
счетным коэффициентом ,  который служит для приведения объема 
пластовой нефти к объему нефти на поверхности: 

 .1
1


b

  (2.18) 

Объемный коэффициент пластовой нефти (или пересчетный ко-
эффициент) используется при подсчете запасов нефти объемным ме-
тодом. Определяют его в основном путем отбора и исследования глу-
бинных пластовых проб нефти. Его можно также вычислять 
приближенно по данным фракционного состава газа. 

Состав природных углеводородных газов и конденсатов 
Природные углеводородные УВ газы представляют собой мно-

гокомпонентные смеси предельных УВ вида CnH2n+2 и неуглеводо-
родных соединений: азота, углекислого газа, сероводорода, инертных 
газов Не, Аr, паров ртути и меркаптанов. Содержание метана в при-
родных газах некоторых месторождений может достигать 99 %  
(например, Северо�Ставропольская газовая залежь). На долю гомоло-
гов метана в природном газе приходится 4�5 %, редко 7�8 %; этана � 
С2Н6 � 2�4 %, редко � 7�8 %; пропана � С3Н8 � 0,1�3 %; бутана �  
С4Н10 � не более 1 %; более тяжелых гомологов метана, объединен-
ных в зависимости от способов их определения, как пентаны 
(С5 + высшие) или гексаны (С6 + высшие) � доли процента (иногда � 
до 2�3 %). 

В стандартных условиях (атмосферное давление � 0,1 МПа  
и температура � 20 С) УВ находятся в газообразном состоянии.  
В пластовых условиях пентан и высшие могут находиться в раство-
ренном состоянии в газах. При снижении давления и температуры 
они выделяются в виде жидкой фазы, называемой конденсатом. 

Содержание сероводорода в газах изменяется от первых единиц 
до нескольких десятков процентов. Газы с высоким содержанием  
сероводорода являются сырьем для получения элементарной серы. 
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Содержание углекислого газа колеблется от долей процента до не-
скольких единиц и даже десятков процентов. Наиболее часто объем-
ное содержание азота в газовых залежах составляет 0,4�12,5 %.  
Особое место в составе некоторых природных газов занимает гелий, 
обычное содержание которого 0,01�0,2 %, но иногда 0,8�1,8 %. 

Газ, в составе которого тяжелые УВ � ,С3  4С  составляют не бо-
лее 75 г/м3

, называют сухим. При содержании тяжелых УВ более 
150 г/м3

 газ называют жирным. 
Природные газы подразделяются на следующие группы: 
1. Газ, добываемый из чисто газовых месторождений и пред-

ставляющий собой сухой газ, практически свободный от тяжелых УВ. 
2. Газы, добываемые вместе с нефтью (растворенные или попут-

ные газы). Это физические смеси сухого газа, пропан-бутановой 
фракции (жирного газа) и газового бензина. 

3. Газы, добываемые из газоконденсатных месторождений. Это 
смесь сухого газа и жидкого углеводородного конденсата. Конденсат 
состоит из большого числа тяжелых УВ 5С(  + высшие; 6С  + высшие  
и т. д.), из которых можно выделить бензиновые, лигроиновые, керо-
синовые, а иногда и более тяжелые масляные фракции. 

4. Газы газогидратных залежей. 
Основные законы газового состояния 

Аналитическую зависимость между параметрами (объемом, 
давлением и температурой) газа, описывающую поведение газа, назы-
вают уравнением состояния (идеального или реального) газа. Иде-
альным называется газ, в котором отсутствуют силы межмолекуляр-
ного взаимодействия. 

Уравнение состояния идеального газа (Клапейрона�Менделеева) 
имеет вид: 

 ,и NRTpV   (2.19) 

где p  � давление; иV  � объем идеального газа; N � число киломолей  

газа; R � универсальная газовая постоянная, равная 8,32 Дж/(моль · К);  
Т � абсолютная температура. 

Уравнение Клапейрона�Менделеева для реальных газов записы-
вается в виде: 

 ,и zNRTpV   (2.20) 

где z � коэффициент сжимаемости, являющийся функцией давления, 
температуры, состава газа и характеризующий степень отклонения 
реального газа от идеального. Для идеальных газов .1z  
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Коэффициент сжимаемости реальных газов показывает отно-
шение объемов равного числа молей реального рV  и идеального иV  

газов при одинаковых давлении и температуре: 

 .
и

р

V

V
z   (2.21) 

Коэффициент сжимаемости точно определяют эксперименталь-
ным путем по пластовым пробам газа � приближенно � рассчитывают 
по кривым зависимости коэффициента z от приведенных псевдокри-

тических давления и температуры. 

Приведенные давление прр  и температуру прT  выражают в до-
лях от критических давления крр  и температуры .крT  Для однокомпо-
нентного газа их определяют из уравнений: 

 ;
кр

пр р
рр     ,

кр
пр

T

T
T   (2.22) 

где р и Т � конкретные давление и температура, для которых опреде-
ляется z. 

Критическая температура крT  � это такая температура, выше 
которой газ не может быть превращен в жидкость, как бы велико ни 

было давление. Давление, соответствующее точке критической тем-

пературы, называется критическим давлением ,крР  иначе говоря, это 
предельное давление, ниже которого, как бы ни была низка темпера-
тура, газ не переходит в жидкое состояние. 

Вязкость газа г  � сила внутреннего трения, возникающая ме-
жду двумя слоями газа, перемещающимися параллельно друг другу  
с различными по величине скоростями. Вязкость углеводородных  
газов незначительная. Вязкость сухого природного газа при 0 С  

составляет 13 · 10
�6

 Па · с, воздуха � 17 · 10
�6

 Па · с. 
Относительная плотность природного газа (по воздуху) �  

отношение плотности газа г  к плотности воздуха ,в  взятых при 

одинаковых температуре и давлении. Плотность воздуха в  при стан-

дартных условиях � 1,293 кг/м3
, молекулярная масса � 29. С ростом 

температуры плотность газа уменьшается, а с повышением молеку-
лярной массы и давления � растет. 
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Молекулярная масса вещества � отношение массы молекулы 

данного вещества к 1/12 массы атома изотопа углерода 12С � безраз-
мерная величина. 

Количество вещества в граммах (кг), равное молекулярной мас-
се, называется молем (киломолем). Объем моля постоянен для всех 
газов и равен при стандартных условиях 22,4 м3

. 

Молекулярная масса природного газа: 

 , ii XMM  (2.23) 

где iM  � молекулярная масса i-го компонента; iX  � объемное содер-
жание i-го компонента в долях единицы. Молекулярная масса при-

родных газов � 16÷20. 

Если известен объем газа 0V  при нормальных условиях 0(р  и ),0T  

то объем его при других давлениях и температурах (р и Т) с учетом 

сжимаемости можно рассчитать на основе закона Гей�Люссака: 

 ,0

0

0 р
р

T

T
zVV   (2.24) 

где 2730 T  К; 103,00 р  МПа. 
Для перехода от объема, занимаемого газом в нормальных усло-

виях, к объему, занимаемому им в пластовых условиях, пользуются 
объемным коэффициентом пластового газа, численно равным объе-
му, который занял бы 1 м3

 газа в пластовых условиях: 

 ,000378,0
пл
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T
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V

V
b   (2.25) 

где плT  и плp  � пластовые температура и давление. 
Объемный коэффициент газа всегда значительно меньше еди-

ницы, так как объем газа в пластовых условиях на два порядка (при-

мерно в 100 раз) меньше, чем в стандартных условиях. 
Закон Гей�Люссака гласит, что объем некоторого количества га-

за при постоянном давлении изменяется прямо пропорционально из-
менению абсолютной температуры: 

 ;
1

2

1

2

T

T

V

V
    .

1

21
2 T

TV
V   (2.26) 
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Другими словами � все газы при постоянном давлении расши-

ряются одинаково на одну и ту же величину, называемую коэффици-
ентом расширения газа при повышении температуры на 1 С: 

    ,273/11 001 tVаtVV             (2.27) 

где 1V  � объем газа при определенной температуре; 0V  � объем газа 
при температуре 0 С; а � коэффициент расширения. Опытным путем 

установлено, что .0036604,0а  

Давление у всех газов при постоянном объеме возрастает с по-
вышением температуры также на 1/273 долю того давления, которое 
имел газ при 0 С: 

  ,273/1)1( 001 tраtрр            (2.28) 

где 1р  и 0р  � давления газа при постоянном объеме, при температу-
рах t и 0 °С. 

Закон Бойля�Мариотта гласит, что при постоянной температу-
ре объем одной и той же массы газа изменяется обратно пропорцио-
нально давлению р, под которым находится газ при постоянной тем-

пературе Т, и является величиной постоянной: 

 ;const
1


p
V  ;const cрV  
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р
р

V

V
  или const.2211  VрVр  (2.29) 

Физические свойства конденсата 
Конденсатом называют углеводородную смесь (С5 + С6 + высшие), 

находящуюся в газоконденсатной залежи в газообразном состоянии  

и выпадающую в виде жидкости при снижении пластового давления до 
давления начала конденсации и ниже его в процессе разработки залежи. 

Большое значение имеет такая характеристика газа конденсат-
ных залежей, как давление начала конденсации. Если при разработке 
газоконденсатной залежи в ней не поддерживать давление, то оно  
с течением времени будет снижаться и может достигнуть величины 

меньше давления начала конденсации. В этот момент в пласте начнет 
выделяться конденсат, что не только приведет к потерям ценных УВ  

в недрах, но и отразится на подсчете запасов и показателях проектов 
разработки, поскольку изменятся объем пустотного пространства 
пласта, состав и свойства газа. 
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Важной характеристикой газа газоконденсатных залежей явля-
ется величина конденсатно-газового фактора, показывающая коли-

чество сырого конденсата в кубических сантиметрах, приходящегося 
на 1 м3

 отсепарированного газа. 
Количественное соотношение фаз в продукции газоконденсат-

ных месторождений оценивается газоконденсатным фактором �  

величиной, обратной конденсатно-газовому фактору, показывающей 

отношение количества добытого, м3
, газа (в нормальных атмосферных 

условиях) к количеству полученного конденсата, м3
, улавливаемого  

в сепараторах. Величина газоконденсатного фактора изменяется для 
разных месторождений от 1500 до 25000 м3

/м3
. 

Под сырым конденсатом подразумевают при стандартных усло-
виях жидкие углеводороды (С5 + высшие) с растворенными в них  
газообразными компонентами (метаном, этаном, бутаном, пропаном, 

сероводородом и др.). 
Стабильный конденсат состоит только из жидких углеводородов � 

пентана и высших (С5 + высшие). Его получают из сырого конденсата 
путем дегазации последнего. Температура выкипания основных компо-
нентов конденсата находится в пределах 40�200 С. Молекулярная  
масса � 90�160. Плотность стабильного конденсата в стандартных усло-
виях изменяется от 0,6 до 0,82 г/см3

 и находится в прямой зависимости 

от компонентного углеводородного состава. 
По количеству конденсата газы газоконденсатных месторожде-

ний делятся на газы с низким содержанием конденсата (до 150 см3
/м3

), 

средним (150�300 см3
/м3

), высоким (300�600 см3
/м3

) и очень высоким 

(более 600 см3
/м3

). 

2.4. Ïëàñòîâûå âîäû íåôòÿíûõ è ãàçîâûõ 
 ìåñòîðîæäåíèé 

Подземные воды встречаются в большинстве нефтяных и газо-
вых месторождений и являются обычным спутником нефти и газа. 
Часто воды находятся в тех же пластах-коллекторах, где и нефть  
и газ, в этом случае воды обычно занимают пониженные части пла-
стов. Кроме того, в разрезах месторождений имеются самостоятель-
ные водоносные пласты. 

Физические свойства 
Плотность воды зависит от ее минерализации, т. е. от количе-

ства растворенных в ней солей. Степень минерализации вод обычно 
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выражают в г/л, реже � соленостью � содержанием растворенных в 
воде солей, отнесенным к 100 г раствора. 

Температура воды обычно находится в соответствии с геотер-
мической ступенью данной местности. Однако бывают и отклонения, 
что чаще всего обусловливается появлением тектонических вод, 

имеющих более высокую температуру. Определение температуры во-
ды имеет важное практическое значение и используется при решении 

различных вопросов, в частности, в промысловой практике для суж-

дения о глубине притока вод. 

С увеличением температуры вода расширяется (как известно,  
при 4 С вода имеет наибольшую плотность). Коэффициент термиче-
ского расширения воды (т. е. изменение единицы объема воды при по-
вышении температуры на 1 С) изменяется неравномерно: при 4�10 С 

в среднем равен 6,5�10
�5

; при 10�20 °С � 15 · 10
�5

, при 20�30 С � 

25 · 10
�5

 и при 65�70 С � 58 · 10
�5

. 

Электропроводность вод зависит от минерализации; минерали-

зованные воды являются проводниками электрического тока, а пре-
сные воды плохо проводят (или почти не проводят) его. 

Вязкость воды в пластовых условиях значительно меньше вяз-
кости нефти, поэтому вода в этих условиях имеет большую подвиж-

ность, чем нефть. Вязкость воды при атмосферных условиях и 20 °С 

равна 1,005 МПа · с. Основным фактором, влияющим на вязкость во-
ды в пластовых условиях, является температура пласта (рис. 2.1). 

    

Рис. 2.1. Зависимость между вязкостью  

и температурой воды:  

А � чистая вода; В � вода, содержащая 60 г/л солей 
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Поверхностное натяжение воды имеет важное значение в связи 
с ее вымывающей способностью. При меньшем поверхностном натя-
жении вода обладает большей способностью промывать пески и вы-
теснять из пласта нефть. Величина поверхностного натяжения воды  
в значительной степени зависит от ее химического состава, и в ре-
зультате соответствующей химической обработки воды может быть 
значительно снижена. 

Объемный коэффициент пластовой воды зависит главным обра-
зом от температуры пласта и в меньшей степени � от количества рас-
творенного в воде газа (рис. 2.2). 

 V 

 

Рис. 2.2. Значение объемных коэффициентов V  
для пластовой воды:  

1 � чистая вода; 2 � вода с растворенным газом 

Растворимость газов в воде значительно ниже их растворимости 
в нефти (рис. 2.3). При увеличении минерализации воды раствори-
мость газов в воде уменьшается. 

 

Рис. 2.3. Растворимость N естественного газа  
в чистой воде (при пользовании диаграммой  

необходимо вводить поправки на минерализацию воды) 
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Сжимаемость воды, т. е. изменение единицы объема воды в пла-
стовых условиях при изменении давления на 0,1 МПа колеблется  
в пределах (3,7�5)10

�4
 1/МПа. 

Сжимаемость газированной воды возрастает с увеличением со-
держания растворенного в ней газа, причем: 

 ),05,01(вв1 r  (2.30) 

где в1  � коэффициент сжимаемости воды, содержащей растворенный 

газ, 1/МПа; в  � коэффициент сжимаемости чистой воды, 1/МПа; r � 

количество газа, растворенного в воде, м3
/м3

. 

Сжимаемость растворов солей в воде меньше сжимаемости чис-
той воды, она уменьшается с увеличением концентрации соли. 

Химическая характеристика 
Воды нефтяных месторождений характеризуются: 1) повышен-

ной минерализацией; 2) наличием хлоридов кальция и натрия или 

гидрокарбонатов натрия; 3) отсутствием сульфатов или весьма незна-
чительным их содержанием; 4) повышенным содержанием ионов I, 

Br, NH4; 5) часто присутствием H2S; 6) наличием солей нафтеновых 
кислот; 7) наличием растворенных углеводородных газов, реже �  

гелия и аргона. 
Формирование подземных вод связано с их проникновением  

в земную кору с поверхности в капельно-жидком виде или в виде во-
дяного газа, конденсирующегося под землей в воду. В формировании 

подземных вод участвуют также и воды, захороненные в морских 
осадках, а затем преобразованные при диагенезе. 

Условия формирования различных типов вод весьма разнооб-

разны и характеризуются: 1) взаимодействием воды и горных пород; 

2) взаимодействием вод с нефтью и газами; 3) воздействием на воды 

микробиологических процессов; 4) различными геологическими фак-
торами � литолого-физическим составом пород и их коллекторскими 

свойствами, тектоникой, температурными условиями и др. 
Обычно в водах газонефтяных месторождений содержатся сле-

дующие компоненты: 

1) ионы растворимых солей: анионы � ОН�
, Сl

�
, ,SO2

4
  ,СO2

3
  

НСO3
�
; катионы � Н+

, K
+
 Na

+
, NH4

+
, Mg

2+
, Са2+

, Fe
2+

, Mn
2+

; 

2) растворимые ионы микроэлементов: Вr
-
, I

-
, В3+

, Sr
2+

; 

3) коллоиды: SiO2, Fe2O3, А12O3; 

4) газообразные вещества: СO2, H2S, СН4, Н2, N2; 

5) органические вещества: нафтеновые кислоты, их соли. 
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Исследования вод нефтяных месторождений показывают, что 
состав их в одном и том же пласте меняется в зависимости от того,  
из какой части структуры взят образец воды, � из зоны водонефтяного 
контакта или из законтурной зоны. Нередко в зоне водонефтяного 
контакта воды обладают большей минерализацией, чем в зоне, уда-
ленной от контура нефтеносности, поэтому по мере эксплуатации  

и продвижения краевых вод минерализация их уменьшается. Особен-

но значительные изменения состава наблюдаются в щелочных водах, 
так как на контакте нефть�вода происходит биохимический процесс, 
обусловливающий частичное восстановление сульфатов, которые не-
редко содержатся в водах. 

Промысловая классификация пластовых вод 
Подземные воды, встречающиеся в недрах нефтяных месторож-

дений, подразделяют на грунтовые (обычно безнапорные), пластовые 
напорные и воды тектонических трещин. 

Грунтовые воды залегают на сравнительно небольшой глубине 
от поверхности � на первом водоупорном слое; их режим зависит от 
гидрометеорологических условий. 

Пластовые напорные воды (рис. 2.4) по отношению к нефтенос-
ному пласту подразделяются следующим образом: 

1) нижние краевые (контурные), залегающие в пониженных час-
тях нефтеносного пласта и подпирающие нефтяную залежь; 

2) подошвенные, залегающие в нижней подошвенной части 

нефтеносного пласта в пределах всей структуры (включая ее сводо-
вую часть); 

3) промежуточные, приуроченные к водоносным пропласткам 

(или водоносным пластам), залегающим в нефтеносном пласте, яв-
ляющимся единым объектом эксплуатации; 

4) верхние краевые, залегающие либо в размытой сводовой час-
ти антиклинально изогнутых нефтеносных пластов, либо в головной 

части моноклинально залегающих нефтеносных пластов. Головные 
части таких пластов (часто обнажающиеся на поверхности) обычно 
обводнены поверхностными вадозными водами; 

5) верхние, приуроченные к чисто водоносным пластам, зале-
гающим выше нефтеносного пласта; 

6) нижние, приуроченные к чисто водоносным пластам, зале-
гающим ниже нефтеносного пласта. 
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Рис. 2.4. Пластовые воды:  
а � вода; б � нефть; в � глины. Вода: 1 � со свободной поверхностью 

(ненапорная); 2 � верхняя относительно нефтеносного горизонта 
(верхняя напорная); 3 � краевая приконтурной зоны (нижняя  
краевая напорная); 4 � нижняя относительно нефтеносного  

горизонта (нижняя напорная); 5 � подошвенная; 6 � глубинная,  
восходящая по сбросу; H � глубина уровня; h � напор 

При наличии нижних краевых вод положение контакта нефть�
вода (рис. 2.5) определяет внешний (по кровле пласта) и внутренний 

(по подошве пласта) контуры нефтеносности. 

 

Рис. 2.5. Схема расположения контакта  
нефть�вода (ВНК) � контур нефтеносности:  

1 � внешний (по кровле пласта); 2 � внутренний  

(по подошве пласта); зоны: 3 � нефтяная; 4 � приконтурная  
(зона расположения «водоплавающей» нефти) 
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Часть пласта, расположенная в пределах внутреннего контура 
нефтеносности, содержит нефть по всей мощности от кровли до по-
дошвы включительно. Часть пласта, расположенная между внутрен-

ним и внешним контурами нефтеносности, содержит вверху нефть, 
внизу воду и называется приконтурной зоной. 

В процессе добычи нефти обычно происходит продвижение 
контуров нефтеносности. Одной из задач рациональной разработки 

является обеспечение равномерного их продвижения. 
При неравномерном продвижении контуров нефтеносности обра-

зуются языки обводнения, что может привести к появлению разрознен-

ных целиков нефти (рис. 2.6), захваченных водой. Неравномерное про-
движение контуров нефтеносности зависит от неоднородности пласта 
(особенно по его проницаемости), отбора жидкости из пласта и т. п. 

 

Рис. 2.6. Схема расположения языков обводнения  
и целиков нефти:  

1 � языки обводнения; 2 � целики нефти 

При наличии подошвенных вод (граница нефтеносности прохо-
дит лишь по кровле пласта) задача заключается в том, чтобы при 

вскрытии пласта не пересечь водонефтяной контакт скважиной (забой 

скважины должен быть выше этого контакта) во избежание появления 
конусов обводнения уже в самом начале эксплуатации (рис. 2.7, а). 
При наличии в пласте (особенно в его подошвенной части) глинистых 
прослоев борьба с конусами обводнения ведется путем цементирова-
ния забоев скважин (рис. 2.7, б); в ряде случаев при наличии в подош-

венной части пласта глинистых прослоев конусы обводнения вообще 
не образуются. 

Если в пределах эксплуатационного объекта залегает более или 

менее мощный водоносный прослой (промежуточные воды), то сле-
дует производить цементирование всего объекта с последующим про-
стрелом колонны лишь против нефтеносной части пласта. Если часто 
перемежаются маломощные нефтяные и водяные (промежуточные) 
прослои, то такой «слоеный пирог» приходится эксплуатировать  
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в целом (совместно нефтяные и водяные пропластки), обеспечивая 
возможно большую откачку жидкости из пласта. 

В случае выхода нефтеносного пласта на поверхность, как ука-
зывалось выше, может произойти обводнение его головной части  

с образованием верхних краевых вод (ширванский горизонт Апше-
ронского месторождения нефти). В этом случае целесообразно про-
вести разведочные работы вниз по падению пласта для обнаружения 
возможной залежи нефти, а не базировать свои отрицательные выво-
ды об отсутствии нефти в пласте на данных о наличии воды в его го-
ловной части. 

1

2

3

4

Скв. 2Скв. 1

Скв. 3

К. о.
К. о.

 

Рис. 2.7. Схема расположения конусов обводнения  
при наличии подошвенных вод:  

1 � нефть; 2 � вода; 3 � глинистый прослой;  

4 � цементная пробка; К. о � конусы обводнения 

Верхние воды (называемые иногда чуждыми по отношению  

к нефтеносному пласту) необходимо различными методами, излагае-
мыми в курсе «Бурение», изолировать от нефтеносного пласта. 

Нижние воды не следует вскрывать, а при случайном вскрытии 

их следует изолировать путем цементирования забоя скважины. 

При наличии тектонических вод, циркулирующих по тектоничес- 
ким трещинам, в которые они поступают из различных, главным обра-
зом высоконапорных водоносных пластов, могут обводняться головные 
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участки нефтеносных пластов, или же в этих пластах может произойти 

полное замещение нефти водой. Обводнение головных участков пласта 
тектонической водой (рис. 2.8) наблюдалось на ряде нефтяных место-
рождений (Небит-Даг, Балаханы-Сабунчи-Раманы и др.).  

 

Рис. 2.8. Схема обводнения нефтеносного пласта  
тектоническими водами: 

 а � нефть; б � вода 

Если имеются тектонические воды, о нефтеносности пласта 
нельзя судить по данным разведочных скважин, вскрывших пласт 
вблизи его контакта с поверхностью нарушения. В этом случае необ-

ходимо бурить дополнительные разведочные скважины в отдалении 

от этой зоны вниз по падению пласта [3, 6]. 

ÃËÀÂÀ 3. ÇÀÏÀÑÛ È ÐÅÑÓÐÑÛ ÍÅÔÒÈ È ÏÐÈÐÎÄÍÎÃÎ ÃÀÇÀ 

Рациональное и комплексное использование природных ресурсов 
отражено в классификации запасов и ресурсов и основывается на ком-

плексном изучении месторождений. В значительной мере оно опреде-
ляется вовлечением в промышленное освоение наряду с основными 

попутных ископаемых и компонентов. На нефтяных и газовых место-
рождениях к основным полезным ископаемым относятся нефть и го-
рючие газы. К попутным полезным ископаемым относятся минераль-
ные комплексы (горные породы, руды, подземные воды, рассолы), 

добыча которых при разработке основного полезного ископаемого  
и использование в народном хозяйстве являются экономически целе-
сообразными. К попутным полезным компонентам относятся заклю-
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ченные в полезных ископаемых минералы, металлы и другие химиче-
ские элементы и их соединения, которые при переработке полезных 
ископаемых могут быть рентабельно извлечены и использованы. 

Попутные полезные ископаемые и компоненты подразделяются 
на три группы. 

К I группе относятся полезные ископаемые, образующие само-
стоятельные пласты, залежи или рудные тела в породах, вмещающих 
основное полезное ископаемое, применительно к нефтяным и газо-
вым месторождениям. Это подземные воды продуктивных пластов 
или водоносных горизонтов, содержащие повышенные концентрации 
йода, брома, бора, соединения калия, лития, рубидия, стронция и дру-
гих компонентов, а также подземные воды, пригодные для бальнеоло-
гических, теплоэнергетических и других целей. 

К II группе относятся компоненты, заключенные в полезном ис-
копаемом и выделяемые при добыче (сепарации) в самостоятельные 
продукты. В нефтяных залежах � это растворенный (попутный) газ,  
а в газоконденсатных � конденсат. В классификации запасов и ресур-
сов они рассматриваются как основные полезные ископаемые. 

К III группе относятся попутные полезные компоненты, присут-
ствующие в составе основного полезного ископаемого и выделяемые 
лишь при его переработке. 

На многих месторождениях нефти и битумов такими компонен-
тами могут быть сера (в форме сероводорода и других сернистых со-
единений), ванадий, титан (Ярегское месторождение), никель и др. 
Свободный и растворенный газы содержат этан, пропан, бутан, а также 
могут содержать сероводород, гелий, аргон, углекислый газ, иногда 
ртуть. При определении запасов месторождений подлежат обязатель-
ному подсчету и учету запасы нефти, газа, конденсата и содержащихся 
в нем компонентов (этана, пропана, бутанов, серы, гелия, металлов), 
целесообразность извлечения которых обоснована технологическими  
и технико-экономическими расчетами. Подсчет и учет запасов этих 
полезных ископаемых и компонентов, имеющих промышленное  
значение, производятся по каждой залежи раздельно и месторождению  
в целом по наличию их в недрах без учета потерь при разработке  
месторождений. 

Прогнозные ресурсы оцениваются раздельно по нефти, газу  
и конденсату, а также по содержащимся в них компонентам. 

Подсчет, учет и оценка запасов и перспективных ресурсов  
и оценка прогнозных ресурсов производятся при условиях, приведен-

ных к стандартным (0,1 МПа �при 20 С). 
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3.1. Êàòåãîðèè çàïàñîâ è ðåñóðñîâ íåôòè è ãàçà  

Масса нефти и конденсата и объем газа на дату подсчета в вы-

явленных, разведанных и разрабатываемых залежах, приведенные  
к стандартным условиям, называются запасами. 

На подсчитанную величину запасов влияют объем и качество 
информации, полученной при поисковых разведочных работах и раз-
работке, а также применяемые методы подсчета. Если объем и каче-
ство информации, получаемой по выявленным залежам в процессе 
поисков, разведки и разработки, увязать с определенными стадиями 

изученности залежей, то станет понятной сущность разделения запа-
сов на категории. 

Наряду с выявленными залежами скопления углеводородов  
могут содержаться в предполагаемых залежах в продуктивных, но  
не вскрытых бурением пластах на установленных месторождениях 
или на подготовленных к бурению площадях, а также в литолого-
стратиграфических комплексах с доказанной и предполагаемой неф-

тегазоносностью в пределах крупных геоструктурных элементов. 
Масса нефти и конденсата и объем газа на дату оценки, приве-

денные к стандартным условиям, в указанных выше объектах назы-

ваются ресурсами. 

Ресурсы по степени обоснованности разделены на категории, 

образующие с категориями запасов единый ряд А�D. Четкое разгра-
ничение ресурсов от запасов является свидетельством более низкой 

степени изученности и обоснованности, а в конечном счете � и досто-
верности ресурсов. 

Запасы нефти, газа, конденсата и содержащихся в них компонен-

тов, имеющих промышленное значение, по степени изученности под-
разделяются на разведанные � категории А, В, 1С  и предварительно 
оцененные � категория .2С  Ресурсы этих же полезных ископаемых  
и содержащихся в них компонентов по степени их изученности и обос-
нованности подразделяются на перспективные � категория 3С  и про-
гнозные � 1D  и .2D   

Запасы полезных компонентов, содержащихся в нефти и газе  
в промышленных количествах, а также их перспективные и прогноз-
ные ресурсы соответственно подсчитываются и оцениваются по тем 

же категориям и в тех же границах, что и содержащие их полезные 
ископаемые. 
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Запасы нефти, газа, конденсата и содержащихся в них компо-
нентов, имеющих промышленное значение, подразделяются на две 
группы, подлежащие самостоятельному подсчету и учету: 

� Балансовые � запасы месторождений (залежей), вовлечение ко-
торых в разработку в настоящее время экономически целесообразно. 

� Забалансовые � запасы месторождений (залежей), вовлечение 
которых в разработку в настоящее время экономически нецелесооб-

разно или технически и технологически невозможно, но которые  
в дальнейшем могут быть переведены в балансовые. 

Извлекаемые запасы � часть балансовых запасов, которая может 
быть извлечена из недр при рациональном использовании современ-

ных технических средств и технологии добычи с учетом допустимого 
уровня затрат и соблюдения требований по охране недр и окружаю-

щей среды. 

Коэффициенты извлечения нефти и конденсата определяются на 
основании повариантных технологических и технико-экономических 
расчетов и утверждаются ГКЗ или РКЗ.  

Несколько иная классификация запасов утверждена и введена  
в действие с 1 января 2016 г. в Российской Федерации.  

Запасы нефти и газа по данной классификации подразделяются по 
степени промышленного освоения и по степени геологической изучен-

ности на категории: А (разрабатываемые, разбуренные), 1В  (разрабаты-

ваемые, неразбуренные, разведанные), 2В  (разрабатываемые, неразбу-
ренные, оцененные), 1С  (разведанные) и 2С  (оцененные). 

Запасы залежи/части залежи, разбуренные эксплуатационными 

скважинами и разрабатываемые в соответствии с утвержденным про-
ектным документом (технологическим проектом разработки или до-
полнением к нему, технологической схемой разработки или дополне-
нием к ней), относятся к категории А (разрабатываемые, разбуренные). 

К категории А относятся запасы залежей/частей залежей, геоло-
гическое строение которых, форма и размеры определены, а флюи-

дальные контакты обоснованы по данным бурения, опробования  
и материалам геофизических исследований скважин. Литологический 

состав, тип коллекторов, эффективные нефте- и газонасыщенные 
толщины, фильтрационно-емкостные свойства нефте- и газонасы-

щенность, состав и свойства углеводородов в пластовых и стандарт-
ных условиях и технологические характеристики залежи (режим ра-
боты, дебиты нефти, газа, конденсата, продуктивность скважин) 

установлены по данным эксплуатации скважин, гидропроводность  
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и пьезопроводность пласта, пластовое давление, температура, коэф-

фициенты вытеснения определены по результатам гидродинамиче-
ских исследований скважин и лабораторных исследований керна. 

Запасы неразбуренных эксплуатационными скважинами зале-
жей/частей залежей, разработка которых планируется в соответствии  

с утвержденным проектным документом (технологическим проектом 

разработки или дополнением к нему, технологической схемой разра-
ботки или дополнением к ней), изученные сейсморазведкой или иными 

высокоточными методами и разбуренные поисковыми, оценочными, 

разведочными, транзитными или углубленными эксплуатационными 

скважинами, давшими промышленные притоки нефти или газа (отдель-
ные скважины могут быть не опробованы, но продуктивность их пред-
полагается по данным геофизических и геолого-технологических  
исследований, а также керна), относятся к категории 1В  (разрабатывае-
мые, неразбуренные, разведанные). 

Запасы залежей/частей залежей, неразбуренных эксплуатацион-

ными скважинами, разработка которых проектируется в соответствии 

с утвержденным проектным документом (технологическим проектом 

разработки или дополнением к нему, технологической схемой разра-
ботки или дополнением к ней), изученные сейсморазведкой или ины-

ми высокоточными методами, наличие которых обосновано данными 

геологических и геофизических исследований и испытанием отдель-
ных скважин в процессе бурения, относятся к категории 2В  (разраба-
тываемые, неразбуренные, оцененные). 

Запасы залежей/частей залежей, не введенных в промышленную 

разработку месторождений, на которых может осуществляться проб-

ная эксплуатация или пробная эксплуатация отдельных скважин,  

относятся к категории 1С  (разведанные). 
Залежи должны быть изучены сейсморазведкой или иными вы-

сокоточными методами и разбурены поисковыми, оценочными, раз-
ведочными скважинами, давшими промышленные притоки нефти или 

газа (отдельные скважины могут быть не опробованы, но продуктив-
ность их предполагается по данным геофизических и геолого-техно-
логических исследований, а также керна). 

Для открываемых месторождений на акваториях морей, в том 

числе на континентальных шельфах морей Российской Федерации,  

в территориальных морских водах, во внутренних морских водах,  
а также в Каспийском и Азовском морях, к запасам категории 1С  отно-
сят залежь/часть залежи, вскрытую первой поисковой скважиной,  
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в которой получены качественные результаты гидродинамического ка-
ротажа (ГДК), позволяющие оценить характер насыщенности пласта. 

Геологическое строение залежи, фильтрационно-емкостные свой-

ства пород коллекторов, состав и свойства флюидов, гидродинамиче-
ские характеристики, дебиты скважин изучены по результатам геолого-
промысловых исследований в процессе реализации проектов геолого-
разведочных работ разведки, пробной эксплуатации отдельных скважин 

или проекта пробной эксплуатации. 

Запасы залежей/частей залежей, не введенных в промышленную 

разработку месторождений, разрабатываемых на основании проекта 
пробной эксплуатации, пробной эксплуатации отдельных скважин, 

изученные сейсморазведкой или иными высокоточными методами, 

наличие которых обосновано данными геологических и геофизиче-
ских исследований и испытанием отдельных скважин в процессе бу-
рения, относятся к категории 2С  (оцененные). 

Категории ресурсов нефти и газа по степени геологической 

изученности 

Ресурсы нефти, газа и конденсата по степени геологической 

изученности подразделяются на категории: 0D  (подготовленные);  
лD  (локализованные); 1D  (перспективные); 2D  (прогнозируемые). 
Важным критерием выделения категорий ресурсов по геологи-

ческой изученности являются изученность геологического строения  
и нефтегазоносности территории, геологического элемента или участ-
ка недр по площади и разрезу параметрическим и поисковым бурени-

ем, геофизическими, геохимическими и другими видами поисково-
разведочных работ. 

Ресурсы нефти, газа и конденсата предположительно продук-
тивных пластов в подготовленных к бурению ловушках районов  
с доказанной промышленной нефтегазоносностью или в невскрытых 
бурением продуктивных пластах открытых месторождений относятся 
к категории 0D  (подготовленные). Форма, размеры и условия залега-
ния предполагаемых залежей определены по результатам геолого-
геофизических исследований, толщина и фильтрационно-емкостные 
свойства пластов, состав и свойства углеводородов принимаются по 
аналогии с открытыми месторождениями.  

Подготовленные ресурсы категории 0D  отражают возможность 
открытия залежей нефти и газа в подготовленной к поисковому буре-
нию ловушке и используются для проектирования поисковых работ. 
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Ресурсы нефти, газа и конденсата возможно продуктивных пла-
стов в ловушках, выявленных по результатам поисковых геологических 
и геофизических исследований в пределах районов с доказанной про-
мышленной нефтегазоносностью, относятся к категории лD  (локализо-
ванные). 

Локализованные ресурсы нефти и газа используются при плани-

ровании геолого-разведочных работ по подготовке ловушек к поиско-
вому бурению и подготовке ресурсов категории .0D  

Ресурсы нефти, газа и конденсата литолого-стратиграфических 
комплексов и горизонтов с промышленной нефтегазоносностью,  

доказанной в пределах крупных региональных структур, относятся к ка-
тегории 1D  (перспективные). Количественная оценка перспективных 
ресурсов проводится по результатам региональных геологических, гео-
физических, геохимических исследований и по аналогии с изученными 

месторождениями, открытыми в пределах оцениваемого региона. 
Перспективные ресурсы категории 1D  отражают возможность 

открытия месторождений нефти и газа в оцениваемом регионе и ис-
пользуются для проектирования региональных геолого-разведочных 
работ на нефть и газ, выбора районов и установления очередности 

проведения на них поисковых работ. 
Ресурсы нефти, газа и конденсата литолого-стратиграфических 

комплексов, оцениваемые в пределах крупных региональных структур, 
промышленная нефтегазоносность которых еще не доказана, относятся 
к категории 2D  (прогнозируемые). Перспективы нефтегазоносности 

этих комплексов определяются на основе имеющихся данных геологи-

ческих, геофизических, геохимических исследований и по аналогии  

с другими, более изученными регионами, где установлены разведан-

ные месторождения нефти и газа, или по аналогии с вышележащими 

нефтегазоносными комплексами. Прогнозируемые ресурсы катего- 
рии 2D  отражают потенциальную возможность открытия месторожде-
ний нефти и газа в регионе, промышленная нефтегазоносность которо-
го не доказана, и используются для проектирования региональных гео-
лого-разведоч-ных работ на нефть и газ. 

Градация месторождений нефти и газа по сложности геоло-
гического строения 

По сложности геологического строения выделяются месторож-

дения (залежи): 
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1) простого строения � однофазные, связанные с ненарушенны-

ми или слабонарушенными структурами, продуктивные пласты ха-
рактеризуются выдержанностью толщин и фильтрационно-емкостных 
свойств по площади и разрезу; 

2) сложного строения � одно- и двухфазные, характеризующие-
ся невыдержанностью толщин и фильтрационно-емкостных свойств 
продуктивных пластов по площади и разрезу, или наличием литоло-
гических замещений коллекторов непроницаемыми породами, либо 
наличием тектонических нарушений; 

3) очень сложного строения � одно- и двухфазные, характери-

зующиеся как наличием литологических замещений или тектониче-
ских нарушений, так и невыдержанностью толщин и фильтрационно-
емкостных свойств продуктивных пластов. 

Данная классификация в настоящее время проходит апробацию, 

тем не менее учет и подсчет ресурсов и запасов нефти в Республике 
Беларусь, да и в Российской Федерации продолжает осуществляться 
по прежней классификации. 

3.2. Ìåòîäû ïîäñ÷åòà çàïàñîâ íåôòè 

Для подсчета запасов нефти используют следующие методы: 

объемный, статистический и материального баланса. Выбор того или 

иного метода обусловлен качеством и количеством исходных данных, 
степенью изученности месторождения и режимом работы залежи 

нефти. 

Объемный метод 
В геолого-промысловой практике наиболее широко применяется 

объемный метод. Его можно использовать при подсчете запасов неф-

ти на различных стадиях разведанности и при любом режиме работы 

залежи. Объемный метод подсчета запасов нефти основан на данных 
о геолого-физической характеристике объектов подсчета и условиях 
залегания нефти в них. 

При подсчете запасов нефти объемным методом используют 
формулу 
 ,ннпизв  kFhkQ  (3.1) 

где извQ  � извлекаемые запасы нефти, т; F � площадь нефтеноснос- 
ти, м2

; h � эффективная мощность (толщина) пласта, м; пk  � коэффи-

циент открытой пористости; нk  � коэффициент нефтенасыщенности;  
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н  � плотность нефти, кг/м3
; � пересчетный коэффициент, учиты-

вающий усадку нефти: b/1  (b � объемный коэффициент пластовой 

нефти);   � коэффициент нефтеотдачи. 

В этой формуле произведение пFhk  � поровый объем залежи 

(суммарный объем открытых пор, слагающих залежь); нпkFhk  � неф-

тенасыщенный объем пласта (объем нефти в порах пласта); нпkFhk  � 

объем нефти, которая может быть поднята на поверхность при суще-
ствующих способах разработки залежи; нпkFhk  � объем нефти, ко-
торая может быть извлечена на поверхность с учетом перевода нефти 

из пластовых в поверхностные условия; ннпkFhk  представляют 
запасы нефти в тоннах, которые могут быть извлечены из недр на по-
верхность в результате эксплуатации залежи (то есть промышленные 
или извлекаемые запасы нефти). Обоснование подсчетных парамет-
ров изложено в работах [4, 6�8]. 

Метод материального баланса 
Запасы нефти, содержащиеся в залежи, могут быть определены 

на основе изучения изменений основных показателей разработки,  

а также физических свойств нефти, воды и породы в зависимости  

от снижения пластового давления в процессе разработки залежи. От-
боры нефти, растворенного газа и воды, закачка воды и газа в залежь 
вызывают непрерывное перераспределение флюидов вследствие из-
менения пластового давления. При этом баланс между количеством 

углеводородов, содержащихся в залежи до начала разработки, и коли-

чество УВ, добытых и еще оставшихся в недрах, не нарушается.  
В этом заключается сущность закона сохранения материи примени-

тельно к залежам УВ. 

Более обстоятельно один из вариантов этого метода рассматри-

вается в параграфе 3.3, так как наиболее широко он применяется при 

подсчете запасов свободного газа. 
Статистический метод 
Он основан на статистических связях между различными пока-

зателями разработки. Среди них наиболее известны связи между пре-
дыдущими и последующими дебитами нефти, текущим и накоплен-

ным отборами нефти, долей воды (нефти) в продукции залежи  

и накопленным отборам нефти и т. п. 

Применение статистического метода, также как и метода мате-
риального баланса возможно только после достаточно длительной 

разработки. Однако статистический метод дает гораздо более досто-
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верные результаты при подсчете запасов нефти, поскольку необходи-

мые для расчета показатели разработки достаточно легко, точно и ре-
гулярно определяются в процессе эксплуатации. Кроме того, приме-
нение статистического метода не ограничивается режимом работы 

залежи. Он применим при любом воздействии на пласт. 

3.3. Ìåòîäû ïîäñ÷åòà çàïàñîâ ãàçà 

При подсчете запасов газа различают свободный газ, т. е. из га-
зовых залежей и газовых шапок нефтегазовых (конденсатных) зале-
жей, и газ, растворенный в нефти (попутный газ). 

Подсчет запасов свободного газа 
Объемный метод подсчета запасов свободного газа основан на 

тех же принципах определения объема залежи, что и объемный метод 

подсчета запасов нефти: 

 ,
ст

стст00
гпг р

рр
fkFhkQ


  (3.2) 

где гQ  � начальные запасы газа (в стандартных условиях, 1,0ст р  МПа; 
293ст T  К); F � площадь в пределах контура газоносности, м2

;  

h � эффективная газонасыщенная мощность (толщина), м; пk  � коэффи-

циент открытой пористости; 0р  � начальное пластовое давление в зале-
жи, МПа; стр  � среднее остаточное давление, МПа, в залежи после из-
влечения промышленных запасов газа и установления на устье скважины 

давления, равного 0,1 МПа; 0  и ст  � поправки на отклонение углево-
дородных газов от закона Бойля�Мариотта соответственно для давлений 

0р  и ,стр  равные ,/1 z  где RTрVz /  � коэффициент сжимаемости газа, 
определяемый по пластовым пробам; f � поправка на температуру  
для приведения объема газа к стандартной температуре; 

;)К273/(К293/ тплст tТТ   гk  � коэффициент газонасыщенности  

с учетом содержания связанной воды; тt  � пластовая температура. 
Метод подсчета запасов по падению давления 

Он основан на связи количества извлекаемого газа с величиной 

падения давления в процессе разработки газовой залежи. Если на пер-
вую дату подсчета в начале разработки добыто 1Q  объемов газа, при 

этом давление в залежи составило ,1p  а на вторую, более позднюю 

дату, отобрано 2Q  объемов газа и давление снизилось до ,2p  то до-
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быча газа за этот период (от первого до второго подсчета) на единицу 
падения давления составит: 

 
 
  .21
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    (3.3) 

Исходя из того, что и в дальнейшем при падении пластового 
давления в залежи до некоторой его конечной величины будут добы-
ваться одинаковые количества газа на единицу падения давления, по-
лучают следующую формулу для подсчета запасов газа: 
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где гQ  � промышленные запасы газа на дату, когда уже было отобра-
но газа ,2Q  м3

. 

Для залежей с газоводонапорным режимом метод по падению 
давления неприменим, так как при подсчете запасов газа этим методом 
предполагается, что первоначальный объем пор пласта, занятый газом, 
не меняется в процессе эксплуатации. При упругогазоводонапорном 
режиме в формулу необходимо вводить поправку на количество газа, 
вытесненного за определенный период времени напором воды .Q   

Тогда формула для подсчета запасов примет следующий вид: 
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Остаточное давление в этом случае учитывать нет необходимо-
сти. Если количество газа, вытесненного напором воды, определить 
невозможно, запасы газа следует подсчитывать объемным методом. 
Если месторождение конденсатное, то после определения запасов газа 
подсчитывают запасы конденсата: 
 ,ПгQQк   (3.6) 

где П  � потенциальное содержание конденсата. 
Подсчет запасов газа, растворенного в нефти 

Балансовые запасы газа, растворенного в нефти, рассчитывают 
по формуле 
 ,0н.балг.бал rQQ    (3.7) 

где г.балQ  и н.балQ  � балансовые запасы газа, м3
, и нефти, т; 0r  �  

содержание газа в нефти при начальном пластовом давлении, м3
/т. 
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Величина извлекаемых запасов газа, растворенного в нефти, за-
висит от режима работы нефтегазоносных пластов. При водонапор-
ном режиме газовый фактор в процессе эксплуатации залежи мало 
изменяется во времени, и извлекаемые запасы газа, растворенного  
в нефти, подсчитывают по упрощенной формуле: 
 ,н.извг.изв GQQ   (3.8) 

где G � газовый фактор, м3
/т, замеренный на поверхности при давле-

нии 0,1 МПа; н.извQ  � извлекаемые запасы нефти, т; г.извQ  � извлекае-
мые запасы газа, растворенного в нефти, м3 

[8, 9]. 

ÃËÀÂÀ 4. ÏËÀÑÒÎÂÛÅ ÄÀÂËÅÍÈß È ÒÅÌÏÅÐÀÒÓÐÛ  
Â ÇÀËÅÆÀÕ ÓÃËÅÂÎÄÎÐÎÄÎÂ 

4.1. Íà÷àëüíûå è òåêóùèå ïëàñòîâûå äàâëåíèÿ  
â ïðîäóêòèâíûõ ïëàñòàõ 

Пластовое давление � один из важнейших факторов, опреде-
ляющих энергетические возможности продуктивного пласта, произ-
водительность скважины и залежи в целом. 

Под пластовым понимают давление, при котором нефть, газ, во-
да находятся в пустотах пластов-коллекторов в геологическом разрезе 
месторождения. Величина пластового давления плр  может быть оп-

ределена по высоте столба жидкости в скважине при установлении 

статического равновесия в системе «пласт � скважина»: 

 ,пл ghр   Па,  (4.1) 

где h � высота столба жидкости, уравновешивающего пластовое дав-
ление, м;   � плотность жидкости в скважине, кг/м3

; g � ускорение 
свободного падения, м/с2

. 

Установившийся в скважине уровень жидкости, соответствую-

щий пластовому давлению, называется пьезометрическим уровнем. 

Его положение фиксируют глубиной от устья скважины или величи-

ной абсолютной отметки. 

Поверхность, проходящую через пьезометрические уровни в раз-
личных точках водонапорной системы (в скважинах), называют пьезо-
метрической поверхностью.  
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Расстояние от пьезометрического уровня до середины пласта-
коллектора называют пьезометрической высотой .1h  Расстояние от 
пьезометрического уровня до условно принятой горизонтальной 

плоскости называют пьезометрическим напором ,( 12 zhh   где z � 

расстояние между серединой пласта и условной плоскостью (рис. 4.1).  

 

Рис. 4.1. Пьезометрическая высота и напор:  
1 � пласт-коллектор; 2 � пьезометрический  

уровень в скважине; 0�0 � условная плоскость;  
h1 � пьезометрическая высота; z � расстояние  
от середины пласта до условной плоскости;  

h2 � пьезометрический напор 

Пьезометрическая поверхность может устанавливаться выше 
(скважина фонтанирует) и ниже дневной поверхности. 

Величину давления, соответствующую пьезометрической высо-
те, называют абсолютным пластовым давлением ;пл.аp  величину 
давления, соответствующую пьезометрическому напору, � приведен-
ным пластовым давлением .пл.прp  

Скважины с устьями ниже пьезометрической поверхности будут 
фонтанировать. Пластовое давление в таких скважинах можно опре-
делить, замерив манометром давление уp  на их герметизированных 
устьях, и добавить давление столба жидкости в скважине. 

Различают залежи с начальным пластовым давлением, соответ-
ствующим гидростатическому давлению (нормальное пластовое дав-
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ление), и залежи с начальным пластовым давлением, отличающимся 
от гидростатического (аномальное пластовое давление).  

Гидростатическим пластовым давлением называют давление 
в пустотном пространстве пласта-коллектора, возникающее под дей-

ствием гидростатической нагрузки вод, перемещающихся по этому 
пласту в сторону регионального погружения. 

Абсолютная величина начального пластового давления залежи 

во многом определяет начальную энергетическую характеристику за-
лежи, выбор и реализацию системы ее разработки, закономерности 

изменения параметров при ее эксплуатации, особенности годовой до-
бычи нефти и газа, природное фазовое состояние углеводородов в не-
драх и, следовательно, обусловливает выбор рациональной системы 

разработки [9]. 

По величине начального пластового давления определяют зако-
номерность падения пластового давления при разработке залежи. При 

составлении проектного документа на разработку величину начально-
го пластового давления используют для определения уровней добычи 

в начальный период разработки залежи. 

Энергетические ресурсы залежи на каждом этапе ее разработки 

характеризуются величиной текущего (динамического) пластового 
давления пл.тек.p . Пластовое давление в продуктивном пласте на ка-
кую-либо дату, устанавливающееся при работе практически всего 
фонда скважин, называют текущим или динамическим пластовым 

давлением. Получение и анализ данных о текущем пластовом давле-
нии в различных точках залежи и по залежи в среднем � важнейшая 
часть контроля за разработкой залежи.  

Использовать для контроля за изменением пластового давления 
абсолютные его значения неудобно, поскольку значение начального 
пластового давления тесно связано с глубиной залегания пласта �  

оно увеличивается с возрастанием глубины. В процессе разработки  

на одних участках залежи давление может снижаться, на других �  

возрастать. Рост давления после некоторого периода его снижения 
может быть обусловлен уменьшением отбора жидкости из пластов 
или искусственным воздействием на пласты.  

Для сравнения давления в разных скважинах пользуются приве-
денным пластовым давлением. Это давление, замеренное в скважине 
и пересчитанное на условно принятую горизонтальную плоскость 
(обычно средняя абсолютная отметка начального ВНК, ГВК):  
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hрр  (4.2) 

где пл.прр  � приведенное пластовое давление, Па; пл.замр  � замеренное 
пластовое давление; пh  � расстояние между точкой замера и условной 

поверхностью;   � плотность флюида.  
Поправку 102/пh  вычитают при положении точки замера дав-

ления ниже условной плоскости и прибавляют при ее положении выше 
этой плоскости. На рис. 4.2 в законтурных водяных скважинах 1 и 2 

замеры давления произведены ниже условной плоскости, поэтому по-
правка должна вычитаться из замеренной величины. В водяной закон-

турной скважине 3 замер по техническим причинам выполнен выше 
условной плоскости, поэтому поправка прибавляется к значению заме-
ренного давления. В этих трех скважинах поправку определяют с уче-
том плотности пластовой воды. По всем остальным скважинам замеры 

выполнены выше условной плоскости, поэтому поправку прибавляют 
к замеренным значениям, при этом учитывают плотность. 

 

Рис. 4.2. Схема приведения пластового давления по глубине: 
1  газ; 2  нефть; 3  заводненная зона пласта воды; 

 4  вода; 5  точка замера давления в скважине;  
h  расстояние от точки замера до условной плоскости 
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Распределение приведенного текущего пластового давления  
в пределах залежи можно показать в виде схематического профиля. 
На рис. 4.3 горизонтальная линия 1 соответствует приведенному на-
чальному пластовому давлению, имеющему одинаковые значения по 
пощади залежи. При вводе в эксплуатацию первой скважины в пласте 
происходит радиальное движение жидкости к ней, и вокруг скважины 

образуется локальная воронка депрессии давления. В пределах ворон-

ки давление изменяется по логарифмической кривой. При этом на-
чальное пластовое давление остается практически постоянным.  

Линия 2 в сочетании с линией 1 отражает распределение давления  
в пласте после ввода первой скважины. 

По мере разбуривания залежи, дальнейшего ввода скважин  

в эксплуатацию и увеличения таким путем общего отбора жидкости 

из залежи воронки депрессии давления на забоях скважин сближают-
ся, одновременно происходит постепенное снижение пластового дав-
ления в залежи в целом. Образуется общая для залежи воронка де-
прессии давления, осложненная локальными воронками скважин. 

 

 

Рис. 4.3. Профиль приведенного пластового давления залежи  

при естественном водонапорном режиме:  
I � залежь; II � интервал перфорации. Давление:  

1 � начальное пластовое (приведенное); 2 � возле первых  
введенных в разработку скважин; 3 � приведенное динамическое  
пластовое (после ввода всех скважин); Рзаб � забойное давление; 

ВНК � водонефтяной контакт; К � контур питания 

Динамическое пластовое давление в различных частях залежи 

можно определить путем замера его в имеющихся отдельных про-
стаивающих скважинах и в специальных контрольных скважинах. 
Замеренное в остановленной скважине давление будет соответство-
вать динамическому при условии, что замер выполнен после прекра-
щения движения жидкости в прискважинной зоне и стволе скважины. 
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Давление в пласте у забоя скважины при установившемся ре-
жиме ее работы называют забойным давлением .забp  

Забойное давление в скважине определяют в период установив-
шегося режима ее работы, пластового � после продолжительной оста-
новки скважин (от нескольких часов до суток и более). Для получения 
данных о забойном и пластовом давлениях глубинный манометр спус-
кают в скважину к середине пласта и в течение 20 мин фиксируют за-
бойное давление. Затем скважину останавливают, манометр регистри-

рует выполаживающуюся кривую восстановления давления (КВД)  

от забойного до динамического пластового. Характер КВД в добы-

вающей и нагнетательной скважинах показан на рис. 4.4. По оконча-
нии исследования скважину вводят в эксплуатацию.  

Контроль за изменением пластового давления в пласте в процес-
се разработки залежи проводят с помощью карт изобар. 

 

а) б) 
Рис. 4.4. Кривая восстановления давления в остановленной скважине:  

а � добывающей; б � нагнетательной; рпл.д � пластовое  
динамическое давление; рзаб � забойное давление 

Распределение давлений в пласте отображается при помощи 

изобар � линий, соединяющих точки с одинаковыми давлениями. Ос-
новой для нанесения линий изобар является схема размещения сква-
жин по площади залежи, включая как нефтеносную, так и законтур-
ную водоносную зоны. 

Чертеж с линиями равных давлений (изобар), нанесенными на 
схему размещения скважин, называется картой изобар (рис. 4.5). 

Карты изобар строятся регулярно на определенные даты по ре-
зультатам исследования скважин. Для построения карт используются 
данные замеров пластовых давлений на глубине спуска манометра  
в ствол исследуемой скважины, приведенные далее на условную 

плоскость. 
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Обычно данные замеров давлений пересчитывают на плоскость 
уровня ВНК. Таким образом, линии изобар отображают не истинное 
давление в зонах залежи, а условное, пересчитанное на ВНК. Приве-
дение текущих давлений к одному уровню позволяет сравнивать их 
между собой и проводить наблюдение за изменением распределения 
давления в залежи во времени. 

Распределение давлений в пласте, изображаемое при помощи 

карт изобар, обусловлено свойствами самого пласта и данными его 
разработки. 

Зная данные разработки и имея карту изобар, принципиально 
можно судить о распределении такого свойства пласта, как прони-

цаемость. Чем выше проницаемость пласта между двумя зонами за-
лежи, тем выше здесь пьезопроводность, и изменение давления в од-
ной скважине приведет к скорому изменению давления в другой, 

вплоть до полного их выравнивания. 
Карты изобар являются одним из основных средств при реше-

нии задач анализа, контроля и регулирования процесса разработки 

нефтяных месторождений.  

При построении карт изобар на схеме размещения скважин точ-
ки забоев скважин подписываются в виде дроби, где в числителе сто-
ит номер (имя) скважины, а в знаменателе � величина текущего дав-
ления в данной скважине, пересчитанная на ВНК. 

Кроме того, на схему расположения скважин переносятся со 
структурных карт начальные положения контуров нефтеносности,  

а также все тектонические, литологические и прочие установленные  
к этому времени границы залежи. 

Одним из методов построения карты изобар может быть принят 
метод треугольников, использующийся при построении структурных 
геологических карт. Для этого на карте выбираются три соседние 
скважины и на условных отрезках, соединяющих вершины получен-

ного условного треугольника, в соответствии с градиентами давлений 

между скважинами отмечают места возможного прохождения изобар 
с определенным значением давления. 

При этом количество линий изобар, проходящих через отрезок 
между двумя скважинами, будет равно отношению разности текущих 
давлений в этих скважинах, деленной на «цену деления» одной  

изобары. 
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Расстояния между линиями изобар, пересекающих отрезок меж-

ду скважинами, должны быть равны между собой, а сами линии изо-
бар перпендикулярны данному отрезку. 

 

Рис. 4.5. Пример построения карты изобар 

С помощью карт изобар можно выявлять степень связи залежи  

с законтурной зоной, определять фильтрационную характеристику 
пластов. Рассмотрение карт изобар на различные даты позволяет су-
дить об эффективности принятой системы разработки и прогноза по-
ведения давления и перемещения контуров нефтеносности. 

4.2. Ïëàñòîâûå òåìïåðàòóðû 

Известно, что в недрах Земли температура возрастает с глуби-

ной, начиная от так называемого нейтрального слоя с неизменной 

температурой. 

Продуктивные пласты обладают природной (начальной) темпе-
ратурой, значение которой определяется закономерностями изменения 
температуры по разрезу месторождения. 
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Начальная температура продуктивных пластов оказывает боль-
шое влияние на фазовое состояние углеводородов в пластовых усло-
виях, на вязкость пластовых жидкостей и газов и, следовательно, на 
условия их фильтрации. 

В процессе разработки залежей природные термодинамические 
условия могут претерпевать устойчивые или временные изменения  
в связи с нагнетанием в пласты в больших объемах различных агентов, 
имеющих температуру, большую или меньшую начальной пластовой, в 
результате применения теплофизических и термохимических методов 
разработки залежей. Наряду с этим в скважинах и в прискважинных 
зонах горных пород при бурении, цементировании и эксплуатации воз-
никают теплообменные процессы, нарушающие начальное тепловое 
поле. Последнее в скважинах восстанавливается в течение продолжи-

тельного времени � от нескольких суток до месяца и более.  
Изменение термодинамического режима пластов может оказы-

вать существенное влияние на условия разработки залежей. Вместе  
с тем изучение вторичных термических аномалий имеет большое зна-
чение для контроля за процессом разработки эксплуатационных объ-

ектов, работой пластов в скважинах и за техническим состояние 
скважин. Изучение теплового режима месторождения и его продук-
тивных пластов в целом, как при подготовке месторождения к разра-
ботке, так и при его разработке, имеет большое значение. 

Замеры температур в скважинах производят либо максимальным 

термометром, либо электротермометром. 

Замеры температуры можно производить в скважинах, закреп-

ленных обсадными трубами, и незакрепленных. Перед замером сква-
жина должна быть остановлена на 20�25 суток для того, чтобы в ней 

восстановился нарушенный бурением или эксплуатацией естествен-

ный температурный режим. Однако в промысловых условиях нередко 
приступают к замерам по истечении всего лишь 4�6 ч после останов-
ки скважины. 

В процессе бурения температуру обычно замеряют в скважинах, 
временно остановленных по техническим причинам. В промысловых 
условиях для этой цели удобнее использовать бездействующие или 

временно законсервированные эксплуатационные скважины. При за-
мерах температуры следует учитывать проявления газа и связанное  
с этим возможное понижение естественной температуры. 

Данные замеров температур могут быть использованы для опре-
деления геотермической ступени и геотермического градиента. 



 85

Геотермическая ступень � это расстояние в метрах, при углубле-
нии на которое температура пород закономерно повышается на 1 С;  

определяется по формуле 

 ,Гст
tT

hH




  (4.3) 

где стГ  � геотермическая ступень, м/С; H � глубина места замера 
температуры, м; h � глубина слоя с постоянной температуры, м; T � 

температура на глубине; t � средняя годовая температура воздуха на 
поверхности. 

Для более точной характеристики геотермической ступени необ-
ходимо иметь замеры температуры по всему стволу скважины. Такие 
данные позволяют вычислить величину геотермической ступени  

в различных интервалах разреза, а также определить геотермический 

градиент Г, т. е. прирост температуры в градусах Цельсия при углуб-
лении на каждые 100 м: 

 .
100)(Г
hH

tT




   (4.4) 

Следовательно, зависимость между геотермической ступенью  

и геотермическим градиентом выражается соотношением .Г/100Г ст  

Как известно, для верхних слоев земной коры (10�20 км) вели-

чина геотермической ступени в среднем равна 33 м и значительно  
колеблется для различных участков земного шара. Так, для Грознен-

ской нефтеносной области она составляет 8�12 м, Апшеронского по-
луострова � 21�37 м, ряда месторождений Урало-Волжской нефте-
носной провинции � около 100 м. 
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ÐÀÇÄÅË II. ÝÊÑÏËÓÀÒÀÖÈß  
ÍÅÔÒßÍÛÕ ÑÊÂÀÆÈÍ 

ÃËÀÂÀ 5. ÝÊÑÏËÓÀÒÀÖÈß ÍÅÔÒßÍÛÕ ÑÊÂÀÆÈÍ 

5.1. Ôîíä ñêâàæèí íåôòÿíûõ ìåñòîðîæäåíèé 

Эксплуатационные (добывающие) скважины, пробуренные и пе-
реданные на баланс нефтегазодобывающего предприятия для разра-
ботки месторождений (залежей) нефти и газа, составляют фонд сква-
жин нефтяных месторождений. 

Фонд скважин планируется в проектных документах на разработ-
ку исходя из площади и запасов нефти на месторождении и включает: 

� фонд эксплуатационных (добывающих) нефтяных скважин; 

� нагнетательный фонд; 

� контрольные скважины; 

� скважины, находящиеся в консервации; 

� скважины, ожидающие ликвидацию, и ликвидированный фонд. 
Эксплуатационный (добывающий) фонд состоит из скважин, 

предназначенных для извлечения из залежи нефти, нефтяного и при-

родного газа, нефтегазоконденсата и других сопутствующих компо-
нентов, и подразделяется следующим образом: 

� находящиеся в эксплуатации (действующие) скважины, добы-

вающие продукцию в последнем месяце отчетного периода независи-

мо от отработанного времени в этом месяце; 
� находящиеся в простое в последнем месяце отчетного периода 

скважины � из числа давших продукцию в этом месяце (остановлен-

ные в целях регулирования разработки или экспериментальных работ, 
а также для планово-профилактического обслуживания); 

� бездействующие или остановленные скважины � выбывшие из 
действующего фонда, в которых на конец отчетного месяца проводи-

лись работы по капитальному ремонту после эксплуатации; 

� находящиеся в ожидании капитального ремонта скважины, ко-
торые простаивали в течение последнего месяца отчетного периода; 

� находящиеся в обустройстве или освоении после бурения � 

скважины, принятые на баланс нефтегазодобывающего предприятия 
после завершения их строительства и находящиеся по состоянию на 
конец месяца отчетного периода в освоении или обустройстве.  
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Нагнетательный фонд включает скважины, предназначенные для 
воздействия на продуктивные пласты путем нагнетания воды, других 
рабочих агентов, и подразделяется таким образом: 

� находящиеся под закачкой в последнем месяце отчетного пе-
риода скважины независимо от отработанного времени в этом месяце; 

� находящиеся в простое скважины в последнем месяце отчет-
ного периода; 

� остановленные по технологическим причинам скважины в те-
чение последнего отчетного месяца; 

� находящиеся в освоении или ожидании освоения скважины; 

� бездействующие скважины. 

Контрольные (наблюдательные и пьезометрические) скважины 

предназначаются для следующего: 
� периодического наблюдения за изменением положения водо-

нефтяного, газонефтяного и газоводяного контактов, за изменением 

нефтеводогазонасыщенности пласта в процессе разработки залежи 

(наблюдательные); 
� систематического измерения пластового давления в законтур-

ной области, в газовой шапке и в нефтяной зоне пласта (пьезометри-

ческие). 
Скважины переводятся в консервацию в связи с нецелесообраз-

ностью или невозможностью их эксплуатации в настоящее время (не-
зависимо от их назначения) [1]. 

5.2. Óñëîâèå ïðèòîêà ôëþèäîâ  
ê çàáîÿì ñêâàæèí 

Приток жидкости, газа, воды или их смесей к скважинам проис-
ходит в результате установления на забое скважин давления, меньше-
го, чем в продуктивном пласте. Течение жидкости к скважинам ис-
ключительно сложно и не всегда поддается расчету. Лишь при 

геометрически правильном размещении скважин (линейные или 

кольцевые ряды скважин и правильные сетки), а также при ряде до-
пущений (постоянство толщины, проницаемости и других парамет-
ров) удается аналитически рассчитать дебиты этих скважин при за-
данных давлениях на забоях или, наоборот, рассчитать давление при 

заданных дебитах. Однако вблизи каждой скважины в однородном 

пласте течение жидкости становится близким к радиальному. Это по-
зволяет широко использовать для расчетов радиальную схему фильт-
рации. 
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Жидкость последовательно проходит через ряд поверхностей, 

концентрически расположенных к поверхности пласта, причем пло-
щадь данных поверхностей падает по мере приближения к забою 

скважины.  

При неизменной мощности пласта и его однородном строении 

скорость фильтрации движущейся к скважине жидкости при постоян-

ном расходе непрерывно возрастает, достигая максимума на стенках 
скважины. 

При росте скоростей увеличиваются гидравлические сопротив-
ления. Следовательно, при перемещении единицы объема жидкости 

(или газа) по направлению к скважине непрерывно возрастают затра-
ты энергии на единицу длины пути или связанные с этим перепады 

давления на единицу длины пути (градиенты давления). 
Для определения зависимости между дебитом скважины и пере-

падом давления вокруг нее воспользуемся законом линейной фильтра-
ции Дарси, по которому скорость линейной фильтрации прямо про-
порциональна перепаду давления и обратно пропорциональна вязкости 

фильтрующей жидкости.  

Скорость фильтрации согласно закону Дарси, записанному  
в дифференциальной форме, определяется следующим образом: 

 ,
dr

dpk


  (5.1) 

где k � проницаемость пласта;   � динамическая вязкость; 
dr

dp
 � гра-

диент давления вдоль радиуса (линии тока). 
По всем линиям тока течение будет одинаковое. Другими сло-

вами, переменные, которыми являются скорость фильтрации и гради-

ент давления, при изменении угловой координаты (в случае однород-

ного пласта) останутся неизмененными, что позволяет оценить 
объемный расход жидкости q как произведение скорости фильтрации 

на площадь сечения пласта. В качестве площади может быть взята 
площадь сечения цилиндра rh2  произвольного радиуса r, проведен-

ного из центра скважины, где h � действительная толщина пласта, че-
рез который происходит фильтрация. 

Тогда 

 .22
dr

dpk
rhrhq


   (5.2) 
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Проинтегрируем в пределах области фильтрации, т. е. от стенок 
скважины cr  с давлением cp  до внешней окружности ,кR  называемой 

контуром питания, на котором существует постоянное давление .кp   

Уравнение распределения давления вокруг скважины: 

 .

ln

ln

)()(

c

к

c
cкc

r

R

r

r

ppprр    (5.3) 

Из (5.3) следует, что функция )(rр  является логарифмической, 

т. е. давление вблизи стенок скважины изменяется сильно, а на уда-
ленном расстоянии � слабо. Это объясняется увеличением скоростей 

фильтрации при приближении струек тока к стенкам скважины, на 
что расходуется больший перепад давления. 

Эта логарифмическая функция (линия изменения давления) по-
казывает, что в процессе эксплуатации скважины вокруг нее образу-
ется как бы воронка депрессии (рис. 5.1.), в пределах которой гради-

ент давления, а значит, и расходы энергии на единицу длины пути 

возрастают по мере приближения к скважине.  

 рк

рк  рк 

 рк 

Воронка
депресии 

 

Рис. 5.1. График распределения давления 

Значительная часть общего перепада давления в пласте расходу-
ется в непосредственной близости от скважины; по мере удаления от 
нее кривые градиентов давления выполаживаются вследствие резкого 
уменьшения скоростей фильтрации на далеких расстояниях от сква-
жины. 
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Дебит скважины рассчитывается по формуле 

 .

ln
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R

рpkh
Q





    (5.4) 

Формула (5.4) называется формулой Дюпюи. 
Отношение дебита скважины Q  к перепаду давления (депрес-

сии) p  называется коэффициентом продуктивности скважины: 
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      (5.5) 

Зависимость дебита скважины Q от депрессии ск ppp   на-
зывается индикаторной линией (рис. 5.2).  

0 Q

∆p  

Рис. 5.2. Индикаторная линия плоскорадиального  
потока несжимаемой жидкости по закону Дарси 

При плоскорадиальной фильтрации несжимаемой жидкости  

к скважине в условиях справедливости закона Дарси индикаторная 
линия представляет собой прямую, определяемую уравнением 

 .pKQ     (5.6) 

5.3. Ðåæèìû èññëåäîâàíèÿ ñêâàæèí (èíäèêàòîðíàÿ 
êðèâàÿ è êðèâàÿ âîññòàíîâëåíèÿ äàâëåíèÿ) 

Для изучения свойств пластов и продуктивности скважин при-

меняют различные виды гидродинамических исследований, которые 
можно подразделить на две группы. К первой относится метод уста-
новившихся отборов, ко второй � методы наблюдения за изменением 
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(восстановлением) забойного давления в остановленной скважине по-
сле ее эксплуатации с постоянным расходом нефти (газа) и гидропро-
слушивания пласта.  

Непосредственно этими методами можно определить коэффи-

циент продуктивности (приемистости) скважин, гидропроводность 
пласта, пластовое давление, пьезопроводность пласта, а в сочетании  

с лабораторными и геофизическими исследованиями � проницаемость 
пласта и радиус скважины. 

Рассмотрим общие теоретические основы изучения свойств пла-
стов по данным наблюдений за работой скважин. 

Исследование скважин методом установившихся отборов 
(стационарные режимы исследования) 

Сущность метода заключается в том, что при эксплуатации 

скважины на нескольких последовательно сменяющихся установив-
шихся режимах определяют зависимость дебита нефти (газа), газово-
го фактора, количества выносимой воды и песка от перепада давления 
между пластом и забоем скважины. Режим эксплуатации скважины 

считается установившимся, если дебит ее и забойное давление с тече-
нием времени практически не изменяются. После регистрации уста-
новившихся дебита и забойного давления скважину переводят на дру-
гой режим эксплуатации и, выждав время установления ее работы на 
новом режиме, определяют новые значения этих параметров.  

Наблюдения проводят при 3�4 режимах работы скважин и обыч-

но заканчивают регистрацией динамического пластового давления  
в зоне исследуемой скважины. Оно определяется как полностью вос-
становившееся забойное давление в остановленной скважине и соот-
ветствует текущему пластовому давлению в пласте между работаю-

щими скважинами [10].  

Результаты исследований скважины на приток методом устано-
вившихся отборов изображают в виде индикаторной диаграммы, 

представляющей собой зависимость дебита скважины от депрессии 

пластового давления:  

 ).( забпл ррKQ    (5.7) 

Для газовых скважин индикаторную диаграмму изображают  
в координатах: объемный Q или массовый дебит газа � разность квад-

ратов пластового (контурного) и забойного давлений ).( 2
заб

2
пл рр    

Для нагнетательных скважин такая диаграмма представляет собой  
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зависимость поглотительной способности скважины от перепада ме-
жду забойным и пластовым давлениями ).( плзаб рр     

Если индикаторная диаграмма � прямая линия (рис. 5.3,  

линии 1,1′), что отмечается при фильтрации однофазной жидкости 

(нефти, воды) или водонефтяной смеси по закону Дарси, то как тан-

генс угла   наклона линии определяем коэффициент продуктивности 

(приемистости) скважины: 

 ,tg
p

Q
K


  (5.8) 

где ;

ln

2

c

к
r

R

kh
K




  k � проницаемость; h � толщина пласта;   � вязкость 

жидкости; ,кR  cr  � радиус зоны дренирования пласта и приведенный 

радиус скважины. 

 

а) б) 
Рис. 5.3. Типичные индикаторные диаграммы добывающих (а)  

и нагнетательных (б) скважин 

Если принять кR  равным половине расстояния между соседни-

ми скважинами, а сr  � равным радиусу с.дr  скважины по долоту или  

с учетом гидродинамического несовершенства (с использованием гра-
фиков В. И. Щурова, или результатов исследования при неустано-
вившихся режимах), то определим гидропроводность пласта: 
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При с.дс rr   несовершенство скважины учитывается в .  Если   

известно по результатам лабораторного исследования глубинных 
проб жидкости, h определено геофизическими или дебитометриче-
скими методами, то найдем проницаемость: 

 .
h

k


    (5.10) 

Индикаторная диаграмма в случае притока вязкопластичной 
нефти показана на рис. 5.3, а (линия 5). Коэффициент продуктивности 
определяется по формуле 

 .
0pp

Q
K


   (5.11) 

При искривлении индикаторной диаграммы надежность результа-
тов обработки невысокая. Причинами искривления индикаторных диа-
грамм можно назвать в соответствии с линиями на рис. 5.3, а:  
2 � при насзаб рр   нарушение закона Дарси (инерционные сопротивле-
ния), зависимость проницаемости (деформации трещин) от давления, 
или при насзаб рр   также выделение газа из нефти (газированная 
нефть); 3 � нарушение линейного закона Дарси в случае превышения 
критической депрессии (при ),насзаб рр   выделение газа из нефти  

(газированная нефть при );насзаб рр   4 � подключение пропластков, 
переток между пластами, неустановившиеся процессы в пласте.  
Искривления индикаторных диаграмм нагнетательных скважин  
(рис. 5.3, б) могут быть вызваны нарушением закона Дарси (линия 2') 
или деформацией трещин (линия 3'). Следует подчеркнуть, что назван-
ные причины во многих случаях проявляются совместно. В общем слу-
чае уравнение притока можно записать в виде степенной зависимости: 

 ,)( забпл0
nррKQ   (5.12) 

где n � показатель степени (для выпуклых к оси Q линий ,5,01  n  

для вогнутых  ,1n  для прямых  ).1n  Неизвестными могут  
являться K, n и ,плр  которые вычисляем из системы 3-х уравнений, 

составленных согласно уравнению (5.12) для любых 3-х точек инди-
каторной линии: 
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   (5.13) 

При этом принимаем const,K const,n const.пл р  Если плр  

известно, то для интервалов изменения p  можно установить ).( pK   

Фильтрацию можно описать также двучленной формулой: 

 .2BQAQp    (5.14) 

Для графического определения коэффициентов фильтрационно-
го сопротивления А и В индикаторную линию перестраиваем в пря-
мую в координатах Qp /  от Q. Тогда А и В находим соответственно 
как отрезок на оси ординат, а также угловой коэффициент прямой, 

причем ./1 KA   

В случае многопластового объекта эксплуатации по данным де-
битометрических исследований индикаторные диаграммы удобнее 
строить в зависимости Q от забр  (рис. 5.4), причем его приводят для 
каждого пласта к одной плоскости сравнения (приведенное давление).  

 

Рис. 5.4. Индикаторные диаграммы скважины, вскрывающей  

три пласта и каждый пласт в отдельности, построенные  
по данным исследования при трех режимах 
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При таких координатах пластовое давление можно определить 
графически (рис. 5.4) или по формуле 

 ,забпл K

Qрр   (5.15) 

где K определяется по графику как тангенс угла .
2заб1заб

12

рр
QQ

K



  

Дебит скважины при 0заб р  называют потенциальным деби-

том Qп (см. рис. 5.4). 

Из рис. 5.4 следует, что при первом режиме )( 1забр  из пластов I 
и III жидкость с расходом 1Q  перетекает в пласт II, так как 

.1забплII рр   Приведенные пластовые давления в I и III пластах равны, 

что свидетельствует об их гидродинамической связи (принадлежно-
сти к одной залежи). По тангенсам углов   можно определить коэф-

фициенты продуктивности каждого пласта и объекта в целом [10]. 

Исследование скважин методом неустановившихся отборов 
(кривая восстановления давления) 

Цель исследования заключается в оценке гидродинамического 
совершенства скважины, фильтрационных параметров и неоднород-
ности свойств пласта по изменению давления, т. е. в получении и об-

работке кривой изменения давления во времени. 

Технология исследования состоит в измерении параметров ра-
боты скважины (дебита или приемистости, давления) при установив-
шемся режиме, затем в изменении режима работы (дебита или прие-
мистости) и последующем измерении изменения давления либо на 
устье, либо на забое возмущающей или реагирующей скважины.  

Забойное давление измеряют глубинным (скважинным) абсолютным 

или дифференциальным манометром на установившемся режиме при 

эксплуатации в течение не менее 30 мин, а изменение давления   

до 2�10 ч, что устанавливается опытом. Можно исследовать скважи-

ны всех категорий (добывающие, нагнетательные, наблюдательные, 
пьезометрические). Особенности исследования определяются спосо-
бом эксплуатации.  

Основными в этой группе исследований являются методы вос-
становления (снижения) давления и гидропрослушивания пласта. 

 

 



 96

Метод восстановления давления 

Исследование выполняют путем остановки скважины и снятия 
кривой восстановления (снижения) забойного давления во времени.  

С использованием метода суперпозиции основная формула упругого 
режима в данном случае записывается в виде: 

 ,
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   (5.16) 

где о.забзаб )( рtрp   � увеличение забойного давления во времени t 

после остановки скважины по отношению к установившемуся давле-
нию о.забр  перед остановкой (рис. 5.5, a); Q � установившийся дебит 
скважины до остановки (приведенный к пластовым условиям);  

t � время исследования (после остановки скважины).  

Кривую )(заб tр  трансформируют в прямую (рис. 5.5, б), преоб-

разуя уравнение (5.16) таким образом: 
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а) б) 
Рис. 5.5. Кривая восстановления забойного давления Рзаб(t)  
во времени t (а) и ее обработка по методу касательной (б) 

Экспериментальные точки только по истечении некоторого вре-
мени ложатся на прямую в соответствии с уравнением (5.17), что объ-

ясняется продолжающимся притоком жидкости в скважину после  
ее закрытия. К этим точкам проводят касательную, поэтому метод  
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обработки называется методом касательной. Тогда графически нахо-
дят А как отрезок на оси ординат (см. рис. 5.5, б) и i как угловой  

коэффициент прямой: 

 .
lnln 12

12

tt

рр
i




   (5.18) 

Дальше вычисляют: 
� гидропроводность: 

 ;
4 i

Q


  (5.19) 

� проницаемость пласта: 
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   (5.20) 

� комплексный параметр: 
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r   (5.21) 

� приведенный радиус скважины:  

 ;25,2 /
c

iAer       (5.22) 

� коэффициент совершенства скважины при известных кR  и ра-
диусе с.дr  скважины по долоту: 

   ;

ln

ln

с

к

с.д

к

с

r

R

r

R

      (5.23) 

� коэффициент продуктивности скважины: 
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       (5.24) 

Часто на графике tр ln  выделяются два или три прямолиней-

ных участка (рис. 5.6).  
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lnt lnt  lnt  lnt 

а) б) в) г) 
Рис. 5.6. Типичные кривые восстановления давления  

в зонально-неоднородном пласте с двумя (а) и тремя (б) зонами,  

разделенными прямолинейной (а, б) и круговой (в) границами,  

и в трещиновато-пористом (г) пласте 

Искажение прямой 1 может наблюдаться при улучшении (ли-

ния 2) или ухудшении (линия 3) проницаемости и пьезопроводности 

во второй зоне пласта, при наличии между двумя зонами с одинако-
выми фильтрационными свойствами зоны с улучшенными (линия 4) 

или ухудшенными (линия 5) свойствами, при замещении коллектора 
неколлектором (линия 6), при наличии зоны с постоянным давлением, 

например, в виде контура питания (линия 7). 

Другими причинами искажения прямой может быть наличие зон 

с различной степенью проявления аномальных свойств нефти, упру-
гоемкости трещин и проницаемости пористых блоков в трещиновато-
пористом пласте. Обрабатывая соответствующим образом эти зави-

симости, можно определить фильтрационные параметры и размеры 

зон, параметры трещиновато-пористого пласта. 
Продолжающийся приток обусловлен немгновенным закрытием 

скважины на устье (должно быть мгновенное закрытие на забое), сжа-
тием газированного столба жидкости в скважине и повышением 

уровня жидкости в неполной скважине, соответствующим повыше-
нию .зр  Продолжающийся приток можно измерить чувствительным 

скважинным дебитомером и косвенно определить по изменениям 

устьевого и затрубного давлений или уровней жидкости в скважине.  
В нагнетательных скважинах можно измерять устьевое давление 

),(2 tр  так как ,)()( 2з gHtрtр   или использовать зависимость 
),()( 2о2з tррtр   где о2р  � установившееся устьевое давление до ос-

тановки; Н � глубина скважины;   � средняя плотность воды.  
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Давление на забое скважины до остановки можно рассчитать по 
формуле гидростатического давления для неподвижного столба. Обра-
ботка результатов осуществляется аналогично без учета дополнительно-
го притока, так как он отсутствует в полностью заполненной скважине. 

В насосных скважинах исследуется восстановление уровня жид-
кости, результаты обрабатываются с учетом дополнительного притока. 

Гидропрослушивание пласта 
Отличие его заключается в том, что в одной скважине вызывает-

ся возмущение (пуск, остановка скважины или ступенчатое измене-
ние дебита), а в другой или нескольких других, удаленных от нее  
реагирующих (наблюдательных или простаивающих) скважинах, 
фиксируется изменение давления во времени. Поскольку эти измене-
ния давления небольшие, то их регистрируют с помощью дифмано-
метров или по уровню жидкости в скважине с помощью пьезографов, 
которые спускают под уровень жидкости. Метод позволяет опреде-
лить усредненные параметры пласта между возмущающей и реаги-
рующей скважинами и некоторые его неоднородности. Имеются мо-
дификации, которые отличаются по характеру возбуждаемых в пласте 
волн давления (в виде импульсов, гармонических колебаний и др.). 
Для получения надежных результатов должны отсутствовать посто-
ронние возмущения (пуски, остановки соседних скважин) [10]. 

5.4. Ñèñòåìà «ïëàñò � ñêâàæèíà» è ñïîñîáû  
ýêñïëóàòàöèè ñêâàæèí; ïðåäåë ôîíòàíèðîâàíèÿ 

ñêâàæèíû. Òåõíîëîãè÷åñêèé ðåæèì  
ðàáîòû ñêâàæèí 

Система «пласт � скважина» � система из двух гидродинамиче-
ски связанных сосудов, заполненных жидкостью, первый из которых � 
продуктивный пласт со скважинами, а второй � ствол скважины. 

Под эксплуатацией скважин понимается их использование  
в технологических процессах подъема из пласта на поверхность жид-
кости (нефти, конденсата, воды) и газа. 

Все известные способы эксплуатации скважин подразделяются 
на следующие группы: 

� фонтанный, когда нефть извлекается из скважин самоизливом; 
� газлифтный � с помощью энергии сжатого газа, вводимого  

в скважину извне; 
� насосный � извлечение нефти с помощью насосов различных 

типов. 
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Способы эксплуатации скважин и периоды их применения 
обосновываются в проектных документах на разработку месторожде-
ния и реализуются нефтегазодобывающими предприятиями по пла-
нам геолого-технических мероприятий. 

Выбор способа эксплуатации нефтяных скважин зависит от ве-
личины пластового давления и глубины залегания пласта. 

Фонтанный способ эксплуатации скважин применяется, если 

пластовое давление в залежи велико. В этом случае нефть фонтаниру-
ет, поднимаясь на поверхность по насосно-компрессорным трубам за 
счет пластовой энергии. Фонтанирование скважин может происхо-
дить под действием гидростатического напора, а также энергии рас-
ширяющегося газа. 

Практически фонтанирование только под действием гидроста-
тического напора встречается очень редко. В большинстве случаев 
вместе с нефтью в пласте находится газ, и он играет главную роль  
в фонтанировании скважин. 

В нефтяных залежах, где давление насыщения нефти газом равно 
пластовому давлению, газ делает двойную работу: выделяясь в пласте 
он выталкивает нефть, а в трубах поднимает ее на поверхность. 

Для некоторых режимов характерно содержание в нефти газа, 
находящегося в растворенном состоянии и не выделяющегося из неф-

ти в пределах пласта. В этом случае по мере подъема жидкости  

в скважине давление снижается и на некотором расстоянии от забоя 
достигает величины, равной давлению насыщения, и из жидкости на-
чинает выделяться газ, который способствует дальнейшему подъему 
жидкости на поверхность. 

Предел фонтанирования � момент времени, в который пластовая 
энергия становится ниже работы, необходимой для преодоления силы 

тяжести столба смеси в скважине, сил трения в стволе и энергии, не-
обходимой для транспорта продукции от устья скважины до группо-
вых замерных установок. 

Логическим продолжением фонтанной эксплуатации является 
газлифтная эксплуатация, при которой недостающее количество газа 
для подъема жидкости закачивают в скважину с поверхности. Газ  
в нефтяную скважину можно подать под давлением без его дополни-

тельной компрессии из газовых пластов. Такой способ называют  
бескомпрессорным. Газлифт характеризуется высокой технико-
экономической эффективностью, отсутствием в скважинах механизмов 
и трущихся деталей, простотой обслуживания скважин и регулирова-
ния работы. 
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В скважину опускают два ряда насосных труб. По затрубному 
пространству между наружной и внутренней трубами подают под 
давлением газ или воздух. Наружную трубу называют воздушной. 

Внутреннюю трубу, по которой нефть в смеси с газом или воздухом 

поднимается на поверхность, называют подъемной. Подъемная труба 
имеет меньшую длину по сравнению с воздушной. До закачки газа 
жидкость в подъемной и воздушной трубах находится на одном уров-
не. Этот уровень называют статическим. В этом случае давление 
жидкости на забое соответствует пластовому давлению. 

По воздушной трубе (затрубному пространству) в скважине под 

давлением газа жидкость полностью вытесняется в подъемную трубу, 
после этого газ проникает в подъемную трубу и перемешивается  
с жидкостью. Плотность газированной жидкости уменьшается и по 
мере ее насыщения газом достигается разность в плотности газиро-
ванной и негазированной жидкостей. 

Вследствие этого более плотная (негазированная) жидкость бу-
дет вытеснять из подъемной трубы газированную жидкость. Если газ 
подавать в скважину непрерывно, то газированная жидкость будет 
подниматься и выходить из скважины в систему сбора. При этом в за-
трубном пространстве подъемной трубы устанавливается новый уро-
вень жидкости, называемый динамической высотой или динамиче-
ским уровнем. 

Достоинствами газлифтного метода являются: 
� отсутствие подвижных и быстроизнашивающихся деталей (что 

позволяет эксплуатировать скважины с высоким содержанием песка); 
� расположение технологического оборудования на поверхности 

(облегчает его наблюдение, ремонт); 
� обеспечение возможности отбора из скважин больших объе-

мов жидкости (до 1800÷1900 м3
/сут); 

� возможность эксплуатации нефтяных скважин при сильном 

обводнении и простота регулирования дебита скважин. 

К недостаткам газлифтного метода относятся: 
� большие капитальные затраты; 

� низкий коэффициент полезного действия; 
� повышенный расход насосно-компрессорных труб (НТК), осо-

бенно при применении двухрядных подъемников; 
быстрое увеличение расхода энергии на подъем 1 т нефти по 

мере снижения дебита скважин с течением времени эксплуатации. 
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При насосном способе эксплуатации подъем нефти из скважин на 
поверхность осуществляется штанговыми и бесштанговыми насосами 

(погружные электроцентробежные насосы, винтовые насосы и др). 
Штанговые скважинные насосы обеспечивают откачку из 

скважин углеводородной жидкости обводненностью � до 99 %, абсо-
лютной вязкостью � до 100 МПа · с, содержанием твердых механиче-
ских примесей � до 1,3 г/л, свободного газа на приеме � до 25 %,  

температурой � не более 130 С, содержанием сероводорода и углеки-

слого газа � до 200 мг/л, минерализацией воды � до 300 г/л и водо-
родном показателе � рН 4,0�8,0 [11]. 

На заключительной стадии эксплуатации вместе с нефтью из 
скважин поступает большое количество пластовой воды, применение 
штанговых насосов становится малоэффективным. Этих недостатков 
лишены установки погружных электронасосов типа УЭЦН. 

Скважинные центробежные насосы обычного исполнения пред-

назначены для отбора из скважины жидкости с содержанием воды �  

до 99 %, механических примесей и в откачиваемой жидкости должно 
быть не более 0,01 мас. % (или 0,1 г/л), при этом твердость механиче-
ских примесей не должна превышать 5 баллов по Моосу; сероводо- 
рода � не более 0,001 %. По требованиям технических условий  

заводов-изготовителей содержание свободного газа не должно пре-
вышать 25 % [11]. 

Погружные винтовые насосы стали применяться на практике 
сравнительно недавно. Винтовой насос � это насос объемного дейст-
вия, подача которого прямо пропорциональна частоте вращения спе-
циального винта (или винтов). При вращении винт и его обойма обра-
зуют по всей длине ряд замкнутых полостей, которые передвигаются 
от приема насоса к его выкиду. Вместе с ними перемещается и отка-
чиваемая жидкость. 

Установки погружных винтовых сдвоенных электронасосов ти-

па УЭВН5 предназначены для откачки из нефтяных скважин пласто-
вой жидкости повышенной вязкости (до 1,103 м2

/с) с температурой � 

70 С, с содержанием механических примесей � не более 0,4 г/л, сво-
бодного газа на приеме насоса � не более 50 % по объему. 

Установки погружных диафрагменных электронасосов типа  
УЭДН5 предназначены для эксплуатации малодебитных скважин пре-
имущественно с пескопроявлениями, высокой обводненностью про-
дукции, кривыми и наклонными стволами с внутренним диаметром 

обсадной колонны � не менее 121,7 мм. 
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Содержание попутной воды в перекачиваемой среде не ограничи-

вается. Максимальная массовая концентрация твердых частиц � 0,2 %  

(2 г/л); максимальное объемное содержание попутного газа на приеме 
насоса � 10 %; водородный показатель попутной воды рН  6,08,5; 

максимальная концентрация сероводорода � 0,001 % (0,01 г/л). 
Современные установки гидропоршневых насосов позволяют 

эксплуатировать скважины с высотой подъема до 4500 м, с макси-

мальным дебитом до 1200 м3
/сут при высоком содержании в сква-

жинной продукции воды (до 98 %), песка (до 2 %) и агрессивных ком-

понентов. 
Установки гидропоршневых насосов � блочные автоматизиро-

ванные, предназначены для добычи нефти из двух�восьми глубоких 
кустовых наклонно направленных скважин в заболоченных и трудно-
доступных районах Западной Сибири и других районах. Откачиваемая 
жидкость кинематической вязкостью � не более 15  10

�6
 м2

/с  
(15  10

�2
 Ст) с содержанием механических примесей � не более 0,1 г/л, 

сероводорода � не более 0,01 г/л и попутной воды � не более 99 %.  

Наличие свободного газа на приеме гидропоршневого насосного агре-
гата не допускается. Температура откачиваемой жидкости в месте под-
вески агрегата � не выше 120 С. Установки выпускаются для скважин 

с условным диаметром обсадных колонн 140, 146 и 168 мм. 

Струйные насосы отличаются отсутствием подвижных частей, 

компактностью, высокой прочностью, устойчивостью к коррозии  

и абразивному износу, дешевизной. КПД струйной установки при-

ближается к КПД других гидравлических насосных систем. Рабочие 
характеристики струйного насоса близки к характеристикам электро-
погружного насоса. 

Эксплуатация скважин должна осуществляться только при на-
личии в них насосно-компрессорных труб. Глубина спуска и типо-
размеры труб устанавливаются планами освоения скважин, планами 

геолого-технических мероприятий. 

При необходимости в насосных установках ниже приема насоса 
следует применять специальные защитные приспособления для пре-
дохранения насоса от попадания в него посторонних предметов или 

для отделения нефти от песка и газа, а также «хвостовики» из насос-
но-компрессорных труб определенного диаметра для удаления из 
скважин технической воды и сокращения периода выхода скважины 

на устойчивый режим эксплуатации. 
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По возможности насосное оборудование оснащается глубинны-

ми или наземными средствами контроля эксплуатационных парамет-
ров и телемеханики. 

Одновременно-раздельная эксплуатация нескольких объектов 
одной скважиной осуществляется только при обосновании ее проект-
ными документами на разработку месторождения, и при условии при-

менения сменного оборудования, допускающего раздельный учет до-
бываемой продукции, а также проведение промысловых исследований. 

Выбор оборудования для эксплуатации скважин должен обеспе-
чивать: 

� заданный отбор жидкости из пласта (в соответствии с проект-
ными показателями и результатами исследования скважин); 

� высокий КПД установок; 
� надежную и безаварийную работу скважины. 

Ответственность за правильный подбор скважинного оборудо-
вания возлагается на службу разработки и производственно-
техническую службу нефтегазодобывающего предприятия, а за над-

лежащее его использование � на технические службы нефтедобы-

вающего управления [11]. 

Технологический режим работы скважин 

Под установленным технологическим режимом скважин следует 
понимать совокупность основных параметров ее работы, обеспечи-

вающих получение предусмотренных технологическим проектным до-
кументом на данный период отборов нефти, жидкости и газа и соблю-

дение условий надежности эксплуатации. Технологический режим 

скважин обеспечивает регулирование процесса разработки и характе-
ризуется следующими основными параметрами: 

а) пластовым, забойным и устьевым давлениями; 

б) дебитом жидкости, обводненностью и газовым фактором; 

в) типоразмерами установленного эксплуатационного оборудо-
вания и режимами его работы (конструкция лифта, глубина подвески 

и диаметр насоса, производительность, число качаний, длина хода, 
развиваемый напор и др.). 

Технологические режимы работы скважин составляются цехами 

по добыче нефти, исходя из утвержденных норм отбора нефти, жид-

кости и газа, и утверждаются главным геологом и главным инжене-
ром нефтегазодобывающего предприятия. Одновременно с техноло-
гическими режимами составляется и утверждается план геолого-
технических мероприятий по обеспечению норм отбора из эксплуата-
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ционного объекта. Технологические режимы скважин устанавливают-
ся ежемесячно или один раз в квартал в зависимости от стадии разра-
ботки. 

Ответственность за соблюдением установленных режимов несут 
мастер и начальник цеха (промысла) по добыче нефти. 

Контроль за выполнением установленных технологических ре-
жимов работы скважин осуществляется геологической и производст-
венно-технической службами нефтегазодобывающих предприятий.  

Для наблюдения за режимом работы скважин устанавливаются 
контрольно-измерительная аппаратура и устройства для отбора усть-
евой пробы добываемой продукции. Обвязка скважин должна обеспе-
чивать проведение комплекса исследований: индивидуальный замер 
дебита жидкости и газа, обводненности (эхометрирование, динамо-
метрирование, спуск глубинных приборов и т. д.). 

Материалы по режимам работы скважин подлежат анализу  
и обобщению: 

а) цех по добыче нефти (нефтепромысел) проводит оперативный 

анализ выполнения установленных режимов, намечает план меро-
приятий по их поддержанию, утверждаемый главным инженером  

и главным геологом нефтегазодобывающего предприятия; 
б) нефтегазодобывающее управление обобщает результаты ана-

лиза режимов по объектам разработки, площадям, способам эксплуа-
тации и другим параметрам и отражает их в ежегодных отчетах [1]. 
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ÐÀÇÄÅË III. ÏÐÎÌÛØËÅÍÍÀß ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÀ 
ÍÅÔÒßÍÛÕ ÌÅÑÒÎÐÎÆÄÅÍÈÉ 

ÃËÀÂÀ 6. ÎÑÍÎÂÍÛÅ ÝÊÑÏËÓÀÒÀÖÈÎÍÍÛÅ  
ÕÀÐÀÊÒÅÐÈÑÒÈÊÈ ÇÀËÅÆÅÉ ÍÅÔÒÈ 

6.1. Ñòàäèè ðàçðàáîòêè íåôòÿíîé çàëåæè;  
õàðàêòåðèñòèêà îòäåëüíûõ ñòàäèé.  

Îñíîâíîé ïåðèîä ðàçðàáîòêè çàëåæè 

При водонапорном режиме процесс добычи нефти продолжается 
более 30�50 лет и проходит через ряд стадий, отличающихся новым 

качественным состоянием залежи.  

Стадия  это период процесса разработки, характеризующийся 
определенным закономерным изменением технологических и техни-

ко-экономических показателей.  

Первая стадия � освоение эксплуатационного объекта  харак-
теризуется: 

� интенсивным ростом добычи нефти до максимального задан-

ного уровня (прирост составляет примерно 1�2 % в год от балансовых 
запасов); 

� быстрым увеличением действующего фонда скважин до 0,6�0,8 

от максимального; 
� резким снижением пластового давления (по месторождениям  

с искусственным водонапорным режимом снижение пластового дав-
ления в зоне отбора достигает 30 % от первоначального, так как  
освоение системы заводнения обычно отстает во времени на 6�8 лет); 

� небольшой обводненностью продукции (обводненность про-
дукции достигает 3�4 % при вязкости нефти � не более 5 МПа · с  
и 35 % � при повышенной вязкости);  

� достигнутым текущим коэффициентом нефтеотдачи (около 10 %).  

Продолжительность стадии зависит от промышленной ценности 

залежи и составляет 4�5 лет, за окончание стадии принимается точка 
резкого перегиба кривой темпа добычи нефти. 

Вторая стадия  поддержание высокого уровня добычи нефти  

характеризуется: 
� более или менее стабильным высоким уровнем добычи нефти 

(максимальный темп добычи нефти находится в пределах 3�17 %)  
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в течение 3�7 лет и более � для месторождений с маловязкими неф-

тями и 1�2 года � при повышенной вязкости; 

� ростом числа скважин, как правило, до максимума за счет ре-
зервного фонда; 

� нарастанием обводненности продукции (ежегодный рост  
обводненности составляет 2�3 % � при малой вязкости нефти и 7 %  

и более � при повышенной вязкости, на конец стадии обводненность 
колеблется от нескольких до 65 %); 

� отключением небольшой части скважин из-за обводнения  
и переводом многих на механизированный способ добычи нефти; 

� текущим коэффициентом нефтеотдачи, составляющим к концу 
стадии 30�50 %, а для месторождений с «пикой» добычи � 10�15 %. 

Qн

 

Рис. 6.1. Типовая динамика темпа добычи нефти  

при водонапорном режиме с выделением стадий разработки: 

 I  освоение эксплуатационного объекта; II  поддержание  
высокого уровня добычи нефти; III  значительное  
снижение добычи нефти; IV  завершающая 

Устойчивость уровня добычи нефти обеспечивается бурением 

оставшегося основного фонда скважин и части резервного, а также 
применением методов интенсификации отбора жидкости. Однако по 
мере обводнения продукции скважин наступает момент, когда интен-

сивность обводнения продукции становится выше интенсивности 

роста добычи жидкости. После этого начинается снижение добычи 

нефти, несмотря на увеличение добычи жидкости, что может обу-
словливаться отключением части обводнившихся скважин и ограни-

ченными возможностями оборудования и установок по сбору и под-

готовке нефти. Продолжительность стадии зависит от максимального 
уровня добычи нефти и соотношения вязкостей нефти и воды. Грани-

цу между второй и третьей стадиями устанавливают по точке переги-

ба кривой темпа отбора нефти в сторону уменьшения, которая почти 
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всегда четко отмечается, несмотря на продолжающийся иногда рост 
темпа добычи жидкости. 

Третья стадия � значительное снижение добычи нефти  харак-
теризуется: 

� снижением добычи нефти (в среднем на 10�20 % в год � при 

маловязких нефтях и на 3�10 % � при нефтях повышенной вязкости); 

темпом отбора нефти на конец стадии � 1�2,5 %; 

� уменьшением фонда скважин из-за отключения вследствие об-

воднения продукции, переводом практически всего фонда скважин на 
механизированный способ добычи; 

� прогрессирующим обводнением продукции до 80�85 % � при 

среднем росте обводненности 7�8 % в год, причем с большей интен-

сивностью для месторождений с нефтями повышенной вязкости, по-
вышением текущих коэффициентов нефтеотдачи на конец стадии  

до 50�60 % � для месторождений с вязкостью нефти не более 5 МПа · с 
и до 20�30 % � для месторождений с нефтями повышенной вязкости; 

� суммарным отбором жидкости 0,5�1 объема от балансовых за-
пасов нефти. 

Эта стадия � наиболее трудная и сложная для всего процесса 
разработки, ее главная задача � замедление темпа снижения добычи 

нефти. Продолжительность стадии зависит от продолжительности 

предыдущих стадий и составляет 5�10 и более лет. Определить гра-
ницу между третьей и четвертой стадиями по изменению среднегодо-
вого темпа добычи нефти обычно трудно. 

Совместно первую, вторую и третью стадии называют основ-

ным периодом разработки. За основной период отбирают из зале-
жей 80�90 % извлекаемых запасов нефти. 

Четвертая стадия  завершающая  характеризуется:  
� малыми, медленно снижающимися темпами отбора нефти  

(в среднем � около 1 %); 

� большими темпами отбора жидкости (средние темпы отбора 
жидкости составляют 3�8 и даже 20 %; отбирают на этой стадии до  
1 объема пор пласта по месторождениям с маловязкими нефтями  

и до 3�4 объемов � по месторождениям с нефтями повышенной вяз-
кости; основная масса воды отбирается на этой стадии, конечные во-
донефтяные факторы достигают 0,7�7 м3

/м3
); 

� высокой медленно возрастающей обводненностью продукции 

(ежегодный рост составляет около 1 %); 
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� более резким, чем на третьей стадии, уменьшением дейст-
вующего фонда скважин из�за обводнения (фонд скважин составляет 
примерно 0,4�0,7 от максимального, снижаясь иногда до 0,1); 

� отбором за период стадии 10�20 % балансовых запасов нефти. 

Продолжительность четвертой стадии сопоставима с длительно-
стью всего предшествующего периода разработки залежи и составля-
ет 15�20 лет и более, определяется пределом экономической рента-
бельности, т. е. минимальным дебитом, при котором еще рентабельна 
эксплуатация скважин.  

Предел рентабельности обычно наступает при обводненности 

продукции примерно на 98 %. 

В качестве примера приведем график разработки межсолевой 

залежи Осташковичского нефтяного месторождения (рис. 6.2). 

В целом динамика добычи нефти зависит от геолого-физических 
условий месторождения (вязкость нефти, литологический тип коллек-
тора, продуктивность и неоднородность пластов, тип залежи), метода 
(с воздействием и без воздействия на залежь) и системы разработки, 

условий освоения объекта (темпа и порядка разбуривания) и эксплуа-
тации скважин.  

В заключение отметим, что производственный процесс добычи 

нефти на протяжении четырех стадий характеризуется неравномерно-
стью отбора нефти, нефтяного газа и воды, неравномерной нагрузкой 

промыслового оборудования, изменением состава потока флюидов  
в скважинах, трубопроводах и установках во времени. 

6.2. Ðåæèìû ðàáîòû ïëàñòîâ êàê ïðîÿâëåíèå  
îïðåäåëåííîãî âèäà ïëàñòîâîé ýíåðãèè 

Энергия, заключенная как в самой нефтяной залежи, так и в ок-
ружающей ее водоносной части, начинает действовать только при 

эксплуатации нефтяного пласта. 
При организованном отборе жидкости из пласта в районе экс-

плуатационных скважин происходит понижение пластового давления. 
Под влиянием образовавшегося перепада давления к забоям скважин 

из окружающих частей пласта начинает двигаться нефть с растворен-

ным в ней газом. По мере развития процесса в движение приходят 
краевые воды или газовая шапка, если таковая имеется. 

В других случаях по ряду причин продвижение краевых вод 

может быть затруднено, и в таком случае нефть движется к скважи-

нам под действием энергии растворенного газа или упругих сил. 



 
1
1
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Рис. 6.2. График разработки межсолевой залежи Осташковичского месторождения 
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Таким образом, в зависимости от природных условий залегания 
нефти и, в первую очередь, от физических свойств коллекторов (сте-
пени их неоднородности), пластовой нефти и краевой воды, строения 
пласта на окружающих месторождение площадях, а также в зависи-

мости от установленного в процессе эксплуатации уровня добычи 

нефти и распределения отбора на площади в пласте может получить 
преимущественное значение какая-то одна сила или совокупность не-
скольких сил движения. 

Совокупность всех условий работы пласта принято называть 
режимом пласта. Режим пласта внешне проявляется в преимущест-
венном действии одной из сил движения (движения краевых вод, 

расширении газовой шапки и т. д.), во взаимосвязи между суммарным 

дебитом пласта и пластовым давлением, в изменении величины газо-
вого фактора, в характере обводнения продукции и т. д. 

Значительным фактором в проявлении режима пласта является 
характер изменения пластового давления, текущих дебитов нефти, га-
за и воды. Тесную связь с режимом пласта имеет конечная нефтеот-
дача. Следует особо отметить влияние темпа отбора и суммарного  
отбора жидкости на проявление режима пласта. 

Так, при чрезмерно усиленном отборе жидкости из пласта крае-
вые воды не восполняют отбор. В результате давление в нефтяной  

залежи падает ниже давления насыщения. При этом из нефти выделя-
ется растворенный газ, что существенно сказывается на механизме 
нефтеотдачи пласта. 

В другом случае упругая энергия жидкости и породы может 
оказаться недостаточной для вытеснения нефти к скважинам при 

снижении пластового давления до давления насыщения. В этом слу-
чае при дальнейшем понижении пластового давления также начинает 
выделяться растворенный газ. 

Регулируя текущий уровень отбора жидкости и распределение 
отбора по площади, можно задержать снижение давления и добиться 
несколько лучшей нефтеотдачи. Однако ограниченность энергии уп-

ругого расширения жидкости, породы или сжатого газа обусловлива-
ет пониженную нефтеотдачу даже при описанном регулировании  

отбора. 
В связи с этим на пласт воздействуют не только путем отбора 

жидкости, но и путем ввода дополнительной энергии, т. е. закачивают 
в него воду или газ. Таким образом, можно значительно улучшить 
механизм вытеснения нефти из пласта и основные факторы, характе-
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ризующие режим пласта. Пластовое давление может быть не только 
поддержано на одном уровне, но и повышено по сравнению с началь-
ным пластовым давлением. В результате добыча нефти может быть 
также повышена. Одновременно будет предотвращено выделение газа 
из нефти, благодаря чему газовый фактор сохранится на первоначаль-
ном уровне. 

В современной классификации различают следующие режимы 

для случая воздействия на пласт путем отбора жидкости: а) водона-
порный режим; б) упругий режим; в) упруговодонапорный режим;  

г) газонапорный режим или режим газовой шапки; д) режим раство-
ренного газа; е) гравитационный режим (с преимущественным ис-
пользованием силы тяжести). 

Правильное и своевременное определение режима пласта имеет 
большое значение для разработки нефтяных месторождений, так как 
выбор целесообразной системы разработки, рационального размеще-
ния эксплуатационных и нагнетательных скважин, темпа разработки 

и режима работы отдельных скважин в значительной степени опреде-
ляется режимом пласта. Конечная нефтеотдача пласта также находит-
ся в тесной связи с его режимом. 

6.3. Êëàññèôèêàöèÿ ðåæèìîâ 

Режим залежи при ее эксплуатации хорошо характеризуется кри-

выми, отражающими в целом по залежи поведение пластового давле-
ния, динамику годовой добычи нефти (газа) и воды, промыслового га-
зового фактора. Все эти кривые в совокупности с другими данными об 
изменении фонда скважин (среднего дебита на одну скважину и т. д.) 
представляют собой график разработки залежи (см. рис. 6.2). 

Ниже рассмотрим режимы с преобладанием одного из видов 
природной энергии. 

Водонапорный режим 

При водонапорном режиме основным видом энергии является 
напор краевой воды, которая внедряется в залежь и относительно бы-

стро полностью компенсирует в объеме залежи отбираемое количест-
во нефти и попутной воды. В процессе эксплуатации залежи в ее пре-
делах происходит движение всей массы нефти. Объем залежи 

постепенно сокращается за счет подъема водонефтяного контакта 
(рис. 6.3, а). 
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1 2 3 4

Рпл

qж

qн 

 

а) б) 
Рис. 6.3. Пример разработки нефтяной залежи  

при природном водонапорном режиме: 
 а � изменение объема залежи в процессе разработки; б  динамика 
основных показателей разработки: 1  интервалы перфорации;  

2  вода; 3  нефть; 4  направление движения воды и нефти;  

ВНКнач  начальное положение; ВНКтек  текущее положение;  
ВНКк  конечное положение; Рпл  пластовое давление;  
Рнас  давление насыщения; qн  годовые отборы нефти;  

qж  годовые отборы жидкости; В  обводненность продукции; 

 G  промысловый газовый фактор; kизвл.н  коэффициент  
извлечения нефти 

Режим свойственен залежам, приуроченным к инфильтрацион-

ным водонапорным системам, при хорошей гидродинамической связи 

залежи с законтурной зоной пласта и с областью питания. Эти пред-

посылки обеспечиваются при следующих геологических условиях: 
� небольшой удаленности залежи от области питания: высокой 

проницаемости и относительно однородном строении пласта-
коллектора как в пределах залежи, так и в водоносной области; 

� отсутствие тектонических нарушений, затрудняющих движе-
ние воды в системе; 

� низкой вязкости пластовой нефти; при небольших размерах 
залежи и соответственно умеренных отборах жидкости из продуктив-
ного горизонта, благодаря чему они могут полностью компенсиро-
ваться внедряющейся в залежь водой. 
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Одна из важнейших предпосылок действия водонапорного ре-
жима � значительная разница между начальным пластовым давлени-

ем и давлением насыщения нефти газом, обеспечивающая в сочета-
нии с другими факторами превышение текущего пластового давления 
над давлением насыщения на протяжении всего периода разработки и 

сохранение газа в растворенном состоянии. 

Водонапорный режим отличают следующие особенности дина-
мики показателей разработки (рис. 6.3, б): 

� тесная связь поведения динамического пластового давления  
с величиной текущего отбора жидкости из пласта � относительно не-
большое снижение его при увеличении отбора, неизменная величина 
при постоянном отборе, увеличение при уменьшении отбора, восста-
новление почти до начального пластового давления при полном пре-
кращении отбора жидкости из залежи; область снижения давления 
обычно ограничивается площадью залежи; 

� практически неизменные на протяжении всего периода разра-
ботки средние значения промыслового газового фактора; 

� достигаемый высокий темп годовой добычи нефти в период 

высокой стабильной добычи нефти, называемый II стадией разработ-
ки � до 8�10 % в год от начальных извлекаемых запасов (НИЗ); отбор 
за основной период разработки (за первые три стадии) около 85�90 % 

извлекаемых запасов нефти; 

� извлечение вместе с нефтью в период падения добычи нефти 

попутной воды, в результате чего к концу разработки отношение на-
копленных отборов воды и нефти (водонефтяной фактор  ВНФ) мо-
жет достигать 0,5�1. 

При водонапорном режиме достигается наиболее высокий ко-
эффициент извлечения нефти � до 0,6�0,7. Это обусловлено способ-

ностью воды, особенно пластовой высокоминерализованной, хорошо 
отмывать нефть и вытеснять ее из пустот породы-коллектора, а также 
сочетанием исключительно благоприятных геолого-физических усло-
вий, в которых действует рассматриваемый режим. Отметим, что за-
лежи нефти, разработка которых ведется в таких идеальных условиях, 
встречаются редко. 

Упругий режим  

При этом режиме вытеснение нефти происходит под действием 

упругого расширения самой нефти, окружающей нефтяную залежь 
воды и скелета пласта. Обязательным условием существования этого 
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режима (как и водонапорного) является превышение пластового дав-
ления над давлением насыщения ).( наспл рр   Пласт должен быть 
замкнутым, но достаточно большим, чтобы его упругой энергии хва-
тило для извлечения основных запасов нефти. 

Объемный коэффициент упругости среды определяется как доля 
первоначального объема этой среды, на которую изменяется этот 
объем при изменении давления на единицу: 

 ,
pV

V




   (6.1) 

где V  � приращение объема (за счет упругого расширения); p  � 

приращение давления (понижение давления); V � первоначальный 

объем среды. 

Поскольку отрицательному приращению давления соответствует 
положительное приращение объема, то впереди ставится знак минус. 

Твердый скелет пористого пласта при изменении внутреннего 
давления деформируется вследствие изменения объема самих частиц 

оседания кровли пласта при уменьшении внутрипорового давления, 
что приводит к уменьшению пористости и к дополнительному вытес-
нению жидкости. Из экспериментальных данных известно: 

� для воды в (2,7÷5) ;
Па
1

10 10  

� для нефти н (7÷30) ;
Па
1

10 10  

� для породы п (0,3÷2) ;
Па
1

10 10  

Обычно для оценки сжимаемости пласта пользуются приведен-

ным коэффициентом сжимаемости, который называют коэффициен-

том упругости пласта. Это усредненный коэффициент объемной 

сжимаемости некоторой фиктивной среды, имеющей объем, равный 

объему реального пласта с насыщающими его жидкостями, совокуп-

ное упругое приращение которых равно упругому приращению объе-
ма фиктивной среды. 

Согласно определению, можно найти упругие приращения объ-

емов воды, нефти и породы для единичного элемента объема пласта: 

 ,ппннвв
* рVрVрVpV    (6.2) 
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где V � объем фиктивной среды, равный сумме объемов воды, нефти 

и твердого скелета пласта; ,пV  ,вV  нV  � общие объемы твердого ске-
лета пласта и насыщающих его воды и нефти соответственно; *  � 

приведенный коэффициент упругости пласта. 
Обозначая m, ,в  н  соответственно как пористость, водо- и неф-

тенасыщенность пласта, можем вместо (6.2) записать: 

 ).1()( пннвв
* mm       (6.3) 

Это и будет наиболее общее выражение для приведенного объ-

емного коэффициента упругости пластовой системы. 

Упругий режим, относящийся к режиму истощения, � сущест-
венно неустановившийся. Давление в пласте по мере отбора жидкости 

падает. Для него характерны непрерывно разрастающаяся вокруг 
скважины воронка депрессии, систематическое падение дебита во 
времени при сохранении постоянства депрессии или систематическое 
увеличение депрессии во времени при сохранении дебита. Однако во 
всех случаях при упругом режиме газовый фактор должен оставаться 
постоянным по тем же причинам, что и при водонапорном режиме. 
Темп падения среднего пластового давления может быть различным  

в зависимости от общего запаса упругой энергии в пласте. При разра-
ботке нефтяной залежи на упругом режиме коэффициент нефтеизвле-
чения обычно не превышает 0,2.  

Упруговодонапорный режим 

Режим, при котором нефть вытесняется из пласта под действием 

напора краевой воды, но в отличие от водонапорного режима основ-
ным источником энергии при этом служит упругость пород-
коллекторов и насыщающей их воды законтурной области, называет-
ся упруговодонапорным. При этом режиме отбор жидкости не полно-
стью компенсируется внедряющейся в залежь водой. В результате 
снижение давления в пласте постепенно распространяется за пределы 

залежи и захватывает большую область водоносной части пласта.  
В этой области происходит соответствующее расширение породы  

и пластовой воды. Коэффициенты упругости воды и породы незначи-

тельны, однако при больших размерах области сниженного давления, 
во много раз превышающих размеры залежи, упругие силы пласта 
служат источником значительной энергии. 
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Упруговодонапорный режим может проявляться в различных 
геологических условиях. Им могут обладать залежи инфильтрацион-

ных водонапорных систем, имеющие слабую гидродинамическую 

связь (или не имеющие ее) с областью питания вследствие: 
� большой удаленности от нее; 
� пониженной проницаемости; 

� значительной неоднородности пласта; 
� повышенной вязкости нефти; 

� больших размеров залежи и соответственно значительных от-
боров жидкости, которые не могут полностью возмещаться внедряю-

щейся в залежь пластовой водой. 

Упруговодонапорный режим характерен практически для всех 
залежей, приуроченных к элизионным водонапорным системам, с ко-
торыми связано большинство нефтяных месторождений. 

Проявлению упруговодонапорного режима способствует зале-
гание пласта-коллектора на большой площади за пределами залежи. 

Так же как и при водонапорном режиме, обязательным условием яв-
ляется превышение начального пластового давления над давлением 

насыщения. 
Процесс вытеснения нефти водой из пласта аналогичен водона-

порному режиму (рис. 6.3, а), однако вследствие менее благоприятных 
геолого-физических условий доля неизвлекаемых запасов по сравнению 

с водонапорным режимом несколько возрастает. Динамика показателей 

разработки при упруговодонапорном режиме (рис. 6.4) имеет и сходства 
с динамикой водонапорного режима, и отличия от нее. 

Основное сходство состоит в том, что на протяжении всего  
периода разработки промысловый газовый фактор остается постоян-

ным вследствие превышения пластового давления над давлением на-
сыщения. 

Отличия заключаются в следующем: при упруговодонапорном 

режиме на протяжении всего периода разработки происходит сниже-
ние пластового давления; по мере расширения области снижения дав-
ления вокруг залежи темп падения давления постепенно замедляется, 
в результате отбор жидкости при падении давления на 1 МПа во вре-
мени постепенно возрастает. 

Интенсивность замедления падения давления при этом зависит 
от размеров законтурной области залежи. 
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Рис. 6.4. Динамика основных показателей разработки  

нефтяной залежи при упруговодонапорном режиме:  
Рпл  пластовое давление; Рнас  давление насыщения;  

qн  годовые отборы нефти; qж  годовые отборы жидкости;  

В  обводненность продукции; G  промысловый  

газовый фактор; kизвл.н  коэффициент извлечения нефти 

Темп добычи нефти при упруговодонапорном режиме во II ста-
дии разработки обычно не превышает 5�7 % в год от НИЗ (рис. 6.4).  
К концу основного периода разработки обычно отбирается около 
80 % извлекаемых запасов. Добыча нефти сопровождается более ин-
тенсивным обводнением продукции, чем при водонапорном режиме. 
Значение водонефтяного фактора к концу разработки может достиг-
нуть 2�3. Значения конечного коэффициента извлечения нефти обыч-
но не превышают 0,5�0,55. В связи со значительными различиями  
в активности режима диапазон значений относительных годовых  
и конечных показателей разработки при нем довольно широк. 

Газонапорный режим 

Газонапорный режим  это режим нефтяной части газонефтяной 
залежи, при котором нефть вытесняется из пласта под действием на-
пора газа, заключенного в газовой шапке. В результате снижения пла-
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стового давления в нефтяной части залежи происходит расширение 
газовой шапки и соответствующее перемещение вниз ГНК. Процесс 
расширения газовой шапки может несколько активизироваться в свя-
зи с поступлением в нее газа, выделяющегося из нефти. Поскольку  
в нефтегазовых залежах давление насыщения часто близко к началь-
ному пластовому, то вскоре после начала разработки пластовое дав-
ление оказывается ниже давления насыщения, в результате начинает-
ся выделение из нефти растворенного газа; при высокой вертикальной 
проницаемости пласта газ частично пополняет шапку. 

Режим в чистом виде может действовать в залежах, не имеющих 
гидродинамической связи с законтурной областью, или при весьма 
слабой активности краевых вод. Причинами разобщения залежи и за-
контурной области могут быть резкое снижение проницаемости в пе-
риферийной зоне залежи, наличие запечатывающего слоя вблизи 
ВНК, наличие тектонических нарушений, ограничивающих залежь  
и др. Геологические условия, способствующие проявлению газона-
порного режима: 

� наличие большой газовой шапки, обладающей достаточным 
запасом энергии для вытеснения нефти; 

� значительная высота нефтяной части залежи; 
� высокая проницаемость пласта по вертикали; 

� малая вязкость пластовой нефти (не более 2�3 МПа  с). 
Объем нефтяной части залежи при ее разработке сокращается  

в связи с опусканием ГНК. Размер площади нефтеносности остается 
постоянным (рис. 6.5). 
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Рис. 6.5. Перемещение газонефтяного контакта  
нефтяной залежи при природном газонапорном режиме:  

1 � газ; 2 � нефть; 3 � вода; ГНКнач � начальное положение;  
ГНКтек � текущее положение; ГНКк � конечное положение 
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При разработке залежи в условиях газонапорного режима пла-
стовое давление постоянно снижается (рис. 6.6). Темпы его снижения 
зависят от соотношения объемов газовой и нефтяной частей залежи  
и от темпов отбора нефти из пласта.  
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Рис. 6.6. Пример разработки нефтяной залежи  

при природном газонапорном режиме:  
Рпл.нач  начальное пластовое давление; Рнас  давление  

насыщения;  qн  годовые отборы нефти; G  промысловый  

газовый фактор; kизвл.н  коэффициент извлечения нефти 

Темпы годовой добычи нефти в процентах от НИЗ во II стадии 

могут быть довольно высокими � примерно такими же как и при во-
донапорном режиме. Однако следует учитывать, что в этом случае 
темпы рассчитывают исходя из меньших извлекаемых запасов, по-
скольку коэффициент извлечения нефти при газонапорном режиме 
обычно не превышает 0,4�0,5. Поэтому при равных балансовых запа-
сах и равных темпах разработки абсолютная величина годовой добы-

чи при газонапорном режиме меньше, чем при водонапорном. Срав-
нительно невысокое значение коэффициента извлечения нефти 

объясняется неустойчивостью фронта вытеснения (опережающим пе-
ремещением газа по наиболее проницаемым частям пласта), образо-
ванием конусов газа, а также пониженной эффективностью вытесне-
ния нефти газом по сравнению с водой. Средний промысловый 
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газовый фактор по залежи на начальных стадиях разработки может 
оставаться более-менее постоянным. По мере опускания ГНК в сква-
жины поступает газ из газовой шапки, происходит выделение газа из 
нефти и значение газового фактора начинает резко возрастать, что 
приводит к снижению уровня добычи нефти. Добыча нефти осущест-
вляется практически без попутной воды.  

Режим растворенного газа 
Режим растворенного газа � режим нефтяной залежи, при кото-

ром пластовое давление падает в процессе разработки ниже давления 
насыщения, в результате чего газ выделяется из раствора и пузырьки 

окклюдированного газа, расширяясь, вытесняют нефть к скважинам. 

Режим в чистом виде проявляется при отсутствии влияния законтур-
ной области, при близких или равных значениях начального пласто-
вого давления и давления насыщения, при повышенном газосодержа-
нии пластовой нефти, при отсутствии газовой шапки. 

В процессе разработки происходит уменьшение нефтенасыщен-

ности пласта, объем же залежи остается неизменным. В связи с этим  

в добывающих скважинах перфорируют всю нефтенасыщенную тол-
щину пласта. 

Динамика годовых показателей разработки залежи при этом ре-
жиме имеет следующие особенности (рис. 6.7).  

Пластовое давление интенсивно снижается на протяжении всего 
периода разработки, в результате чего разница между значениями 

давления насыщения и текущим пластовым давлением со временем 

нарастает. Промысловый газовый фактор некоторое время остается 
постоянным. Затем с увеличением количества выделяющегося газа 
фазовая проницаемость для него возрастает и значение промыслового 
газового фактора увеличивается до значений, в несколько раз превы-

шающих пластовое газосодержание. Это обусловлено тем, что  
в скважины поступает газ, выделившийся из нефти, не только извле-
каемой на поверхность, но и остающейся в пласте. Дегазация пласто-
вой нефти может приводить к существенному повышению ее вязко-
сти. Позже вследствие дегазации пластовой нефти происходит 
уменьшение и промыслового газового фактора  до нескольких кубо-
метров на 1 м3

. В общей сложности за весь период разработки среднее 
значение промыслового газового фактора намного (в 4�5 раз и более) 
превышает начальное газосодержание пластовой нефти. Добыча неф-

ти после достижения ее максимального уровня сразу же начинает 
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снижаться, т. е. II стадия разработки продолжается обычно всего 
один-два года. Нефть добывают практически без воды. 

Для режима характерно образование возле каждой скважины уз-
ких воронок депрессии, что вызывает необходимость размещения до-
бывающих скважин более плотно, чем при режимах с вытеснением 

нефти водой. Конечный коэффициент извлечения нефти не превыша-
ет 0,2�0,3, а при небольшом газосодержании нефти имеет и меньшие 
значения � 0,1�0,15. 
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Рис. 6.7. Динамика основных показателей разработки  

нефтяной залежи при режиме растворенного газа:  
Рпл  пластовое давление; Рнас  давление насыщения;  
qн  годовые отборы нефти, G  промысловый газовый  

фактор; kизвл.н  коэффициент извлечения нефти 

Гравитационный режим 

Гравитационный режим  это режим, при котором нефть пере-
мещается в пласте к скважинам под действием силы тяжести самой 

нефти. Этот вид энергии может действовать, когда другими ее видами 
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залежь не обладает. Режим может быть природным, но чаще проявля-
ется после завершения действия режима растворенного газа, т. е. по-
сле дегазации нефти и снижения пластового давления. Его проявле-
нию способствует значительная высота залежи. Нефть в пласте 
стекает в пониженные части залежи. Дебит скважин в целом низок  
и возрастает с понижением гипсометрических отметок интервалов 
вскрытия пласта. Дебит присводовых скважин постепенно уменьша-
ется в результате «осушения» пласта. По той же причине сокращается 
объем залежи. Динамика годовой добычи нефти при этом режиме  
показана на рис. 6.8. Нефть отбирается очень низкими темпами   

менее 2�1 % в год от начальных извлекаемых запасов. 
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а) б) 
Рис. 6.8. Пример разработки нефтяной залежи при природном  

гравитационном режиме:  
а  изменение объема залежи в процессе разработки; б  динамика 
годовых отборов нефти qн,: 1�3  последовательные границы  

нефтенасыщения пласта (в результате «осушения» верхней части 

залежи); стрелками показано направление фильтрации нефти 

Силы тяжести в пласте действуют очень медленно, но за их счет 
в течение длительного времени может быть достигнут высокий коэф-

фициент извлечения нефти � с учетом коэффициента извлечения, по-
лученного при предшествующем режиме растворенного газа, вплоть 
до 0,5. Пластовое давление при рассматриваемом режиме обычно со-
ставляет десятые доли мегапаскалей, газосодержание пластовой неф-

ти � единицы кубометров в 1 м3
. 

При прогрессивных системах разработки, когда она завершается 
при высоком пластовом давлении, гравитационный режим практиче-
ски не проявляется [9]. 
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Сравнительный анализ режимов 
Геологические условия оказывают значительное влияние на воз-

можность создания того или иного режима пласта, а также определяют 
характер проявления этого режима. 

Особенное влияние на характер режима пласта и его эффектив-
ность оказывают проницаемость и угол наклона пласта, расстояние до 
выхода пласта на дневную поверхность, структура порового про-
странства пласта и начальная нефте-, газо- и водонасыщенность пла-
ста, а также вязкость нефти и пластовой воды. 

Хорошая проницаемость пласта и малая вязкость нефти являются 
основными факторами, способствующими развитию напорных режи-
мов: водонапорного, упруговодонапорного и газонапорного. 

Когда залежь нефти расположена недалеко от выхода пласта на 
дневную поверхность, где происходит полноценное питание пласта, 
атмосферными и поверхностными водами создаются условия, благо-
приятствующие развитию водонапорного режима. Когда залежь нефти 
удалена на сотни километров от выхода пласта на дневную поверх-
ность, создаются условия, способствующие развитию упруговодона-
порного режима. 

При усиленном отборе жидкости, приводящем к понижению 
давления в пласте ниже давления насыщения нефти газом, при хоро-
шей проницаемости пласта возможен переход как к газонапорному 
режиму, так и к режиму растворенного газа. Газонапорный режим 
развивается в том случае, когда выделившиеся пузырьки газа мигри-
руют преимущественно в повышенную часть пласта, образуя там га-
зовую шапку. Такому перемещению пузырьков газа по пласту спо-
собствуют достаточно крутой угол наклона пласта и малая вязкость 
нефти. При незначительном угле наклона пластов пузырьки газа  
перемещаются к забоям ближайших скважин, что и определяет пре-
имущественное развитие режима растворенного газа. 

После истощения энергии газа режим переходит в гравитацион-
ный, причем при наличии крутого угла падения пласта развивается 
напорно-гравитационный режим, а при очень пологих углах � грави-
тационный режим со свободным зеркалом нефти. 

Невысокая проницаемость пласта и большая вязкость нефти 
сильно увеличивают сопротивление движению, что не позволяет раз-
виться какому-либо напорному режиму. Поэтому в таких пластах  
с самого начала эксплуатации развивается режим растворенного газа 
в чистом виде, а после истощения энергии газа режим переходит  
в гравитационный со свободным зеркалом нефти. 
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Обычно эффективность режима пластов определяют по величи-

не конечного коэффициента нефтеотдачи. Наибольшим конечным ко-
эффициентом нефтеотдачи характеризуются режимы, связанные с ак-
тивным продвижением краевых вод (водонапорным и упруго-
водонапорным), и наименьшим � режим растворенного газа. Высокая 
нефтеотдача, достигаемая при водонапорных режимах, обусловлена 
более эффективным вытеснением нефти водой по сравнению с вытес-
нением нефти газом. 

В зависимости от коллекторских свойств пласта и его неодно-
родности в лабораторных условиях коэффициент вытеснения колеб-
лется в пределах 0,65�0,80. 

При режиме растворенного газа пласты с нефтью, имеющей ма-
лую вязкость, характеризуются наибольшим коэффициентом нефте-
отдачи, доходящим до 0,3, причем для вязких нефтей чем больше 
объемный коэффициент растворимости газа и меньше коэффициент 
усадки, тем больше коэффициент нефтеотдачи. 

При газонапорном режиме коэффициент нефтеотдачи колеблется 
от 0,4 до 0,6. Более высокий коэффициент нефтеотдачи при газонапор-
ном режиме по сравнению с режимом растворенного газа обусловлен 

более экономным расходом энергии газа. Высокая нефтеотдача объяс-
няется тем, что часть нефти вытесняется дополнительно краевыми во-
дами, т. е. газонапорный режим обычно является смешанным режимом 

с одновременным движением газовой шапки и краевых вод. 
Ранее в процессе разработки нефтяных месторождений проис-

ходила, как правило, смена режима работы пластов, причем более 
эффективные режимы постепенно заменялись менее эффективными. 

Основной причиной смены режима является понижение давле-
ния в нефтяной залежи вследствие недостаточного запаса энергии.  

В результате смены режимов общая эффективность разработки мно-
гих нефтяных месторождений находилась на низком уровне. 

В настоящее время для повышения эффективности разработки 

нефтяных месторождений очень широко применяют ввод в пласт до-
полнительной энергии путем закачки воды и газа. Благодаря непре-
рывному пополнению энергии, давление в пласте поддерживается на 
высоком уровне, что позволяет иногда не только предотвратить смену 
режима на худший, но и перевести пласт на наиболее эффективные 
режимы вытеснения нефти водой. 
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Повышение эффективности разработки сказывается не только  
на увеличении коэффициента нефтеотдачи, но и на повышении ряда 
других важных показателей. Так, наличием высокого давления обес-
печиваются высокие дебиты скважин, что позволяет разрабатывать 
нефтяные залежи меньшим количеством скважин и сильно сокращать 
сроки разработки. В связи с этим появляется возможность получить 
основную часть добычи наиболее дешевым фонтанным способом. 

Достигаемая конечная нефтеотдача при режиме вытеснения 
нефти закачиваемой водой близка к нефтеотдаче при водонапорном 
режиме. 

При вытеснении газированной нефти водой действует тот же 
эффективный механизм вытеснения нефти водой. Но вместе с этим 
имеется и отличие, заключающееся в замещении части остаточной 
нефти так называемым запечатанным газом, что дополнительно по-
вышает конечную нефтеотдачу по сравнению с режимом вытеснения 
нефти водой. 

Достигаемая конечная нефтеотдача при режиме вытеснения 
нефти закачиваемым газом находится в тесной зависимости от со-
стояния истощения залежи к моменту организации закачки газа. Чем 
больше истощена залежь нефти (т. е. чем больше снижено давление  
и увеличена газонасыщенность), тем хуже результаты. 

Наилучшие результаты получают, когда закачку газа осуществ-
ляют при пластовом давлении выше давления насыщения не менее 
чем на 10 % и одновременно используют гравитационные силы, стре-
мящиеся переместить нефть в пониженную часть залежи, т. е. при за-
качке газа в повышенную часть залежи. В этом случае конечный ко-
эффициент может достигать 0,51 при достаточно продолжительной 
закачке газа (около 8�9 объемов газа). 

ÃËÀÂÀ 7. ÎÑÍÎÂÛ ÏÐÎÅÊÒÈÐÎÂÀÍÈß ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÈ  
ÌÅÑÒÎÐÎÆÄÅÍÈÉ ÍÅÔÒÈ 

7.1. Öåëè è çàäà÷è ïðîåêòèðîâàíèÿ ðàçðàáîòêè.  
Ìíîãîñòàäèéíîñòü ïðîåêòèðîâàíèÿ ðàçðàáîòêè  

ìåñòîðîæäåíèé íåôòè 

Разработка нефтяных месторождений направляется и регулиру-
ется рядом проектных документов. В отечественной практике в на-
стоящее время применяется принцип многостадийного проектирова-



 127

ния: сначала проект пробной эксплуатации, затем технологическая 
схема, проект разработки и проект доразработки. В ходе эксплуата-
ции залежи в запроектированную систему разработки постоянно вно-
сятся существенные изменения, обусловленные получением дополни-

тельной промысловой информации, уточнением уровней добычи 

нефти и основных показателей разработки по мере детализации гео-
логического строения эксплуатационного объекта. 

Проектирование разработки нефтяных и газовых месторожде-
ний имеет свою специфику: проектирование ведется индивидуально 
для каждого месторождения по полному перечню работ. Проектиро-
вание проводится в 5 этапов: 

1. Геологическое изучение месторождения (выявление особен-

ностей и основных характеристик месторождений). 

2. Гидродинамичские расчеты основных технологических пока-
зателей при различных системах разработки. 

3. Технико-экономическое обоснование различных вариантов 
разработки. 

4. Выбор рационального варианта разработки. 

5. Составление уточненного проекта разработки месторождения. 
Весь процесс проектирования с учетом самого длительного пер-

вого этапа длится около двух лет. На практике ввод месторождения  
в разработку начинается не по окончании проектирования, а по ре-
зультатам притоков нефти и газа первых 3�5 разведочных скважин. 

7.2. Âèäû ïðîåêòíûõ äîêóìåíòîâ, èõ íàçíà÷åíèå 

В качестве проектных технологических документов могут рас-
сматриваться: 

� проекты пробной эксплуатации (ППЭ); 

� технологические схемы разработки и дополнения к ним; 

� проекты разработки и дополнения к ним; 

� технологические схемы опытно-промышленных работ (ОПР) 

на отдельных участках и залежах; 
� авторские надзоры за реализацией технологических схем, про-

ектов разработки и дополнений к ним (далее � авторский надзор). 
Проект пробной эксплуатации составляется для месторождений 

на срок до трех лет, если объема исходных данных недостаточно для 
составления технологической схемы разработки. 

Задачей пробной эксплуатации является уточнение параметров 
для подсчета запасов углеводородного сырья (УВС) и построения 
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геологической модели месторождения, обоснование режима работы 

залежей и оценка перспектив развития добычи. 

При наличии информации о геологическом строении залежей 

нефти и коллекторских свойствах пластов, достаточной для составле-
ния технологической схемы, или проекта разработки в качестве пер-
вого проектного документа, проект пробной эксплуатации не состав-
ляется. 

Технологические схемы разработки составляются для вводимых 
в разработку месторождений и служат для своевременного оформле-
ния разрешительных документов на право ведения разработки на уча-
стке недр, проектирования и строительства объектов обустройства. 

Технологическая схема разработки является основным проект-
ным технологическим документом, определяющим систему промыш-

ленной разработки месторождения на период его разбуривания ос-
новным эксплуатационным фондом скважин. 

Проект разработки � это основной документ, по которому 
осуществляется комплекс технологических и технических мероприя-
тий по извлечению нефти и газа из недр, контролю процесса разра-
ботки. 

В проектах разработки рекомендуется предусматривать ком-

плекс мероприятий, направленных на достижение максимально воз-
можного коэффициента извлечения УВС. 

Технологические схемы опытно-промышленных работ рекомен-

дуется составлять для залежей или участков, находящихся на любой 

стадии разработки, с целью проведения промышленных испытаний 

новой для данных геолого-физических условий системы или техноло-
гии разработки. Срок действия технологических схем опытно-
промышленных работ  до 7 лет. 

Авторский надзор является инструментом контроля реализации 

проектных технологических документов. В авторском надзоре основ-
ные положения действующего проектного документа не изменяются. 
Авторский надзор, как правило, выполняется организацией, подгото-
вившей действующий проектный технологический документ. Автор-
ские надзоры составляются по мере необходимости, но не реже одно-
го раза в 3 года. 

Для всех видов проектных технологических документов показа-
тели рекомендуется рассчитывать на весь проектный период разра-
ботки, определяемый в данном документе. 
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В рекомендуемом расчетном варианте разработки месторожде-
ния за проектный период должна достигаться добыча извлекаемых 
запасов, состоящих на государственном балансе. В процессе дораз-
ведки и изучения месторождения разведочным и эксплуатационным 

фондом скважин пользователь недр вводит в разработку запасы кате-
гории 2С  с обоснованием их перевода в категорию 1С  и постановкой 

на государственный баланс в установленном порядке. 
Проектные технологические документы являются результатом 

комплексной научно-исследовательской работы. При их составлении 

рекомендуется учитывать: 
� передовой отечественный и зарубежный опыт; 
� современные достижения науки и техники; 

� практику разработки месторождений; 

� современные технологии воздействия на пласты, а также ре-
зультаты исследований скважин и их эксплуатации. 

В технологических схемах в обязательном порядке рассматри-

ваются мероприятия по повышению коэффициента извлечения УВС 

гидродинамическими, физико-химическими, тепловыми и другими 

методами. 

В проектный технологический документ рекомендуется вклю-

чать несколько расчетных вариантов разработки месторождения. 
Расчетные варианты различаются выбором эксплуатационных 

объектов, системами размещения и плотностями сеток скважин, спо-
собами и агентами воздействия на пласт, режимами и способами их 
эксплуатации, набором и объемами методов повышения нефтеотдачи. 

Технологические показатели разработки рассчитываются с ис-
пользованием современных математических моделей пластов. 

В проектных технологических документах один вариант рас-
сматривается в качестве базового � вариант, утвержденный предыду-
щим проектным документом. 

Прогнозными показателями расчетного варианта считаются 
технологические показатели разработки зон с запасами категорий  

А + В + С1. Технологические показатели зон с запасами категории 2С  

определяются для проектирования обустройства месторождения, раз-
вития инфраструктуры, перспективного планирования добычи нефти 

и газа, объемов буровых и строительных работ. 
Экономические показатели вариантов разработки месторожде-

ния определяются на основе рассчитанных технологических показа-
телей. 
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Расчеты экономических показателей разработки рекомендуется 
проводить с использованием среднеотраслевых показателей: долей 
нефти, поступающих на внешний и внутренний рынки, цены нефти на 
внешнем и внутреннем рынках, показателей капитальных, эксплуата-
ционных и ликвидационных затрат. 

В качестве экономических критериев оценки рекомендуется ис-
пользовать: 

� дисконтированный поток денежной наличности; 
� индекс доходности; 
� внутреннюю норму возврата капитальных вложений; 
� период окупаемости капитальных вложений; 
� капитальные вложения на освоение месторождения; 
� эксплуатационные затраты на добычу нефти; 
� доход государства (налоги и платежи, отчисляемые в бюджет-

ные и внебюджетные фонды). 
Прогнозирование и сопоставление технико-экономических по-

казателей в расчетных вариантах рекомендуется проводить за весь 
проектный срок разработки. 

Выбор рекомендуемого для реализации варианта разработки 
проводится путем сопоставления технико-экономических показателей 
вариантов разработки. 

В рекомендованном варианте разработки на месторождении мо-
гут быть выделены участки для проведения работ по испытанию но-
вых технических средств и технологий нефтеизвлечения. Технологи-
ческие показатели разработки таких участков рассчитываются на весь 
проектный период, представляются в проектном документе как от-
дельно, так и в составе показателей разработки эксплуатационного 
объекта и месторождения в целом. 

В проектных технологических документах рекомендуется обос-
новывать динамику ликвидации скважин и затраты на ликвидацию 
(кроме скважин, ликвидированных по техническим причинам). 

Исходная информация и состав работ в проектных техноло-
гических документах 

К исходной информации при составлении проектного техноло-
гического документа рекомендуется относить: 

� техническое задание на проектирование; 
� составленные ранее проектные технологические документы, 

материалы их экспертизы и протоколы рассмотрения; 
� сейсмические, геофизические и промысловые исследования 

площадей, скважин и пластов, 
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� результаты бурения разведочных и эксплуатационных скважин; 

� подсчеты запасов; 
� результаты лабораторных исследований керна и пластовых 

флюидов; 
� результаты лабораторных и промысловых исследований раз-

личных технологий воздействия на пласты; 

� размеры затрат (капитальных, эксплуатационных и ликвида-
ционных). 

В проектных технологических документах обосновывается сле-
дующее: 

� выделение эксплуатационных объектов; 
� порядок освоения месторождения, исключающий выборочную 

отработку запасов; 
� выбор способов и агентов воздействия на пласты на основе 

анализа коэффициентов вытеснения при воздействии на породы га-
зом, паром, водой, водой с добавками загустителей, поверхностно-
активных веществ (ПАВ); 

� системы размещения и плотности сеток скважин; 

� уровни, темпы и динамика добычи нефти, газа, жидкости из 
пластов, закачка в них вытесняющих агентов по годам; 

� мероприятия по повышению эффективности реализуемых сис-
тем разработки, применению физико-химических, тепловых и других 
методов повышения степени извлечения и интенсификации добычи 

нефти и газа; 
� мероприятия по использованию нефтяного газа; 
� конструкции скважин, технология их проводки, заканчивания 

и освоения; 
� способ подъема жидкости из скважин, выбор устьевого и внут-

рискважинного оборудования; 
� мероприятия по предупреждению и борьбе с осложнениями 

при эксплуатации скважин; 

� системы сбора и подготовки нефти; 

� системы поддержания пластового давления (ППД); 

� объемы и виды работ по доразведке и изучению месторождения; 
� мероприятия по контролю и регулированию процесса разра-

ботки; 

� комплексы, объем, периодичность геофизических и гидроди-

намических исследований; 
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� опытно-промышленные работы по испытаниям и отработке 
новых технологий и технических решений; 

� рекомендации по охране недр при бурении и эксплуатации 

скважин. 

К исходной информации для составления авторского надзора за 
реализацией проектных технологических документов рекомендуется 
относить: 

� техническое задание; 
� материалы последнего подсчета запасов УВС и коэффициента 

извлечения нефти (КИН); 

� последний проектный технологический документ на разработ-
ку месторождения; 

� фактические показатели разработки месторождения за период 
реализации последнего проектного технологического документа; 

� материалы уточнения геологического строения, мониторинга 
разработки месторождения, реализации методов увеличения нефтеот-
дачи пластов и интенсификации добычи нефти за период реализации 

последнего проектного технологического документа. 
В авторских надзорах анализируется состояние реализации про-

ектных технологических документов за рассматриваемый период. 

При необходимости в них предлагаются мероприятия по изменениям 

условий разработки продуктивных пластов в рамках принятых техно-
логических решений, в том числе: 

� распространение ранее утвержденной проектной системы раз-
работки и сетки скважин на участках расширения границ залежей 

(увеличение скважин основного фонда); 
� отмена ранее утвержденной сетки скважин на участках сокра-

щения границ залежей (сокращение скважин основного фонда); 
� применение методов регулирования разработки месторождения: 
а) выравнивание профиля притока жидкости или приемистости, 

б) изоляция или ограничение притока попутной воды и про-
рвавшегося газа в скважинах, 

в) перенос интервала перфорации, 

г) разукрупнение эксплуатационных объектов, перевод скважин 

с одного эксплуатационного объекта на другой, 

д) одновременно-раздельная эксплуатация скважин, 

е) бурение горизонтальных, многоствольно-разветвленных сква-
жин и зарезка боковых стволов, 

ж) проведение гидроразрывов пластов. 



 133

ÃËÀÂÀ 8. ÎÁÚÅÊÒ È ÑÈÑÒÅÌÀ ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÈ 

Нефтяные месторождения � это промышленные скопления угле-
водородов в земной коре, приуроченные к одной или нескольким гео-
логическим структурам, находящимся вблизи одного и того же гео-
графического пункта.  

Залежи углеводородов, входящие в месторождения, обычно на-
ходятся в пластах или массивах горных пород, имеющих различное 
распространение и различные геолого-физические свойства. Во мно-
гих случаях отдельные нефтеносные пласты разделены значительны-
ми толщами непроницаемых пород, а иногда находятся на отдельных 
участках месторождения.  

Обособленные или отличающиеся по свойствам пласты разраба-
тывают различными группами скважин, иногда и разными техноло-
гиями. Приступая к разработке нефтяного месторождения, нефтедо-
бывающая компания должна обосновать три основные стратегические 
задачи, отвечающие максимально возможной степени выработки за-
пасов нефти с приемлемой рентабельностью при применении наибо-
лее прогрессивных методов, техники и технологии извлечения нефти:  

� выделить объекты разработки;  
� обосновать систему разработки месторождения;  
� обосновать технологию разработки месторождения.  

8.1. Âûáîð îáúåêòîâ ïî ðàçðåçó è ïëîùàäè  
ìåñòîðîæäåíèÿ. Îáúåäèíåíèå íåñêîëüêèõ  

ïðîäóêòèâíûõ ïëàñòîâ â îäèí îáúåêò ðàçðàáîòêè; 
îáîñíîâàíèå öåëåñîîáðàçíîñòè îáúåäèíåíèÿ 

Эксплуатационный объект разработки � это искусственно выде-
ленное в пределах данного месторождения геологическое образова-
ние (продуктивный пласт, часть пласта, группа пластов), извлечение 
нефти из которых осуществляется самостоятельной (своей) сеткой 
скважин.  

В объект разработки может быть включен один, несколько или 
все пласты месторождения. С точки зрения экономии металла, труб  
и других материалов для бурения и обустройства месторождения,  
т. е. капитальных затрат, желательно включить в один объект разра-
ботки как можно большее число пластов. Если в объект разработки 
включить все пласты в пределах месторождения, то понятия объекта 
и месторождения равнозначны.  
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Но, с другой стороны, увеличение числа пластов усложняет 
процесс извлечения нефти из каждого пласта в отдельности и в ряде 
случаев приводит к снижению извлекаемых запасов нефти в целом по 
объекту. Поэтому обоснование выделения объектов разработки явля-
ется одной из ответственных стратегических задач разработки нефтя-
ного месторождения.  

Объекты разработки иногда подразделяют на самостоятельный 

и возвратный.  

Самостоятельными объектами разработки могут быть пласты, 

имеющие значительную толщину с мощными непроницаемыми раз-
делами. При небольшой толщине пластов и наличии зон слияния, ос-
ложняющих раздельное нагнетание воды в каждый пласт и регулиро-
вание процессов разработки, пласты объединяются в единый 

эксплуатационный объект. При выделении объектов разработки необ-

ходимо учитывать следующие факторы:  

1. Геолого-физические свойства пород-коллекторов нефти и газа. 
В один объект разработки можно включить пласты, имеющие близкие 
литологические характеристики и коллекторские свойства пород про-
дуктивных пластов, величины начальных приведенных пластовых дав-
лений и совпадающие в плане площади нефтеносности. Резко отли-

чающиеся по проницаемости, общей и эффективной толщинам, а также 
начальному пластовому давлению пласты нецелесообразно объединить 
в один объект. Сильно различающиеся по площадной и послойной не-
однородности пласты тоже нецелесообразно объединять в один объект 
разработки.  

Пласты, существенно отличающиеся по продуктивности и пла-
стовому давлению, будут отличаться по способам разработки, скоро-
сти выработки запасов нефти и изменению обводненности продукции 

скважин, поэтому включение их в один объект разработки неизбежно 
приведет к снижению нефтеотдачи в целом по объекту.  

В процессе разработки многопластовых эксплуатационных объек-
тов нефтяных месторождений было замечено, что средний коэффициент 
продуктивности скважин ,п

совK  эксплуатирующих несколько пластов 
совместно, меньше суммы п

сумK  средних коэффициентов продуктивно-
сти скважин, эксплуатирующих те же пласты отдельно. Физическая 
сущность этого явления изучена недостаточно. Ряд исследователей счи-
тает, что снижение продуктивности происходит из-за перетоков жидко-
сти между пластами, другие объясняют это потерями за счет гидравли-



 135

ческих сопротивлений в стволе скважин, некоторые исследователи объ-
ясняют это взаимовлиянием эксплуатируемых пластов.  

Если в один эксплуатационный объект объединяются большое 
количество пластов, максимальное значение уменьшения коэффици-
ента продуктивности скважин при совместной эксплуатации пластов 
по сравнению с раздельной достигает 35�45 %.  

2. Физико-химические свойства нефти, воды и газа. Пласты, со-
держащие нефть с неодинаковыми свойствами, например, по вязко-
сти, нецелесообразно объединять в один объект разработки, так как 
для извлечения продукции необходимо применять разные технологии 
воздействия на них, требующие различную систему расположения  
и различную плотность сетки скважин.  

Существенное значение при выделении объектов имеют физико-
химические свойства пластовых вод, их возможность смешения.  
Например, закачка воды в пласт, содержащий пластовую воду опре-
деленного состава, может вызвать химические реакции, в результате 
которых ухудшаются условия фильтрации жидкостей.  

3. Фазовое состояние углеводородов и режимы пластов.  
Например, нельзя объединить в один объект чисто нефтяной пласт  
и нефтяной пласт с газовой шапкой. Объединение указанных пластов 
в один объект нецелесообразно, так как разработка каждого из них 
требует различных схем расположения скважин и технологий извле-
чения нефти и газа.  

4. Возможность управления процессом разработки (очень мно-
го пластов объединять в один объект нецелесообразно).  

5. Технология разработки, техника и технология эксплуатации 
скважин (если пласты рентабельно разрабатывать самостоятельно,  
то их объединять нецелесообразно).  

Целесообразность объединения пластов в один объект эксплуа-
тации, предварительно установленная по перечисленным геологиче-
ским признакам, далее уточняется технологическим анализом и тех-
нико-экономическими расчетами.  

Одним из последних достижений в технике и технологии добы-
чи является технология одновременно-раздельной эксплуатации 
(ОРЭ) пластов. Применение такой технологии позволяет совместить 
достоинства разукрупнения объектов разработки с достоинствами  
совместной эксплуатации пластов. При этой технологии скважина 
может добывать нефть из двух объектов одновременно, обеспечивая 
на каждый из объектов свое (оптимальное именно для этого объекта) 
воздействие. Таким образом, потери извлекаемых запасов не проис-
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ходит, а рентабельность процесса повышается за счет уменьшения 
количества необходимых скважин.  

При этом наиболее экономична однолифтовая модификация 
ОРЭ, когда смешение добываемых из двух объектов флюидов проис-
ходит в одной НКТ в скважине. Однако эта модификация осложняет 
процесс контроля за разработкой отдельных объектов и, кроме того, 
неприменима при существенных различиях в физико-химических 
свойствах пластовых флюидов. Двухлифтовая конструкция позволяет 
использовать одну скважину для полностью раздельной добычи угле-
водородов из двух объектов по разным НКТ. Развиваются также тех-
нологии одновременно-раздельной закачки.  

8.2. Ïîíÿòèå î ñèñòåìå ðàçðàáîòêè íåôòÿíûõ  
ìåñòîðîæäåíèé. Ñèñòåìû ðàçðàáîòêè ïî ìåòîäó 

ðàçáóðèâàíèÿ ìåñòîðîæäåíèÿ â öåëîì 

Система разработки � это совокупность взаимосвязанных инже-
нерных решений: выделение объектов и установление последователь-
ности их разбуривания и разработки; обоснование методов воздейст-
вия на пласты и режимов разработки, т. е. технологии разработки; 
обоснование сетки, соотношения и геометрии расположения нагнета-
тельных и добывающих скважин; обоснование основных способов 
контроля и управления процессом разработки.  

Процесс разработки месторождения регулируют, изменяя общее 
число и соотношение добывающих и нагнетательных скважин, их 
взаимное расположение на площади, устанавливая различные режи-
мы работы скважин в процессе их эксплуатации.  

На практике системы разработки нефтяных месторождений раз-
личают по двум наиболее характерным признакам:  

� наличию или отсутствию воздействия на пласт;  
� по расположению скважин.  
По геометрии расположения скважин на площади выделяют 

системы с равномерной и неравномерной расстановкой скважин.  
Для систем с равномерной расстановкой скважин характерно их 

расположение по правильным геометрическим сеткам, обеспечиваю-
щим высокую степень вскрываемости отдельных линз коллекторов.  
К наиболее простым из них относятся прямоугольная и треугольная 
(рис. 8.1 и 8.2), каждая из которых имеет свои преимущества и недос-
татки. При последовательном сгущении треугольной сетки на каждом 
этапе число скважин возрастает в 3 раза.  
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Рис. 8.1. Прямоугольная сетка скважин Рис. 8.2. Треугольная сетка скважин 

Прямоугольная сетка � гибкая, при сгущении на каждом этапе 
число скважин удваивается. Поэтому квадратные сетки нашли более 
широкое применение на практике.  

Для объектов с двумя пластами � целесообразно бурение скважин 

по квадратной сетке, а для объектов с тремя пластами � по треугольной.  

Кроме того, существуют и более сложные сетки скважин: пяти-

точечная, семиточечная, девятиточечная. 
Для систем с неравномерным расположением скважин предпо-

лагают разработку залежей цепочками или рядами скважин, парал-
лельными контуру нефтеносности или рядам нагнетательных сква-
жин. Расстояния между скважинами в рядах и между рядами 

неодинаковые.  
По методу воздействия различают системы разработки без воз-

действия и с воздействием на пласт.  
Системы без воздействия на пласт используют в процессе раз-

работки нефтяных месторождений естественную пластовую энергию. 

Лучшие результаты достигаются в условиях водонапорного, упруго-
водонапорного и газонапорного режимов, обеспечивающих относи-

тельно высокую степень нефтеизвлечения.  
Наиболее распространены в нашей стране системы с воздейст-

вием на пласт путем закачки в него воды.  

Каждую систему разработки можно характеризовать пятью ос-
новными параметрами, величина которых обосновывается в процессе 
составления технологической схемы разработки месторождения:  

1. Фонд скважин � общее число скважин всех категорий, пробу-
ренных на эксплуатационном объекте. Эксплуатационный фонд 
скважин � общее число нагнетательных, добывающих и находящихся 
в освоении скважин, предназначенных для осуществления процесса 
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разработки месторождения. Эксплуатационный фонд скважин под-

разделяется на основной и резервный.  

Под основным фондом понимают число скважин, необходимое 
для реализации запроектированной системы разработки.  

Резервный фонд планируют с целью вовлечения в разработку 
выявленных во время разбуривания залежей отдельных линз коллек-
тора и для повышения эффективности системы воздействия на пласт. 
Число скважин этого фонда зависит от неоднородности строения пла-
ста, его прерывистости, особенностей применяемой технологии из-
влечения нефти из недр.  

2. Плотность сетки скважин сS  равна площади нефтеносности 

залежи, приходящейся на одну добывающую и нагнетательную сква-
жину, м2

/скв.  
3. Удельные извлекаемые запасы нефти на одну скважину сN  

(параметр А. П. Крылова), величина которых учитывается при выбо-
ре плотности сетки скважин. Минимальное значение этого параметра 
должно быть достаточным для рентабельной эксплуатации скважин  

за весь период разработки.  

4. Соотношение числа добывающих и нагнетательных сква-
жин, от величины которого зависит интенсивность системы разра-
ботки. В пятирядных системах он равен 5, в пятиточечных площад-
ных системах � 1.  

5. Соотношение числа резервного и основного фонда скважин. 
При составлении проектов разработки основной фонд скважин раз-
мещается на карте расположения скважин. По резервному фонду оп-

ределяется только число скважин, но они также закладываются в тех-
нико-экономические расчеты. Число резервных скважин может 
достигать до 25 % от основного фонда скважин.  

Системы разработки по методу разбуривания месторожде-
ния в целом 

Существуют три системы разработки многопластового нефтяно-
го месторождения: а) система «сверху вниз», при которой каждый ни-

жележащий пласт разрабатывается после разработки вышележащего 
(рис. 8.3, а); б) система «снизу ввер», при которой нефтеносные пласты 

вводятся в разработку в порядке последовательности их залегания, на-
чиная с нижнего, причем вышележащие пласты могут вводиться в раз-
работку до окончания разработки нижележащих (рис. 8.3, б); в) комби-

нированная система (рис. 8.4). 
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а) б) 
Рис. 8.3. Схема разработки:  

а � по системе «сверху вниз»; б � по системе «снизу вверх»  

Система разработки «сверху вниз» являлась основным методом 
разработки в первый период развития нефтяной промышленности, ко-
гда бурение скважин осуществлялось ударным способом и эксплуата-
ция скважин  желонкой. 

При этой отсталой технике скважины крепили одновременно  
с бурением, причем выход из башмака предыдущей колонны равнялся 
70�80 м, а часто � 40�45 м. Для обеспечения нормальной эксплуата-
ции скважин желонкой необходимо было иметь диаметр колонны не 
меньше 273�325 мм. Все это заставляло затрачивать на бурение сква-
жин значительное количество колонн и начинать бурение долотом  
с очень большим диаметром. Изоляция притока осуществлялась несо-
вершенным способом  задавкой башмака колонны в глину или це-
ментированием башмака. 

При встрече высокопродуктивного пласта скважина начинала 
фонтанировать и дальнейшее бурение ее оказывалось невозможным. 
Поэтому открытый пласт приходилось вводить в разработку. В тече-
ние эксплуатации давление в пласте снижалось, разность давлений 
водоносных пластов и нефтяного пласта возрастала. Несовершенство 
тампонажа скважин приводило к прорыву верхних вод. Все это в ко-
нечном счете вынуждало прекратить эксплуатацию пласта и перехо-
дить на разработку нового, нижележащего пласта. 

С внедрением вращательного бурения система разработки 
«сверху вниз» стала являться препятствием для разработки нефтяного 
месторождения. При пересечении эксплуатирующихся и разработан-
ных пластов со сниженным давлением в бурящихся скважинах про-
исходили потеря циркуляции и глинизация эксплуатируемых сква-
жин, находящихся поблизости от бурящихся. Это сильно сокращало 
область применения системы разработки «сверху вниз». 
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В настоящее время система разработки «сверху вниз» применя-
ется только при разработке неглубоко залегающих нефтеносных пла-
стов, когда они характеризуются слабой проницаемостью и когда при 

прохождении их последующими скважинами на нижележащие пласты 

можно ожидать, что даже при сильном понижении пластового давле-
ния не будет поглощения глинистого раствора. Сама пачка верхних 
пластов должна разрабатываться по системе «снизу вверх». 

Система разработки «снизу вверх» 
Система разработки «снизу вверх» стала широко применяться 

после 1930 г. По этой системе разработку начинают с нижнего, так 
называемого опорного горизонта (базисного объекта). 

Опорный горизонт должен: а) залегать на глубине, доступной 

для массового бурения эксплуатационных скважин при современном 

уровне развития техники; б) обладать высокой продуктивностью  

и сортностью нефти; в) иметь достаточно хорошо разведанную значи-

тельную площадь, т. е. быть вполне подготовленным к разработке. 
Желательно, чтобы опорный горизонт не имел подошвенной воды. 

Вышележащие нефтеносные пласты по значимости разделяются 
следующим образом:  

а) нефтеносные пласты, которые являются объектами самостоя-
тельной разработки, т. е. разбуриваются самостоятельной сеткой сква-
жин. Эти пласты выбираются по принципу высокой продуктивности, 

причем они должны обладать хорошо выраженным напорным режи-

мом или эксплуатироваться с поддержанием пластового давления.  
Их можно разрабатывать одновременно с опорным горизонтом, но при 

условии разбуривания их быстрыми темпами (рис. 8.3, б, пласт III); 
б) нефтеносные пласты, являющиеся объектами возврата; к ним 

относятся лишь малодебитные пласты. Разработка их осуществляется 
возвратом скважин после истощения или обводнения нижележащих 
пластов (рис. 8.3, б, пласт II). 

Система разработки «снизу вверх» обладает рядом преимуществ 
по сравнению с системой разработки «сверху вниз». 

При разработке опорного горизонта эксплуатационные скважи-

ны прорезают все вышележащие нефтеносные пласты, причем имеет-
ся возможность полного их изучения путем отбора грунтов и при по-
мощи геофизических методов. В процессе разбуривания опорного 
горизонта детально освещаются все технические особенности место-
рождения и одновременно осуществляется подготовка к разработке 
всех вышележащих пластов. Благодаря этому, сильно сокращается 
число разведочных скважин на месторождении. 
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Эксплуатационные скважины, не получившие нефти на опорном 

горизонте, могут быть возвращены на вышележащие пласты, особен-

но если контуры нефтеносности расширяются в верхних пластах.  
Бурящиеся скважины вскрывают еще не разработанные верхние пла-
сты, что исключает возможность взаимной глинизации скважин. 

Особым преимуществом системы разработки «снизу вверх» яв-
ляется возможность одновременной эксплуатации всех объектов са-
мостоятельной разработки, благодаря чему значительно ускоряются 
темпы освоения нефтяных месторождений. 

Объективные условия � стремление к увеличению добычи неф-

ти � привели к необходимости разбуривать многопластовые месторо-
ждения несколькими сериями эксплуатационных скважин. По резуль-
татам разведочных работ в пределах месторождения выделяется 
несколько этажей разработки, на каждый из которых планируется со-
ответствующая серия эксплуатационных скважин. В пределах этажа 
разработки выделяются эксплуатационные и возвратные объекты. 

Каждая серия эксплуатационных скважин может буриться как одно-
временно, так и последовательно, что позволяет значительно увели-

чить темпы добычи, уменьшить капитальные вложения, снизить себе-
стоимость нефти и газа. Такая система разработки получила название 
комбинированной (рис. 8.4). 

I б

а
II б

а

III б
а

 

Рис. 8.4. Схема разработки многопластового нефтяного 
 месторождения по комбинированной системе:  
а � базисный горизонт; б � возвратный объект;  

I, II, Ш � этажи разработки 
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Что же следует называть этажом разработки, эксплуатационным 

объектом, объектом возврата, объектом разработки? Этажом разра-
ботки следует называть один или несколько продуктивных пластов, 
эксплуатируемых одной серией эксплуатационных скважин. Разработ-
ка залежей продуктивных пластов в пределах этажа осуществляется 
только по системе «снизу вверх». Этажи разработки могут разбури-

ваться по системе «снизу вверх», «сверху вниз», либо одновременно.  
В пределах этажа разработки выделяются эксплуатационные объекты 

и объекты возврата. 
Эксплуатационным объектом называется один или группа 

пластов, предназначенных для одновременной самостоятельной раз-
работки одной серией эксплуатационных скважин при обеспечении 

возможности регулирования разработки каждого из них отдельно. 
Другими словами, подразумевается, что пласты, объединенные в экс-
плуатационный объект, вскрываются в каждой скважине общим 

фильтром. Эксплуатационный объект, в который объединяется не-
сколько залежей различных продуктивных пластов (или несколько 
пластов одной залежи), называют многопластовым эксплуатацион-

ным объектом. 

При выделении в эксплуатационный объект неоднородного пла-
ста большой мощности или нескольких неоднородных пластов при их 
разработке могут потребоваться дополнительные мероприятия по вы-

работке либо отдельных интервалов разреза пластов большой мощно-
сти, либо отдельных пластов многопластового эксплуатационного 
объекта. Тогда объектом разработки следует называть либо каждый 

пласт многопластового эксплуатационного объекта, либо отдельные 
интервалы мощного продуктивного пласта, по которым производятся 
контроль и регулирование разработки. Следовательно, эксплуатаци-

онный объект может состоять из нескольких объектов разработки. 

Возвратным объектом эксплуатации называют один или не-
сколько продуктивных пластов, на которые осуществляется возврат 
эксплуатационных скважин в пределах этажа разработки после окон-

чания выработки нижележащего эксплуатационного объекта. 
При разработке многопластовых месторождении большое вни-

мание должно отводиться возможности одновременно-раздельной 

эксплуатации и одновременно-раздельной закачки (ОРЗ) воды в од-

ной скважине. Для этих целей применяется специальное оборудова-
ние, позволяющее в одну скважину опускать несколько рядов насос-
но-компрессорных труб. 
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Таким образом, комбинированная система разработки позволяет 
очень четко, с учетом геологопромысловых особенностей каждого 
многопластового месторождения запроектировать свою, соответст-
вующую, рациональную систему разработки. Она приводит за корот-
кие сроки к достижению необходимого уровня добычи, обеспечению 

минимальной себестоимости нефти и газа и достижению максималь-
ных коэффициентов нефтегазоотдачи [12, 13]. 

8.3. Ñèñòåìû ðàçðàáîòêè íåôòÿíûõ çàëåæåé 

Системы разработки залежей нефти пластового и массивного 
типов заметно различаются. 

Пластовые нефтяные залежи, окруженные краевыми водами, яв-
ляются наиболее распространенными. В настоящее время по этим  

залежам накоплен большой опыт разработки. Это позволило значи-

тельно усовершенствовать системы их эксплуатации. 

Основной характерной особенностью разработки пластовых за-
лежей является планомерное перемещение по пласту фронтов воды. 

Таким образом, выработка запасов этих залежей нефти происходит 
постепенно с периферии. При этом продвигающая вода появляется 
последовательно в скважинах. В первую очередь, обводняются сква-
жины, расположенные ближе к начальному контуру нефти. Затем об-

водняются скважины, расположенные внутри нефтеносной площади. 

Описанные характерные особенности перемещения фронта воды 

наблюдаются в условиях как водонапорного, так и упруговодонапор-
ного режимов. Принципиальной разницы в процессе здесь нет, так 
как в обоих случаях движение воды происходит под действием напо-
ра краевых вод. 

Однако, если в условиях водонапорного режима естественные 
условия благоприятствуют эффективному и полноценному извлече-
нию всех промышленных запасов нефти, то в условиях упруговодо-
напорного режима лишь в сравнительно редких случаях удается эф-

фективно извлечь промышленные запасы нефти. Обычно в результате 
необходимости непрерывного снижения динамического пластового 
давления происходит смена режима на смешанный режим � режим 

растворенного газа на разрабатываемой площади и упруговодонапор-
ный � в небольшой полосе, прилегающей к поступающим краевым 

водам. Это приводит к снижению нефтеотдачи. 

Существенным недостатком разработки в условиях упруговодо-
напорного режима является сравнительно невысокая текущая добыча 
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нефти, которую необходимо выдерживать для того, чтобы обеспечить 
сохранение этого режима до конца разработки нефтяной залежи. 

Для повышения эффективности разработки пластовых нефтяных 
залежей, окруженных краевыми водами, в настоящее время широко 
применяют методы ввода дополнительной энергии в пласт, сущность 
которых заключается в следующем. 

На продуктивный пласт бурят специальные скважины, называе-
мые нагнетательными, через которые в пласт закачивают воду. В том 

случае, когда нагнетательные скважины бурят в водоносной части 

пласта вдоль контура нефтеносности, систему разработки называют 
системой с законтурным заводнением, а когда нагнетательные сква-
жины располагают непосредственно на площади нефтяной залежи, 

систему называют системой с внутриконтурным заводнением. 

Следовательно, разработку пластовых нефтяных залежей, окру-
женных краевыми водами, осуществляют по одной из трех следую-

щих систем: 1) под действием естественного напора краевых вод;  

2) путем законтурного заводнения; 3) путем внутриконтурного завод-

нения. 
Массивные нефтяные залежи, подстилаемые на всей площади 

подошвенной водой, в основном разрабатываются в условиях естест-
венного напора подошвенных вод. При слабой активности законтур-
ной зоны реализуются предложения о вводе дополнительной энергии 

в пласт путем закачки воды в нижнюю водоносную часть пласта. 
 Небольшие залежи нефти с ограниченной пластовой энергией  

в основном разрабатываются на режимах истощения, т. е. в условиях 
упругого режима, режима растворенного газа и затем гравитационно-
го режима, и лишь в редких случаях, когда геологические условия 
благоприятствуют формированию газовой шапки, � на газонапорном 

режиме. Однако в принципе залежи с ограниченной пластовой энер-
гией можно разрабатывать путем ввода дополнительной энергии  

с помощью закачки в пласт воды. 

При хорошей проницаемости пласта и низкой вязкости нефти 

можно применять системы как законтурного, так и внутриконтурного 
заводнения. При низкой проницаемости и высокой вязкости нефти, 

когда давление от нагнетательных скважин не может быть передано 
на большие расстояния, остается одна система, при которой можно 
ввести в пласт дополнительную энергию, � это площадное заводнение 
или избирательное заводнение. 
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В случае разработки нефтяных залежей на режиме растворенно-
го газа особое значение приобретают вопросы последовательного бу-
рения эксплуатационных скважин и их уплотнения. В соответствии с 
этим для разработки нефтяных залежей в условиях режима раство-
ренного газа предложено несколько систем: сгущающаяся и ряд раз-
новидностей ползущей. В этих системах особое значение имеет ха-
рактер размещения скважин [12]. 

Системы разработки нефтяных залежей с использованием 

естественного напора краевых вод 
Разработка пластовых нефтяных залежей 
При разработке с использованием естественного напора краевых 

вод эксплуатационные скважины располагают на нефтяной залежи 

так, чтобы фронту продвигающейся краевой воды противостоял 
фронт эксплуатационных скважин. Для этого скважины размещают 
рядами параллельно контуру воды (рис. 8.5). 

 

Рис. 8.5. Система разработки с использованием  

естественного напора краевых вод:  

1  внешний контур нефтеносности; 2 � внутренний  

контур нефтеносности; 3 � добывающие скважины 

Как показывают гидродинамические расчеты и опыт разработки, 

даже в наиболее благоприятных условиях в эффективной эксплуата-
ции одновременно могут находиться не более четырех рядов скважин, 

причем для обеспечения более высокой добычи нефти ряды эксплуа-
тационных скважин обычно размещают в пределах полного нефтена-
сыщения пласта по вертикали. 

На тех залежах нефти, где размещается более четырех рядов, по 
мере обводнения наружных рядов скважин рекомендовалось выклю-

чать их из эксплуатации, а взамен вводить новые внутренние ряды. 
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Однако в связи с тем, что при задержке разбуривания внутренних  
рядов снижается темп отбора нефти от запасов, в настоящее время на 
этих залежах применяют более интенсивные системы разработки с 
внутриконтурным заводнением. 

Лишь в редких случаях, при чистом водонапорном режиме, т. е. 
при пополнении пласта водой за счет естественного питания его на 
выходах на поверхность, сохраняется эффективный напор краевых 
вод до конца разработки залежи. При упруговодонапорном режиме 
процесс разработки более сложен. 

Согласно теории упруговодонапорного режима, изменение дав-
ления в пласте p  в зависимости от величины отбора жидкости Q  

и времени эксплуатации t можно выразить следующим приближен-

ным уравнением: 

 ,
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   (8.1) 

где p   перепад (депрессия) давления между давлением на контуре 
питания и давлением на разрабатываемой площади, атм; Q  текущая 
добыча жидкости из пласта, см3

/с; k  коэффициент проницаемос- 
ти, мкм2

;    коэффициент пьезопроводности пласта, см2
/с; t � время, 

прошедшее с начала эксплуатации, с; сR  � радиус разрабатываемой 

площади, т. е. площади, на которой расположены эксплуатационные 
скважины, см. 

Из уравнения (8.1) следует, что с увеличением времени эксплуа-
тации t происходит рост депрессии давления .p  Но так как время 
входит в формулу под знаком логарифма, то это приводит к следую-

щему, очень характерному для упруговодонапорного режима явлению. 

Так, на рис. 8.6 показано изменение суммарной добычи жидко-
сти из пласта в зависимости от текущей добычи Q при одной и той же  
конечной величине снижения давления в пласте .p   

Как мы видим, при уменьшении текущей добычи Q значительно 
возрастает время эксплуатации до момента снижения динамического 
пластового давления до заданного уровня. При этом рост времени 

происходит неравномерно и значительно резче, чем снижение теку-
щей добычи. Так, при снижении текущей добычи на 23 % время  
возрастает в 2 раза, а при снижении текущей добычи в 2 раза время 
возрастает в 10 раз. 
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Так как время возрастает в гораздо более быстром темпе, чем 

снижается текущая добыча нефти, это приводит к росту суммарной 

добычи жидкости при одной и той же конечной величине снижения 
динамического пластового давления и, в частности, при снижении  

текущей добычи нефти в 2 раза суммарная добыча возрастает в 5 раз. 

 

Рис. 8.6. Изменение суммарной добычи жидкости  

из пласта в зависимости от текущей добычи 

Как следует из уравнения (8.1), величина депрессии давления p  

зависит от величин ,  k,   и ,сR  причем с увеличением вязкости нефти 

и пьезопроводности пласта величина p  возрастает, а с увеличением 

проницаемости и величины разрабатываемой площади ,сR  наоборот, 
снижается. Следовательно, эффективная разработка пластовых нефтя-
ных залежей с использованием естественного напора краевых вод воз-
можна для пластов, характеризующихся хорошей проницаемостью, 

низкой вязкостью нефти в пластовых условиях и пьезопроводностью 

пласта. 
До недавнего времени считалось, что во избежание перехода 

упруговодонапорного режима в менее эффективный режим раство-
ренного газа нельзя снижать давление на разрабатываемой площади 

ниже давления насыщения. При этом условии при разработке пласта  
в условиях упруговодонапорного режима наступает момент, когда 
падение давления на разрабатываемой площади должно быть приос-
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тановлено. Чтобы выполнить это условие, необходимо при пониже-
нии динамического пластового давления до давления насыщения по-
степенно уменьшать добычу жидкости из пласта. 

Таким образом, разработка нефтяных залежей с использованием 
естественного напора контурных вод характеризуется сравнительно 
непродолжительным временем постоянной добычи нефти, после чего 
она начинает снижаться. 

В настоящее время в результате лабораторных опытов и экспе-
риментов, проведенных в промысловых условиях, установлено, что 
при разработке нефтяных залежей допустимо умеренное (на 10�15 %) 
снижение динамического пластового давления ниже давления насы-
щения, если в конечном итоге нефть будет вымыта из пласта водой. 
При этом условии нефтеотдача не только не уменьшается, а даже не-
сколько возрастает за счет образования, так называемого запечатан-
ного газа. 

Обоснование возможности снижения динамического давления 
ниже давления насыщения значительно увеличивает возможность 
осуществления разработки пластовых нефтяных залежей с использо-
ванием естественного напора краевых вод. 

Из уравнения (8.1) вытекает, что увеличение перепада давле- 
ния p  позволяет пропорционально повысить текущую добычу.  
В тех случаях, когда не удавалось эффективно извлечь запасы нефти 
при снижении пластового давления до давления насыщения, увеличе-
ние перепада давления позволяло при сохранении уровня добычи 
нефти значительно увеличить суммарную добычу нефти, т. е. увели-
чить отбор запасов нефти. 

Таким образом, возможность снижения динамического пласто-
вого давления ниже давления насыщения расширяет возможность 
эффективного отбора запасов нефти с использованием естественного 
напора краевых вод в большем количестве случаев [13]. 

Для того чтобы извлечь большие запасы нефти из нефтяных  
залежей, необходимо использовать огромный запас упругой энергии, 
заключенной в пластовой жидкости и породе пласта. Расчеты показы-
вают, что за счет упругой энергии, заключенной непосредственно 
 в нефтяной залежи, можно извлечь лишь очень незначительную часть 
запасов нефти. Извлечение нефти происходит в основном за счет  
использования упругой энергии, заключенной в окружающей водо-
носной части пласта. При этом в процесс вовлекаются части пласта, 
расположенные на очень больших расстояниях от месторождения 
(обычно радиус образующейся в пласте воронки депрессии давления 
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вокруг месторождения измеряется десятками километров) [14, 15]. 
Поэтому правильно разрешить этот вопрос можно лишь на основании 
изучения размеров водного бассейна, к которому приурочена нефтя-
ная залежь, запаса упругой энергии пласта и возможной скорости пе-
рераспределения давления. 

На практике более надежным способом (ввиду сложности изу-
чения перечисленных исходных данных для учета влияния законтур-
ной области) является анализ изменения пластового давления при от-
боре нефти из залежи. Фактическое снижение пластового давления  
в залежи сопоставляется с понижением пластового давления, опреде-
ленным по теоретическим формулам, учитывающим действие упру-
гих сил пласта. На основании этого сопоставления определяется так 
называемый коэффициент z, представляющий отношение фактиче-
ской депрессии давления (измеренной от начального пластового дав-
ления) к депрессии, вычисленной путем расчетов. Полученный коэф-
фициент z вводится в дальнейшие теоретические расчеты, с помощью 
которых уточняются вопросы, могут ли быть извлечены запасы нефти  
и при каком уровне добычи нефти, необходимо ли поддержание  
пластового давления, а если необходимо, то с какого момента. 

Коэффициент z может быть теоретически и больше, и меньше 
единицы. Обычно на практике значение коэффициента больше еди- 
ницы (от 1,3 до 13). Повышенное значение коэффициента z вызывается 
следующими обстоятельствами. При теоретических расчетах пласт 
принимается однородным и бесконечным. Практически пласт является 
неоднородным и конечным. Уменьшение средней мощности пласта, 
особенно выклинивание его на отдельных участках, ухудшение прони-
цаемости коллекторов понижают запас упругой энергии в законтурной 
области пласта и скорость перераспределения давления по сравнению 
с теоретическими расчетами. Увеличение мощности пласта и улучше-
ние проницаемости коллекторов в законтурной области могут привес-
ти к более медленному темпу понижения давления в нефтяной залежи. 
Более медленному темпу снижения давления может способствовать 
также наличие гидродинамической связи разрабатываемого пласта  
с соседними выше- или нижезалегающими пластами. 

Таким образом, коэффициент z отображает изменение указан-
ных выше свойств пласта в законтурной его части. Однако для того, 
чтобы выяснить эти свойства на большой площади пласта с целью не 
ошибиться в прогнозе изменения давления в течение всего срока раз-
работки, необходимо определять коэффициент z, когда область пони-
женного давления распространилась уже на достаточно большое рас-
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стояние от залежи нефти. Для этого необходимо располагать данными 
за довольно длительный срок опытной эксплуатации залежи, причем 
добыча нефти должна достигнуть значительных размеров [12]. 

Разработка массивных нефтяных залежей, подстилаемых на 
всей площади подошвенной водой 

Характерной особенностью разработки нефтяных залежей мас-
сивного типа является постепенное внедрение пластовых вод в неф-
тяную залежь. Но в отличие от пластовых нефтяных залежей, окру-
женных краевыми водами, где наблюдается преимущественно 
движение краевых вод в горизонтальном направлении, в массивных 
нефтяных залежах происходит преимущественно вертикальное дви-
жение подошвенных вод. Вертикальное движение подошвенных вод 
наблюдается и в пластовых нефтяных залежах в конечной стадии раз-
работки, когда ВНК поднимается выше подошвы пласта по всей  
залежи (рис. 8.7). 

 

Рис. 8.7. Разновидность системы разработки нефтяной залежи  

с использованием напора подошвенных вод:  

1 � нефть; 2 � вода; 3 � интервал перфорации;  

ВНКнач � начальное положение; ВНКтек � текущее положение 

Выработку запасов нефти массивных залежей производят по-
следовательно, начиная с подошвенной части залежи. При этом непо-
средственно в районе расположения скважин вследствие своеобразия 
линии токов образуются конусы воды. Обводнение всех скважин 
происходит постепенно, причем в них последовательно обводняются 
части разреза снизу вверх. 

Однако, несмотря на то, что вытеснение нефти происходит по-
дошвенной водой, она не является основной движущей силой, так как 
запас упругой энергии, заключенной непосредственно в ней, очень 
мал и далеко не достаточен для извлечения запасов нефти из залежи. 
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Выработка запасов нефти при разработке массивных залежей, 

как и пластовых, в основном осуществляется под действием напора 
краевых (законтурных) вод. Поэтому все изложенное выше об осо-
бенностях проявления упругих сил при разработке пластовых залежей 

нефти, окруженных краевыми водами, остается справедливым и в ус-
ловиях разработки массивных залежей. Отличие заключается лишь  
в том, что при разработке массивных залежей нефти в скважинах 
вскрывается, как правило, не весь разрез, а только нефтенасыщенная 
его часть и то не полностью. В результате своеобразия образующихся 
при этом линий тока непосредственно в нефтяной залежи жидкость 
движется преимущественно в вертикальном направлении, тогда как  
в подошвенной части пласта вода движется в горизонтальном направ-
лении. 

Так как на площади нефтяной залежи не весь разрез нефтена-
сыщен, то это обусловливает лучшее соотношение между запасом  

упругой энергии и запасом нефти. На практике это улучшение соот-
ношения выражается в уменьшении величины поправочного коэффи-

циента z, причем, чем меньшая часть разреза пласта нефтенасыщена, 
тем меньше оказывается коэффициент z, а чем меньше величина z, 

тем большая часть запасов нефти может быть эффективно извлечена 
за счет упругой энергии пласта. 

Таким образом, основная характерная особенность массивных 
нефтяных залежей � неполная нефтенасыщенность разреза � улучша-
ет условия разработки этих залежей под действием естественного на-
пора краевых вод. В условиях вытеснения нефти подошвенной водой, 

которая движется в вертикальном направлении, целесообразно рав-
номерное размещение скважин на площади нефтяной залежи [12]. 

При разработке нефтяных месторождений для поддержания 
пластового давления в основном в пласт закачивают воду. Многооб-

разие геологических условий месторождений привело к необходимо-
сти создания различных модификаций систем заводнения.  

Законтурное заводнение 
Метод законтурного заводнения применяют при разработке срав-

нительно небольших по размерам залежей.  

При этой разновидности заводнения нагнетательные скважины 

располагаются в законтурной части продуктивного пласта (рис. 8.8), 

по всему периметру залежи, как можно ближе к внешнему контуру 
нефтеносности. Механизм вытеснения нефти из пласта водой при 

этом примерно тот же, что и при природном водонапорном режиме.  
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Для повышения добычи нефти эксплуатационные скважины не-
обходимо закладывать в чисто нефтяной части площади в некотором 

удалении от контура нефтеносности. Это позволяет вскрывать в сква-
жинах всю продуктивную мощность пласта, а следовательно, получать 
и более высокий дебит, чем в водонефтяной части. Кроме того, неко-
торое время (пока не подойдет контур воды) скважины будут давать 
безводную нефть, и чем дальше будут находиться скважины от на-
чального контура нефтеносности, тем более продолжительное время 
будут давать нефть без воды. 

При осуществлении законтурного заводнения необходимо учи-

тывать, что эта система в большинстве случаев применяется на зале-
жах нефти, обладающих естественным напором пластовых вод, но 
характеризующихся упруговодонапорным режимом. Эти залежи неф-

ти обладают некоторой энергией пластовых вод, но недостаточной 

для получения запланированного уровня добычи нефти, что и вызы-

вает необходимость применения законтурного заводнения. 
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Рис. 8.8. Система разработки нефтяной залежи  

с законтурным заводнением::  

1  внешний контур нефтеносности; 2  внутренний контур  
нефтеносности; 3  нагнетательные скважины;  

4  добывающие скважины 

Метод высокоэффективен при небольшой ширине залежей  

(до 4�5 км), в основном при малой относительной вязкости пластовой 

нефти (до 5 МПа · с), высокой проницаемости коллектора (0,4�0,5 мкм2
 

и более), сравнительно однородном строении продуктивного пласта, 
хорошей сообщаемости залежи с законтурной областью. Более широко 
законтурное заводнение апробировано на залежах пластового типа,  
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но при указанных геолого-физических условиях получены хорошие  
результаты и на залежах массивного типа, в том числе и в карбонатных 
коллекторах. 

Применение рассматриваемого вида заводнения в названных 
весьма благоприятных геологических условиях позволяет добиваться 
высокого нефтеизвлечения (до 60�65 %). Добывающие скважины мо-
гут быть расположены в основном в пределах внутреннего контура 
нефтеносности. При этом нефть из водонефтяной зоны может быть 
вытеснена к забоям добывающих скважин нагнетаемой водой. Таким 
путем без существенного увеличения потерь нефти в пласте можно 
сократить количество скважин для разработки объекта и объемы по-
путной (отбираемой вместе с нефтью) воды. 

При законтурном заводнении на одну нагнетательную скважину 
обычно приходится четыре-пять добывающих скважин. 

Приконтурное заводнение 
Приконтурное заводнение применяется в основном при той же 

характеристике залежей, что и законтурное заводнение, но при пло-
хой гидродинамической связи залежи с законтурной зоной. Плохая 
связь залежи с водоносной частью пласта обусловлена ухудшением 
проницаемости пласта вблизи ВНК или наличием под ним или на его 
уровне водонепроницаемого экрана. Присутствие такого экрана осо-
бенно характерно для залежей в карбонатных коллекторах, где вто-
ричные геохимические процессы могут приводить к закупорке пустот 
минеральными солями, твердыми битумами и др. [9]. 

Поэтому нагнетательные скважины обычно располагают между 
внешним и внутренним контуром нефтегазоносности (рис. 8.9). 
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Рис. 8.9. Система разработки нефтяной залежи  

с приконтурным заводнением::  

1 � внешний контур нефтеносности; 2 � внутренний контур  
нефтеносности; 3 � нагнетательные скважины;  

4 � добывающие скважины 
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Внутриконтурное заводнение 
Внутриконтурное заводнение представлено целым рядом разно-

видностей: 

� разрезание рядами нагнетательных скважин; 

� площадное; 
� избирательное; 
� очаговое; 
� головное; 
� барьерное. 
Разрезание рядами нагнетательных скважин 
При разрезании залежи рядами нагнетательных скважин закачка 

воды в пласты производится через скважины, расположенные рядами, 

называемыми разрезающими рядами или линиями разрезания. Сква-
жины разрезающих рядов после бурения непродолжительно эксплуа-
тируются на нефть при возможно более высоких дебитах. Это дает 
возможность очистить прискважинные зоны пласта и снизить пласто-
вое давление в ряду, т. е. создает условия для успешного освоения 
скважин под закачку воды. Затем скважины в ряду осваивают под на-
гнетание через одну, продолжая интенсивную добычу нефти из про-
межуточных скважин ряда. Это способствует перемещению нагне-
таемой в пласт воды вдоль разрезающего ряда. Этот период освоения 
разрезающего ряда очень важен, поскольку позволяет сократить воз-
можные потери нефти в ряду между скважинами и обеспечить за счет 
интенсивной эксплуатации промежуточных скважин быстрый рост 
добычи нефти уже в начальной фазе освоения эксплуатационного 
объекта. 

После обводнения промежуточных нагнетательных скважин они 

также переводятся под закачку воды. При такой технологии освоения 
скважин разрезающего ряда вдоль него в пласте создается полоса во-
ды. Добывающие скважины при этой разновидности заводнения рас-
полагают в рядах, параллельных разрезающим рядам. Отбор нефти из 
добывающих скважин и продолжающееся нагнетание воды в скважи-

ны разрезающего ряда обусловливают расширение полосы воды, соз-
данной вдоль этого ряда, и перемещение ее границ в направлении  

к добывающим рядам. Таким путем обеспечиваются вытеснение неф-

ти водой и перемещение ее в пласте к добывающим скважинам. 

Рассматриваемый вид заводнения применяют на залежах пласто-
вого типа с параметрами пластов и нефтей, указанными для законтур-
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ного заводнения, но с большой площадью нефтеносности, а также на 
залежах разных размеров при практически повсеместном залегании 

пласта-коллектора, но при ухудшении условий фильтрации у ВНК. 

Выделяют несколько подвидов разрезания рядами нагнетатель-
ных скважин � разрезание на площади, блоковое и сводовое (цент-

ральное). 
При заводнении с разрезанием эксплуатационного объекта на 

площади самостоятельной разработки разрезающие ряды располагают 
таким образом, чтобы выделить площади самостоятельной разработ-
ки, значительно различающиеся по геолого-промысловой характери-

стике (участки с разным количеством пластов в эксплуатационном 

объекте, с разной продуктивностью разреза, с различным характером 

нефтеводонасыщения и т. д.). 
Так, при весьма большой площади нефтеносности многопласто-

вого эксплуатационного объекта и общем для всех пластов ВНК коли-

чество нефтенасыщенных пластов и соответственно нефтенасыщенная 
толща объекта уменьшаются от свода залежи к периферии. В этих ус-
ловиях возможно реализовать разрезание эксплуатационного объекта 
на площади с разным количеством нефтенасыщенных пластов. 

Большое преимущество системы разработки с разрезанием объ-

екта на площади � возможность начинать проектирование и разработ-
ку с площадей наиболее продуктивных и с наибольшими запасами. 

Но применение такого способа возможно при условии, что ко време-
ни ввода объекта в разработку известно положение внешних и внут-
ренних контуров нефтеносности по всем его пластам [9]. 

Блоковое заводнение 
При блоковом заводнении нефтяную залежь разрезают рядами 

нагнетательных скважин на полосы (блоки), размещают ряды добы-

вающих скважин в таком же направлении. При вытянутой форме за-
лежи ряды скважин располагают обычно перпендикулярно к ее длин-

ной оси (рис. 8.10). При «круговой» форме залежей с обширными 

площадями нефтеносности направление рядов скважин выбирают  
с учетом зональной неоднородности продуктивных пластов  в крест 
выявленной превалирующей ориентации зон с повышенной толщи-

ной (и, как правило, с повышенными пористостью и проницаемо-
стью) коллекторов (рис. 8.11).  
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Рис. 8.10. Система разработки нефтяной залежи  

с блоковыми заводнением:  

1 � контур нефтеносности; 2 � нагнетательные 
 скважины; 3 � добывающие скважины 

 

Рис. 8.11. Система разработки крупной «круговой»  

нефтяной залежи с блоковым заводнением:  

1 � зона с высокой толщиной и лучшими коллекторскими  

свойствами пласта; 2 � зона с низкой толщиной  

и слабыми коллекторскими свойствами пласта;  
остальные обозначения � на рис. 8.10 
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В результате достигается пересечение всех зон, содержащих ос-
новную часть запасов нефти, линиями разрезания и, следовательно, 
обеспечивается большее влияние на них закачки воды. При ином на-
правлении разрезающие ряды в значительной части могут оказаться 
на участках с пониженной проницаемостью пласта, что обусловит 
низкую приемистость значительной доли нагнетательных скважин  

и отсутствие в части высокопродуктивных зон воздействия нагнета-
ния воды. 

При проектировании систем разработки с рассматриваемым ви-

дом заводнения особое внимание следует уделять обоснованию ши-

рины блоков и количества рядов добывающих скважин в блоке. 
Решение этого вопроса диктуется необходимостью обеспечи-

вать влияние нагнетания воды на всю ширину блоков, не допуская 
консервации их внутренних частей. Ширину блоков выбирают от 4 до 
1,5 км в зависимости от гидропроводности объекта. Уменьшение ши-

рины полос повышает активность системы заводнения благодаря воз-
растанию перепада давления на единицу ширины блока, что позволя-
ет частично компенсировать пониженную продуктивность залежи. 

Чтобы избежать значительных потерь нефти в центральных частях 
блоков (на участках стягивания контуров нефтеносности), в пределах 
блока располагают обычно нечетное количество рядов добывающих 
скважин, при этом внутренний ряд обычно играет роль «стягивающе-
го». При повышенной ширине блоков (3,5�4 км) принято располагать 
пять рядов добывающих скважин, при меньшей ширине (1,5�3 км) � 

три ряда. В зависимости от количества рядов добывающих скважин 

блоковое заводнение называют пятирядным или трехрядным. Коли-

чество добывающих скважин, приходящихся на одну нагнетательную, 

при пятирядной и трехрядной системах соответственно составляет 
около 5 и 3. 

Систему с узкими блоками и трехрядным размещением скважин 

можно применить и на высокопродуктивном эксплуатационном объ-

екте при необходимости разработки его высокими темпами или с це-
лью обеспечения продолжительного периода фонтанной эксплуата-
ции при больших трудностях перевода скважин на механизированный 

способ подъема жидкости, а также в некоторых других случаях. 
На залежах с широкими водонефтяными зонами всю систему 

разработки с разрезанием следует распространять и на водонефтяную 

зону, за исключением самых внешних ее частей с небольшой нефте-
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насыщенной толщиной (менее 3�4 м). В некоторых случаях при  

монолитном строении высокопроницаемых пластов более успешным 

может быть вариант с комбинированным заводнением, при котором 

периферийная неразбуренная зона может быть расширена вплоть до 
изопахиты нефтенасыщенной толщины 5�6 м. При этом система раз-
работки с разрезанием залежи, распространенная до этой изопахиты, 

сочетается с законтурным заводнением, за счет которого в указанных 
условиях может быть обеспечено вытеснение нефти из неразбуренной 

периферийной зоны к разбуренной основной части. 

Преимущества систем разработки с блоковым заводнением за-
ключаются в том, что они могут проектироваться и реализовываться, 
когда детальные сведения о конфигурации контуров нефтеносности 

еще отсутствуют. Применение таких систем дает возможность осваи-

вать блоки эксплуатационного объекта в нужной последовательности, 

регулировать разработку с помощью перераспределения объемов за-
качки воды [9]. 

Сводовое заводнение 
При сводовом заводнении нагнетание воды осуществляется  

в скважины одного практически прямолинейного (рис. 8.12) или коль-
цевого разрезающего ряда (рис. 8.13), расположенного в сводовой 

части залежи.  
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Рис. 8.12. Осевое заводнение:  
1 � внешний контур нефтеносности; 2 � внутренний  

контур нефтеносности 3 � нагнетательные скважины;  

4 � добывающие скважины 
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1 2 3 44 321 
 

Рис. 8.13. Центральное заводнение:  
1 � внешний контур нефтеносности; 2 � внутренний  

контур нефтеносности 3 � нагнетательные скважины;  

4 � добывающие скважины 

Эти разновидности заводнения применяют для пластов, геолого-
физическая характеристика которых благоприятна для применения 
разрезания вообще. Рациональны они для залежей с умеренной пло-
щадью нефтеносности. 

Показания для применения  низкая проницаемость пластов или 

наличие экранирующего слоя под залежью, необходимость дополнить 
законтурное заводнение для усиления воздействия на центральную 

часть залежи. 

Площадное заводнение 
Площадное заводнение  также разновидность внутриконтурно-

го, при котором в условиях общей равномерной сетки скважин нагне-
тательные и добывающие скважины чередуются в строгой законо-
мерности. Местоположение добывающих и нагнетательных скважин 

в принимаемой сетке определяется в проектном документе на разра-
ботку. 

Системы разработки с площадным заводнением (площадные сис-
темы) обладают большей активностью по сравнению с системами, оха-
рактеризованными выше, поскольку здесь каждая добывающая скважи-

на непосредственно контактирует с нагнетательными (при внутри- 

контурном разрезании в начале разработки под непосредственным 

влиянием нагнетательных скважин находятся лишь скважины внешних 
добывающих рядов), и на одну нагнетательную скважину обычно при-

ходится меньшее количество добывающих скважин. Применяют  
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несколько вариантов формы сеток и взаимного размещения нагнета-
тельных и добывающих скважин, при которых системы разработки  

характеризуются различной активностью, т. е. разной величиной соот-
ношения количеств добывающих и нагнетательных скважин. Для ли-

нейной и пятиточечной систем это соотношение равно 1; для семито-
чечной прямой � 0,5, обращенной � 2; для девятиточечной прямой � 

0,33, обращенной � 3; для ячеистой � 4�6. 

Применяемые обычно при площадном заводнении системы по-
казаны на рис. 8.14. Наиболее широкое применение нашли пятито-
чечная, обращенная семиточечная и обращенная девятиточечная сис-
темы. Они обычно рекомендуются для эксплуатационных объектов  
с терригенными или карбонатными коллекторами порового типа  
и широко применяются при разработке объектов с низкой проницае-
мостью коллекторов, с повышенной вязкостью нефти или объектов  
с низкой проницаемостью и повышенной вязкостью.  

  

а) б) 

 

в) г) 
Рис. 8.14. Системы разработки с площадным заводнением. 

Формы сеток скважин:  

а � пятиточечная, б � семиточечная обращенная,  
в � девятиточечная обращенная, г � ячеистая 

Такие системы, также как и блоковую систему с разрезанием на 
узкие полосы, можно применять и для высокопродуктивных объектов 
при необходимости получения высоких уровней добычи нефти или 

продления фонтанного периода эксплуатации в случае больших труд-
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ностей с организацией механизированной эксплуатации скважин.  

Их использование может быть целесообразным также в случаях, ко-
гда продолжительность разработки месторождения ограничена, на-
пример, сроком возможной эксплуатации морских сооружений в ус-
ловиях шельфа. 

Для залежей нефти повышенной вязкости, приуроченных к тре-
щинно-поровым карбонатным коллекторам, доказана целесообразность 
применения площадной системы заводнения, названной ячеистой  

(рис. 8.14, г). При разработке таких залежей коллектор в добывающих 
скважинах ведет себя как поровый, а в нагнетательных в связи с рас-
крытием трещин под влиянием высокого забойного давления � как тре-
щинно-поровый. 

Приемистость нагнетательных скважин резко возрастает после 
создания возле них искусственных водонасыщенных зон. Это обу-
словливает многократное превышение коэффициента приемистости 

нагнетательных скважин над коэффициентом продуктивности добы-

вающих скважин и соответственно высокую суточную приемистость 
первых при низких дебитах вторых. Применение в таких условиях 
обычных площадных систем обусловливает низкий уровень добычи 

при большом объеме закачиваемой в пласт воды, намного превы-

шающем объем отбираемой из пласта жидкости. 

Ячеистая система обеспечивает резкое увеличение отношения 
количества добывающих и нагнетательных скважин (до 6 : 1 и более), 
а также увеличение расстояния между нагнетательными и добываю-

щими скважинами при малых расстояниях между добывающими 

скважинами. Это способствует соответствию объемов нагнетаемой 

воды и добываемой жидкости, замедляет обводнение добывающих 
скважин. 

Системам разработки с площадным заводнением свойственны  

и негативные моменты. Они практически не позволяют регулировать 
скорость продвижения воды к разным добывающим скважинам 

имеющегося элемента системы разработки путем перераспределения 
объемов закачиваемой воды. В связи с этим возрастает вероятность 
преждевременного обводнения значительной части добывающих 
скважин. Этот процесс усугубляется неодновременным вводом новых 
добывающих скважин в элементе, остановками отдельных скважин 

для подземного и капитального ремонта, отключением обводненных 
скважин, существенными различиями дебитов скважин и др. 
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В связи с низкой продуктивностью залежей, при которой при-

меняется площадное заводнение, и вследствие указанных особенно-
стей процесса разработки коэффициент извлечения нефти, как прави-

ло, не превышает 0,4�0,45 [9]. 

Избирательное заводнение 
Избирательное заводнение � разновидность внутриконтурного 

заводнения � предусматривает выбор местоположения нагнетатель-
ных скважин после разбуривания эксплуатационного объекта по рав-
номерной сетке с учетом изменчивости его геологического строения 
(рис. 8.15). При составлении первого проектного документа на разра-
ботку местоположение нагнетательных скважин не определяют.  

После разбуривания объекта по равномерной сетке и некоторого 
периода эксплуатации всех скважин на нефть для освоения под закач-
ку воды выбирают скважины, местоположение которых наиболее 
полно отвечает геологическому строению пластов и обеспечивает 
эффективное воздействие на весь объем залежи. В конечном счете  
нагнетательные скважины оказываются размещенными по площади 

объекта неравномерно. Избирательное заводнение применяют при 

резкой зональной неоднородности пластов, выражающейся в непо-
всеместном залегании коллекторов, в наличии двух или трех разно-
видностей коллекторов разной продуктивности, распределенных не-
равномерно по площади и т. д., а также при нарушении объекта 
серией дизъюнктивных нарушений. 

 

Рис. 8.15. Система разработки с избирательным заводнением:  

1 � зона пласта с высокой проницаемостью;  

2 � зона пласта с низкой проницаемостью 
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Очаговое заводнение  
Очаговое заводнение (рис. 8.16) по сути является избиратель-

ным заводнением, но применяется как дополнение к другим разно-
видностям заводнения (законтурному, приконтурному, разрезанию  

на площади, блоки и др.), если они не обеспечивают влияние закачки 

воды по всей площади объекта. Очаги заводнения (нагнетание воды  

в отдельные скважины или небольшие группы скважин) обычно соз-
дают на участках, не испытывающих или недостаточно испытываю-

щих влияние заводнения после освоения запроектированного его ви-

да. Под нагнетательные выбирают скважины из числа добывающих, 
преимущественно из тех, которые основную свою задачу уже выпол-
нили, т. е. расположенные на заводненных (выработанных) участках 
объекта разработки. При необходимости для создания очагов завод-

нения бурят специальные дополнительные скважины. 

Очаговое заводнение применяют очень широко. Это одно из 
главнейших мероприятий по развитию и совершенствованию систем 

разработки с заводнением. 

 

Рис. 8.16. Очаговое заводнение:  
1  площади, не охваченные процессом 

Головное заводнение  
По существу, эта разновидность близка к сводовому заводне-

нию. Головным называют нагнетание воды в наиболее повышенные 
зоны залежей, тектонически или литологически экранированных  
в сводовых частях. Этот вид заводнения применяется при разработке 
месторождений нефти геосинклинального типа  в Азербайджане,  
Казахстане, Западной Украине и др. 

Барьерное заводнение  
Эта разновидность внутриконтурного заводнения применяется 

при разработке нефтегазовых или нефтегазоконденсатных залежей 



 164

пластового типа с целью изоляции газовой (газоконденсатной) части 

залежи от нефтяной. Кольцевой ряд нагнетательных скважин распо-
лагают в пределах газонефтяной зоны, вблизи внутреннего контура 
газоносности. 

В результате нагнетания воды в пласте образуется водяной 

барьер, отделяющий газовую часть залежи от нефтяной. Применение 
барьерного заводнения обеспечивает возможность одновременного 
отбора нефти и газа из недр без консервации газовой шапки на дли-

тельное время, обязательной при разработке с использованием при-

родных видов энергии или при охарактеризованных выше разновид-
ностях заводнения.  

Барьерное заводнение может сочетаться с законтурным или 

приконтурным, а также с использованием энергии напора пластовых 
вод. Наиболее эффективно его применение при относительно одно-
родном строении и небольших углах падения пластов. 

Таким образом, во многих случаях при проектировании системы 

разработки эксплуатационного объекта, исходя из его геологопромы-

словой характеристики, для него может быть рекомендовано две,  
а иногда и три разновидности заводнения. Например, приконтурное 
заводнение может рассматриваться наряду с осевым разрезанием или 

поперечным разрезанием объекта на блоки; разрезание на узкие блоки 

может быть рекомендовано наряду с площадным заводнением и т. д. 

Из числа возможных вариантов, обоснованных геологически, опти-

мальный вариант выбирают с помощью моделирования, гидродина-
мических, экономических расчетов при учете других элементов сис-
темы разработки (плотности сетки добывающих скважин, перепада 
давления между зонами нагнетания и отбора). 

8.4. Ñèñòåìû ðàçìåùåíèÿ ýêñïëóàòàöèîííûõ  
ñêâàæèí ïðè ðàçðàáîòêå íåôòÿíûõ çàëåæåé 

Задачи и условия, учитываемые при размещении эксплуатаци-
онных скважин 

В наиболее благоприятном случае, когда пласт является одно-
родным и обладает водонапорным режимом, скважины имеют огром-

ный радиус действия (радиус распространяется до выхода пласта на 
дневную поверхность). 

В этих условиях теоретически можно извлечь из залежи все 
промышленные запасы нефти несколькими скважинами, рационально 
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расположенными на залежи, а из залежи, имеющей форму круга � 

всего одной скважиной, расположенной в центре круга. 
Однако природные нефтяные пласты характеризуются неодно-

родностью. Кроме того, текущая добыча нефти из нескольких скважин 

оказывается небольшой. Такая разработка не может удовлетворить по-
требности народного хозяйства в нефти, а нефтяных компаний �  

в прибыли. Поэтому практически нефтяные залежи разрабатываются 
относительно большим количеством скважин. Современная техноло-
гия разработки требует применения эксплуатационных скважин с раз-
личным назначением. 

В зависимости от назначения эксплуатационные скважины 

можно подразделить на три основные группы: 1) собственно эксплуа-
тационные скважины, через которые осуществляют извлечение на по-
верхность земли нефти, газа и воды; 2) нагнетательные скважины,  

через которые производят закачку рабочего агента (воды или газа)  
в пласт; 3) контрольные скважины, с помощью которых наблюдают  
за состоянием эксплуатации нефтяных залежей. 

При проектировании системы размещения скважин на залежи ста-
вят следующие основные задачи: а) создать систему размещения сква-
жин, наиболее целесообразную для регулирования эксплуатации пласта 
как единого объекта; б) получить высокую добычу с залежи, удовлетво-
ряющую потребность в нефти народного хозяйства; в) обеспечить пол-
ноценное извлечение нефти из недр. 

Все нефтяные пласты характеризуются в той или иной степени 

неоднородностью, что в принципе требует применения для каждой 

залежи своей системы размещения скважин с максимальным учетом 

неоднородности пласта, т. е. рациональная система размещения сква-
жин должна быть неравномерной. 

Однако при проектировании системы размещения скважин, как 
правило, еще отсутствуют сведения о деталях строения нефтяного 
пласта, что не дает возможности запроектировать сразу рациональ-
ную систему размещения скважин. В связи с этим разработку нефтя-
ных и нефтегазовых залежей начинают осуществлять по системам, 

построенным по правильным геометрическим сеткам. 

При определении количества скважин на залежи необходимо 
учитывать взаимовлияние скважин. 

Для пластов с водонапорным режимом или разрабатываемых  
с поддержанием давления путем заводнения увеличение количества  
одновременно работающих скважин на пласте за счет большего уплот-
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нения скважин обеспечивает прирост текущей добычи нефти, но не 
прямо пропорционально возрастанию количества скважин, а в меньших 
размерах. Объясняется это тем, что при уплотнении скважин усиливает-
ся их взаимовлияние и дебиты скважин уменьшаются. 

Наряду со снижением средних дебитов скважин при водонапор-
ном режиме происходит снижение и начальных дебитов скважин по 
мере их уплотнения независимо от времени разработки. 

При упруговодонапорном и газонапорном режимах, а также ре-
жиме растворенного газа происходит снижение как начальных, так  
и средних дебитов скважин в зависимости от суммарного отобранно-
го из пласта объема жидкости, т. е. в зависимости от времени экс-
плуатации залежи. 

Разнообразие геологических условий нефтяных месторождений, 

различие в изменении начальных и текущих дебитов скважин обусло-
вили необходимость применения довольно большого числа систем 

размещения скважин, а также различного порядка разбуривания 
скважин. 

Как было описано выше, режимы пластов тесно связаны с гео-
логическими условиями их залегания. В одних случаях скважины 

имеют ограниченные радиусы действия, тогда нефтяную залежь целе-
сообразно разрабатывать равномерной сеткой скважин. В других слу-
чаях режим характеризуется продвигающимися контурами воды или 

газа, в таких условиях целесообразно размещать скважины рядами, 

расположенными параллельно продвигающемуся контуру. 
Применяемые в настоящее время системы размещения скважин 

по правильным геометрическим формам можно подразделить на две 
большие труппы: 1) системы размещения скважин по равномерной 

сетке; 2) системы размещения скважин рядами. 

Системы размещения скважин по равномерной сетке 
Существует несколько систем размещения скважин по равномерной 

сетке, которые различаются: 1) по форме сетки расположения скважи-

ны; 2) по степени уплотнения скважин; 3) по темпу ввода скважин  

в эксплуатацию; 4) по порядку ввода скважин в эксплуатацию как от-
носительно друг друга, так и относительно структурных элементов 
залежи. 

Схема систем размещения эксплуатационных скважин по равно-
мерной сетке с выделением основных элементов показана на рис. 8.17. 
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Рис. 8.17. Схема систем размещения эксплуатационных скважин  

по равномерной сетке 

При размещении скважин учитывают полную площадь, прихо-
дящуюся на скважину, причем расстояние между скважинами опре-
деляется по формуле 

 ,075,1 Sl   (8.2)  

где S � площадь, приходящаяся на скважину, м2
.  

Искривление скважин в процессе бурения может сильно нару-
шить правильность сетки скважин на глубине, поэтому при разработ-
ке по равномерной сетке надо обращать особое внимание на борьбу  
с искривлением скважин. 
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Понятие о малом, среднем и большом уплотнении скважин яв-
ляется весьма условным и различным для разных районов. 

По темпу ввода скважин в эксплуатацию различают сплошную  

и замедленную системы разработки. Под сплошной системой разра-
ботки понимают такую систему, при которой все скважины вводят  
в эксплуатацию почти одновременно в очень короткий срок (менее 
года). При большем сроке система считается замедленной. 

По порядку ввода скважин в эксплуатацию различают такие си-

стемы, как сгущающаюся, ползущая, ориентированная по отношению 

к структуре пласта. 
При сгущающейся системе всю площадь покрывают вначале 

редкой сеткой скважин (первая степень уплотнения), а затем в про-
межутках между первыми скважинами бурят скважины второй степе-
ни уплотнения, причем при каждой степени уплотнения площадь рав-
номерно покрывают скважинами. 

Возможны два способа сгущения скважин. В первом случае 
скважины второй степени уплотнения закладывают в центре тре-
угольников, образуемых скважинами первой степени уплотнения 
(рис. 8.18). 

 

Рис. 8.18. Первый вариант сгущения скважин: 

1 � скважины первой степени уплотнения;  
2 � скважины второй степени уплотнения 

В целом на площади при первом способе на одну скважину пер-
вой степени уплотнения приходятся две скважины второй степени 

уплотнения. При втором способе скважины второй степени уплотне-
ния располагают точно посредине между скважинами первой степени 

уплотнения (рис. 8.19). В целом на площади при втором способе на 
одну скважину первой степени уплотнения приходятся три скважины 

второй степени уплотнения. 
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Рис. 8.19. Второй вариант сгущения скважин:  

1 � скважины первой степени уплотнения;  
2 � скважины второй степени уплотнения 

При ползущей системе первые скважины располагают в одном  

и том же ряду или в одной группе, а последующие ряды или группы 

скважин размещают в определенном заданном направлении, строго 
ориентированном по отношению к структурным элементам пласта. 

Выделяют следующие ползущие системы (рис. 8.17): 1) «вниз  
по падению», когда ряды или группы скважин последовательно дви-

гаются в направлении падения пласта; 2) «вверх по восстанию», когда 
ряды или группы скважин последовательно двигаются в направлении 

восстания пласта; 3) «по простиранию», когда первую группу сква-
жин закладывают вкрест простирания пласта, а дальнейшие группы 

скважин задают в направлении простирания пласта. 
Опыт разработки залежей нефти при равномерной сетке сква-

жин без поддержания давления показал, что при одном и том же  
уплотнении пласта скважинами наибольшая отдача достигается при 

применении сплошной системы разработки. Отдача нефти при пол-
зущей системе уменьшается. Наименьшая отдача получается при 

сгущающейся системе. 
Системы размещения скважин рядами 
Различие в системах разработки, основанных на заложении сква-

жин рядами, можно установить, сопоставляя их по отдельным элемен-

там (рис. 8.20). По форме рядов системы разделяются на две группы: 

 с незамкнутыми рядами и с замкнутыми (кольцевыми) рядами. 

Необходимость применения систем с незамкнутыми рядами 

возникает при разработке залежей нефти тектонически, литологиче-
ски и стратиграфически экранированного типов. На рис. 8.21 показан 

пример размещения скважин на залежах нефти майкопского заливо-
образного типа. Ряды скважин закладывают параллельно начальному 
контуру воды. 
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Рис. 8.20. Схема систем размещения скважин рядами 
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Незамкнутые ряды скважин можно применять также на залежах 
нефти с водонапорным режимом, когда они приурочены к очень уз-
ким антиклинальным складкам, и когда достаточно заложить 1�3 ряда 
скважин вдоль оси. 

Нефтяные залежи пластового типа, приуроченные к обычным 

антиклинальным складкам и платформенного типа структурам, при 

хорошей проницаемости коллекторов разрабатывают замкнутыми 

(кольцевыми) рядами, расположенными вдоль начального контура 
воды. 

По взаимному расположению рядов и скважин в рядах различа-
ют системы с выдержанными расстояниями и с невыдержанными 

расстояниями. При первой системе на всех участках сохраняются 
одинаковые расстояния между рядами и между скважинами. Но сами 

расстояния между рядами и между скважинами обычно выбирают не-
одинаковыми, что обусловливается наличием взаимовлияния сква-
жин. Эксплуатация каждого ряда скважин вызывает определенное 
понижение пластового давления, причем, чем плотнее расставлены 

скважины в ряду, тем больше происходит снижение давления.  
Поэтому, когда желают увеличить расстояния между рядами 

скважин, для того чтобы давление доходило до внутренних рядов, 
увеличивают расстояние между скважинами в рядах, причем тем 

больше, чем больше находится в одновременной эксплуатации рядов 
скважин. 

 

Рис. 8.21. Расстановка скважин  

на залежи нефти майкопского  
заливообразного типа 

Применение систем с невыдержанными расстояниями обуслов-
ливается характерными особенностями разработки при водонапорном 

или упруговодонапорном режимах. 
На рис. 8.22 представлены последовательные этапы разработки 

узкой залежи нефти, имеющей наступающий контур краевой воды  
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с двух сторон, при пяти одновременно эксплуатируемых рядах сква-
жин (рис. 8.22, I). На втором этапе обводнившиеся наружные (первые) 
ряды скважин выключают из эксплуатации, остаются три ряда сква-
жин. Это обстоятельство позволяет уплотнить средний ряд скважин, 

находящийся под воздействием напора краевой воды с двух сторон, 

обеспечив при этом высокие дебиты (рис. 8.22, II). На третьем этапе 
после обводнения скважин вторых рядов остается в эксплуатации 

только один центральный (третий) ряд, находящийся под воздействи-

ем напора краевой воды с двух сторон. Это позволяет уплотнить  
дополнительно скважины в этом ряду на последнем этапе разработки  

и обеспечить повышенный отбор жидкости (рис. 8.22, III). 

На узких залежах нефти все ряды скважин можно вводить в экс-
плуатацию одновременно, т. е. может быть использована сплошная 
система разработки. 

 

Рис. 8.22. Этапы разработки узкой залежи нефти:  

1 � эксплуатируемые скважины; 2 � обводнившиеся  
скважины; 3 � контур воды 

Выбор системы размещения скважин в зависимости от геоло-
гических условий 

Для того чтобы система способствовала увеличению нефтеотда-
чи пластов, необходимо, чтобы она в наибольшей степени учитывала 
природные условия нефтяного месторождения (соответствовала осо-
бенностям геологического строения месторождения). 

При выборе одной из указанных систем размещения скважин 

основное значение имеют форма и величина залежи нефти и особенно 
физико-геологические параметры пласта, которые влияют на возмож-

ность создания эффективного режима разработки пласта. 
Залежи нефти пластового типа, а также ограниченные вследст-

вие изменчивости литологического состава или обусловленные стра-
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тиграфическим несогласием, в случае, когда они характеризуются 
большой продуктивностью и хорошей проницаемостью и когда при 

разработке их за счет природных условий или принятых мер по под-

держанию пластового давления может быть сохранен напорный ре-
жим, рекомендуется разрабатывать рядами скважин, закладываемых 
параллельно контуру нефтеносности при водонапорном режиме или 

контуру газоносности при газонапорном режиме. 
Однако залежи нефти массивного типа, подстилаемые по всей 

площади подошвенной водой, даже при наличии водонапорного  
режима рекомендуется разрабатывать равномерной сеткой скважин; 

таким же образом рекомендуется разрабатывать сводовые нефтегазо-
вые залежи. 

Залежи нефти любых типов с плохой проницаемостью коллек-
торов, при эксплуатации которых неизбежно проявляется режим рас-
творенного газа, также разрабатывают равномерной сеткой скважин. 

На некоторых залежах платформенного типа, характеризую-

щихся наличием обширных водонефтяных или подгазовых частей, 

возникает необходимость применять различные системы размещения 
скважин. Водонефтяные и подгазовые части залежи более целесооб-

разно разрабатывать равномерной сеткой скважин, тогда как на ос-
новной чисто нефтяной части залежи скважины следует размещать 
рядами. Так как эти системы очень трудно сопрягаются при наличии 

двигающегося водонефтяного контакта, то рекомендуется обширные 
водонефтяные зоны мощных изотропных пластов отрезать от основ-
ной площади рядом нагнетательных скважин, выделяя их для само-
стоятельной разработки равномерной сеткой скважин. Сопряжение 
двух систем разработки на основной и подгазовой частях залежи  

может быть достигнуто при неподвижном газонефтяном контакте. 
При разработке сводовых нефтегазовых залежей, характеризующихся 
наличием в разрезе выдерживающихся по площади непроницаемых 
прослоев и довольно значительными углами наклона пласта, расстоя-
ние между скважинами по линии направления падения пласта может 
быть уменьшено тем больше, чем больше угол падения пласта, что 
позволит более равномерно дренировать пласт. 

Для обеспечения долговечности первых скважин их следует 
располагать на достаточном расстоянии от контуров воды или газа. 
При недостаточной разведанности контуров может применяться сис-
тема, ползущая одновременно вниз по падению и вверх по восстанию 

пласта от среднего ряда скважин, заложенных на крыле структуры. 
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Система, ползущая по простиранию пород, требует лучшей раз-
веданности контуров нефтеносности и газоносности, чем система, 
ползущая вниз по падению или вверх по восстанию. Но вместе с тем 

при бурении скважин в быстрый срок (полтора�два года) эта система 
дает наибольший эффект, приближающийся к эффекту при сплошной 

системе разработки. 

Система, ползущая от разведанной части пласта к неразведан-

ной без относительно его структурных элементов, является нерацио-
нальной, и применение ее недопустимо. 

Сгущающаяся система разработки в условиях режима растворен-

ного газа применяется в тех случаях, когда при сложном геологическом 

строении вследствие тектонических нарушений или сильной литологи-

ческой изменчивости коллекторов образуются отдельные непродуктив-
ные участки. В подобном случае бурение скважин по сплошной или 

ползущей системам может привести к получению большого процента 
неудачных скважин. 

При сгущающейся же системе разработки при бурении скважин 

первой степени уплотнения уточняется геологическое строение пласта, 
устанавливается положение продуктивных и непродуктивных участ-
ков, что дает возможность более обоснованно расположить скважины 

второй степени уплотнения в пределах продуктивных участков. 
Следует отметить разницу в эффективности замедленных сис-

тем разработки в условиях вытеснения нефти водой и в условиях ре-
жима растворенного газа. 

При разработке в условиях законтурного или внутриконтурного 
заводнения, а также в условиях эффективного напора пластовых вод 

на первом этапе разработки, когда вводятся в эксплуатацию первые 
первоочередные ряды, разбуривание скважин можно производить как 
по ползущей, так и по сгущающейся системам разработки. Необходи-

мо подчеркнуть, что влияние этих систем при дальнейшем поддержа-
нии давления сказывается только в течение первых лет разработки, 

пока поток жидкости в пласте еще не установился. 
Ползущие системы более удобны для буровиков, так как разбу-

риваемые участки сразу заполняются скважинами до запроектирован-

ного уплотнения. Однако эти системы требуют очень хорошей разве-
данности контуров нефти и воды и до момента, пока не начало 
сказываться в значительных размерах поддержание давления, обу-
словливают необходимость довольно значительного ограничения де-
битов скважин. 
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Сгущающаяся система более удобна в том отношении, что при 

ее осуществлении производится детальная разведка разбуриваемой 

полосы, что дает возможность более обоснованно расположить по-
следующие скважины. При неравномерной проницаемости отдельных 
участков пласта желательно, чтобы расстояния между скважинами на 
них были различными. Сгущающаяся система позволяет выполнить 
это. Кроме того, дебиты скважин первой степени уплотнения значи-

тельно выше, чем при ползущей системе. Благодаря этому при одном 

и том же количестве пробуренных скважин начальная общая добыча 
нефти из скважин первой степени уплотнения при сгущающейся сис-
теме оказывается значительно выше, чем при ползущей [12]. 

Влияние плотности размещения скважин и темпа разбуривания 
залежи на коэффициенты охвата и вытеснения 

В ряде случаев достигаемый конечный коэффициент охвата тесно 
связан с плотностью размещения скважин. В частности, при разработке 
залежей, подстилаемых подошвенной водой, происходит образование 
конуса воды около каждой скважины. Благодаря этому в конечной ста-
дии разработки раздел между заводненной частью залежи и оставшейся 
вне воздействия представляет собой сложную поверхность. Около  
эксплуатационных скважин эта поверхность достигает кровли пласта,  
а в промежутках между скважинами понижается (рис. 8.23). Следова-
тельно, в верхней части пласта остается целик нефти с наибольшей неф-

тенасыщенной мощностью вдали от скважин. 

 

Рис. 8.23. Объем залежи, заводняемый подошвенной водой,  

при различном уплотнении скважин:  

1 � объем, охваченный водой с помощью скважин первой степени 

уплотнения; 2 � дополнительный объем, охваченный водой  

с помощью скважин второй степени уплотнения;  
3 � нефтенасыщенная часть пласта, не охваченная процессом 

 вытеснения водой; 4 � водоносная часть пласта 
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Если в промежутках между скважинами пробурить дополни-

тельные скважины второй степени уплотнения, то каждая скважина 
увеличит объем заводненной части пласта. Таким образом, ввод  

в эксплуатацию скважин второй степени уплотнения приводит к уве-
личению достигаемого к концу разработки коэффициента охвата. 

Однако дополнительный объем, охватываемый водой за счет 
скважин второй степени уплотнения, значительно уступает объему, ох-
ватываемому водой при помощи скважин первой степени уплотнения. 

Если после этого пробурить еще серию скважин третьей степени 

уплотнения, то это также увеличит охват процессом, но дополнитель-
ный объем заводненной части пласта значительно уступит дополни-

тельному заводненному объему пласта за счет скважин второй степе-
ни уплотнения. 

Тесная связь конечной нефтеотдачи с плотностью сетки сква-
жин имеется при гравитационном режиме со свободным зеркалом 

нефти. Основным условием существования этого режима является 
плохая проницаемость коллектора или очень пологое залегание пла-
ста. При этих условиях нефть притекает к каждой скважине из огра-
ниченной площади, расположенной вокруг каждой скважины, образуя 
свободную поверхность нефти в пласте, определяющуюся на конеч-
ной стадии эксплуатации линией так называемого естественного от-
коса (название линии дано по аналогии «сыпучими телами»). 

Уплотняющие скважины, пробуренные в промежутках между 
существующими, вскроют пласт с повышенными уровнями нефти,  

и за счет их эксплуатации будет добыто дополнительно некоторое ко-
личество нефти. 

Таким образом, при этом режиме вся площадь залежи вовлека-
ется в процесс, но часть объема пласта (в подошве) остается не охва-
ченной им. При увеличении уплотнения скважин коэффициент охвата 
возрастает, однако не может достигнуть 100 %. 

Более сложная картина наблюдается при режиме растворенного 
газа. При этом режиме в процессе эксплуатации вокруг каждой сква-
жины образуются местные воронки депрессии давления, которые  
постепенно по мере отбора жидкости и газа из данной скважины рас-
ширяются до тех пор, пока воронки соседних скважин не сомкнутся 
(рис. 8.24). 

 



 177

 

Рис. 8.24. Объем залежи, охваченный скважинами в условиях  
режима растворенного газа при различном уплотнении:  

1 � объем, охваченный скважинами первой степени уплотнения;  
2 � дополнительный объем, охваченный скважинами второй 

 степени уплотнения 

При снижении давления происходит выделение газа из нефти, 

причем газ, перешедший из растворенного состояния в свободное, на-
чинает играть активную роль в вытеснении нефти из пласта. 

После снижения воронок депрессии давления наступает момент, 
когда во всей залежи давление снижается ниже давления насыщения, 
и во всех частях залежи появляется свободный газ, т. е. наступает мо-
мент, когда весь объем залежи оказывается охваченным процессом, 

что соответствует коэффициенту охвата, равному 100 % (рис. 8.24, а). 
Однако перешедший в свободное состояние газ распределяется 

в пласте весьма неравномерно. Наибольшее сечение свободный газ 
занимает вблизи забоя скважин, а чем дальше от скважин, тем меньше 
становится сечение пласта, занятое свободным газом. 

Такое характерное размещение свободного газа и нефти свиде-
тельствует о неравномерном вытеснении нефти из пласта. 

Если разделить объем пласта на занятый свободным газом и за-
нятый нефтью с растворенным еще в ней газом, то можно получить 
диаграмму, представленную на рис. 8.24, б. Из этой диаграммы сле-
дует, что наибольшее количество нефти вытеснено из зоны пласта, 
примыкающей непосредственно к скважине, а в промежутках между 
скважинами сохраняется весьма высокая нефтенасыщенность пласта. 

Если не рассматривать абсолютной величины остаточной неф-

тенасыщенности пласта, то можно установить сходство в изменении 

нефтенасыщенности пласта в случаях, изображенных на рис. 8.23  

и 8.24, б, а именно � возрастание остаточной нефтенасыщенности  

во все стороны от скважин. 
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Можно отметить еще одно сходство. Скважины второй и треть-
ей степеней уплотнения в условиях режима растворенного газа также 
дополнительно извлекают из пласта некоторое количество нефти  

(на рис. 8.24, б дополнительно извлекаемые запасы нефти показаны 

пунктиром). 

Но вместе с этим здесь имеется и некоторое различие. Так, в ус-
ловиях вытеснения нефти водой одну и ту же суммарную добычу 
нефти можно получить независимо от времени ввода в эксплуатацию 

скважин второй и третьей степеней уплотнения. В случае более ран-

него ввода скважин второй и третьей степеней уплотнения ими будет 
добыто больше нефти и соответственно меньше добыто скважинами 

первой степени уплотнения. При режиме растворенного газа, как  
показала практика разработки, суммарное количество добываемой 

нефти (т. е. достигаемый конечный коэффициент нефтеотдачи) нахо-
дится в тесной связи с временем ввода в эксплуатацию скважин вто-
рой и третьей степеней уплотнения. Наибольшее количество нефти 

добывают в том случае, когда последующие скважины вводят на-
столько быстро, что воронки депрессии давления уже введенных 
скважин не успевают распространиться на зоны пласта, где распола-
гаются последующие скважины. При запаздывании ввода последую-

щих скважин они имеют сниженные начальные пластовое давление  
и дебит нефти, а также повышенный газовый фактор. В связи с этим 

суммарная добыча этих скважин снижается и тем больше, чем позже 
вводят скважину в эксплуатацию, а вместе с этим уменьшается  
и суммарная добыча из пласта в целом. 

Аналогичные результаты получены и в том случае, когда ввод 

скважин в эксплуатацию осуществлялся последовательно в одном оп-

ределенном или нескольких направлениях (при ползущей системе 
разработки). Чем быстрее вводят скважины, тем выше в них началь-
ное пластовое давление и начальный дебит нефти, а вместе с этим  

и суммарная добыча нефти, как из последующих скважин, так и из 
пласта в целом. 

Разработку нефтяного пласта при режиме растворенного газа 
следует осуществлять по системе сплошной или ползущей, приняв  
в последнем случае все меры к тому, чтобы ввести скважины в экс-
плуатацию в наиболее сжатые сроки. 

В условиях вытеснения нефти краевой или нагнетаемой в пласт 
водой влияние плотности сетки скважин на нефтеотдачу сказывается 
менее значительно. 
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В условиях однородного пласта при вытеснении нефти водой  

к эксплуатационным скважинам в пласте образуются застойные зоны, 

в которых формируются целики нефти. Особенно значительные цели-

ки нефти формируются между скважинами центрального стягиваю-

щего ряда, причем их размеры тесно связаны с расстоянием между 
скважинами в этом ряду. 

Значительно меньшие целики формируются позади каждой экс-
плуатационной скважины внешних рядов. Однако они легко ликвиди-

руются при своевременном выключении скважин при их обводнении. 

Одним из путей, предложенных для повышения коэффициента 
охвата в описанных условиях, является уплотнение скважин цен-

трального ряда, к которому стягивается нефть. Так, сокращение рас-
стояния между скважинами центрального ряда с 400 до 200 м при до-
ведении обводненности скважин до 98 % приводит к уменьшению 

целиков нефти между скважинами этого ряда с 1,54 до 0,31 га. 
Таким образом, в случае однородного пласта в условиях вытес-

нения нефти водой на величину коэффициента охвата оказывает 
влияние только плотность размещения скважин центрального ряда. 
Путем уплотнения скважин только этого ряда можно повысить коэф-

фициент охвата. 
Однако коэффициент охвата можно повысить и другим спосо-

бом, а именно � путем закачки воды в конечной стадии разработки  

в скважины центрального ряда, нагнетая воду через одну скважину  
и продолжая эксплуатировать промежуточные скважины. При этом 

мероприятии отпадает необходимость уплотнения скважин и вместе  
с этим обеспечивается более высокий коэффициент охвата. 

В условиях внутриконтурного заводнения целики нефти могут 
формироваться на линии нагнетания в промежутках между нагнета-
тельными скважинами. Однако образование целиков нефти можно 
предотвратить путем специального разрезания залежи нефти водой. 

Для этого необходимо организовать закачку воды вначале не во все 
скважины, а в половину скважин через одну, и одновременно в про-
межуточных скважинах проводить интенсивный отбор жидкости.  

Это создаст условия для преимущественного движения воды по ли-

нии нагнетания от нагнетательных скважин к интенсивно эксплуати-

рующимся скважинам. После обводнения промежуточных скважин  

в них организуют закачку воды. 

Неоднородность пласта, особенно его прерывистость, осложняет 
движение жидкости в нем и приводит к образованию новых застой-
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ных участков, на которых при движении фронта воды формируются 
целики нефти.  

Неоднородность пласта затрудняет воздействие на него процес-
са вытеснения нефти, и для того чтобы этим процессом был охвачен 

весь объем нефтяного пласта, необходимо осуществлять регулирова-
ние эксплуатации в течение всего времени разработки. Это, в свою 

очередь, требует специального контроля за разработкой и анализа по-
лученных результатов [12]. 

Условия рационального применения разреженных сеток экс-
плуатационных скважин 

Проблема разрежения сеток эксплуатационных скважин с точки 

зрения разработки сводится к двум основным задачам: 

1) получению при редких сетках скважин высокого уровня до-
бычи нефти; 

2) обеспечению при редких сетках скважин высокой нефтеотдачи. 

Новые методы интенсификации добычи нефти с помощью уве-
личения градиента давления в пласте позволяют эффективно решить 
первую задачу при разреженной сетке скважин в различных геологи-

ческих условиях. При увеличении градиента давления в пласте про-
исходит рост дебитов скважин, что дает возможность сократить коли-

чество скважин при сохранении того же уровня добычи нефти. 

При решении второй задачи учтены характерные черты процес-
са вытеснения нефти водой, связанные со специфическими особенно-
стями нефти как жидкого полезного ископаемого. 

Как бы ни размещали скважины на нефтяной залежи, выработка 
запасов нефти происходит только в зоне продвижения воды, т. е. на 
периферии залежи (рис. 8.25). Хотя нефть при покрытии всей нефтя-
ной площади скважинами внутри залежи движется, запасы нефти на 
не охваченной водой площади не изменяются, т. е. в условиях вытес-
нения нефти водой выработки запасов нефти внутри нефтяной пло-
щади не происходит. 

Уже на сравнительно небольшом расстоянии от ряда эксплуата-
ционных скважин жидкость по пласту движется так равномерно, как 
если бы вместо ряда скважин была образована в пласте галерея. В не-
однородном пласте, характеризующемся чередованием плохо прони-

цаемых участков с хорошо проницаемыми, автоматически происхо-
дит увеличение градиентов давления на участках с ухудшенной 

проницаемостью, что несколько выравнивает движение фронта воды 

по пласту. 
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Рис. 8.25. Схема выработки залежи нефти 

 с краевыми водами:  

1 � часть залежи, вырабатываемая на первом этапе; 
 2 � часть залежи, вырабатываемая на втором этапе 

В целом интенсивность выработки запасов тесно связана с об-
щим уровнем отбора жидкости из пласта, причем не зависит от степе-
ни уплотнения эксплуатационных скважин внутри нефтяной площади. 

Несколько иные черты приобретает процесс на заводняемой 

площади. Здесь после прохождения фронта воды вследствие неодно-
родности пласта как по разрезу, так и по площади образуются целики 

нефти. Целики нефти образуются и вследствие разнообразия линий 

тока при эксплуатации нефтяного пласта скважинами. 

Ясно, что чем больше образуется целиков, тем больше потери 

запасов нефти, поэтому борьба с образованием целиков нефти и орга-
низация их ликвидации имеют существенное значение в достижении 

высокого коэффициента нефтеотдачи. 

Проведенными исследованиями установлено, что основными 

мероприятиями по вытеснению из целиков нефти являются измене-
ние направления потока жидкости в пласте и бурение в необходимых 
случаях дополнительных скважин с наиболее целесообразным их рас-
положением на целике нефти. Так, нефть из целиков, образовавшихся 
между скважинами стягивающего ряда, может быть быстро вытесне-
на при организации закачки воды в половину скважин центрального 
ряда (через одну скважину) с отбором нефти через другую половину 
скважин. 

Для вытеснения нефти из линз необходимо иметь как минимум 

две скважины, наиболее целесообразно расположенные, причем одна 
должна быть эксплуатационной, а вторая � нагнетательной. 
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Таким образом, совершенно неправильно связывать получение 
высокой отдачи в условиях вытеснения нефти водой только с плотной 

сеткой скважин. Для достижения высокой нефтеотдачи необходимы 

целесообразное размещение скважин на пласте и определенное на-
правление потоков жидкости. В условиях неоднородного пласта раз-
мещение скважин должно быть неравномерным, с учетом характер-
ных особенностей строения пласта. 

Разработку нефтяных залежей в условиях вытеснения нефти во-
дой рекомендуется проводить в следующем порядке. В первый пери-

од разработки, когда имеется обширная чисто нефтяная площадь, раз-
работку осуществлять редкой равномерной сеткой скважин. 

Количество скважин, а следовательно, и их уплотнение надо устанав-
ливать, исходя из необходимости обеспечить заданную добычу неф-

ти, причем при применении методов интенсификации добычи нефти 

путем увеличения градиента давления в пласте допустимо значитель-
ное уменьшение числа скважин на чисто нефтяной части площади 

при условии рационального распределения давления в пласте и при 

более или менее равномерном размещении эксплуатационных сква-
жин вдоль наступающего фронта воды. 

На втором этапе, когда продвинувшаяся вода захватит большую 

часть площади, после проведения соответствующего комплекса ис-
следовательских работ должно быть уточнено местоположение сфор-
мировавшихся целиков нефти как в тупиковых и застойных зонах, так 
и в отдельных плохо проницаемых прослоях, а также изолированных 
линзах. Это позволит наиболее целесообразно разместить дополни-

тельные эксплуатационные и нагнетательные скважины из числа ре-
зервных и переместить нагнетание воды так, чтобы обеспечить при 

минимальном числе скважин наиболее полный охват процессом вы-

теснения нефти водой всего объема пор нефтеносного пласта. 
Этим путем будет достигнута высокая нефтеотдача при мини-

мальных капиталовложениях и в то же время будут обеспечены необ-

ходимые условия добычи нефти. 

Разрежение сеток скважин дает возможность также вводить  
в разработку нефтяные залежи при меньшей степени их разведанности. 

Переложение некоторых задач разведки на эксплуатационное бурение 
является очень важным мероприятием, так как на каждое месторожде-
ние в этом случае затрачивается меньший объем разведочного буре-
ния, что позволяет при том же объеме бурения в целом разведать 
большее число месторождений. В общем итоге обеспечиваются более 
высокие темпы прироста разведанных запасов нефти и добычи нефти. 
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При вводе в разработку месторождений с меньшей степенью 

разведанности необходимо, конечно, учитывать, что какая-то часть 
эксплуатационных скважин может оказаться непродуктивной. Не ис-
ключено, что положенное в основу системы разработки представле-
ние о геологическом строении, нефтяной залежи не подтвердится по-
сле ее разбуривания, и запроектированная система разработки 

окажется неудовлетворительной. Получение некоторого количества 
непродуктивных скважин является обоснованным. Учитывая, что при 

принятой методике часть задач промышленной разведки переносится 
на эксплуатационные скважины, получение непродуктивных скважин 

в данном случае тесно связано с обычным оправданным риском при 

проведении разведочных работ. Наблюдаемый же в результате вне-
дрения нового метода работ описанный выше эффект во много раз 
перекрывает убытки, связанные с получением непродуктивных сква-
жин из числа эксплуатационных. 

В описанном случае выявляется особая целесообразность преду-
смотренного отнесения части скважин в резерв. Путем бурения ре-
зервных скважин система разработки в последующем может быть 
приведена в полное соответствие с уточненным геологическим строе-
нием нефтяной залежи. Таким образом, в тех случаях, когда пред-

ставление о геологическом строении может не подтвердиться, нефтя-
ную залежь следует разбуривать по наиболее редкой сетке с тем, 

чтобы больше скважин отнести в резерв. 
Подобные случаи могут произойти при слабой разведанности 

залежи и при сложном ее строении, т. е. в условиях сильной неодно-
родности пласта, при наличии дизъюнктивных нарушений, при неко-
торой волнистости полого залегающего пласта и др. 

Для обеспечения высокой нефтеотдачи при такой системе необ-

ходимо: 
а) осуществлять в процессе разработки залежи нефти комплекс 

исследовательских работ, в котором большое значение имеют геолого-
разведочные работы, проводимые с целью наиболее детального изуче-
ния строения нефтяного пласта, физических свойств и их изменения, 
как по разрезу, так и по площади, а также выявления формирующихся 
целиков нефти после прохождения фронта воды; 

б) предусматриваемые в проектах резервные скважины бурить  
с целью ликвидации сформировавшихся целиков нефти; заложение 
каждой скважины должно быть тщательно обосновано и проводиться 
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в комплексе с другими мероприятиями: изменением направления по-
токов жидкости в пласте на отдельных участках, переводом отдель-
ных скважин в нагнетательные и т. п.; 

в) регулировать эксплуатацию нефтяной залежи с учетом изме-
нения нефтенасыщенности пласта на отдельных участках. 

8.5. Õàðàêòåðèñòèêà òåõíîëîãè÷åñêèõ  

è ýêîíîìè÷åñêèõ ïîêàçàòåëåé ðàçðàáîòêè 

При составлении проектов и технологических схем разработки 

на основе выбранной системы разработки по каждому рассматривае-
мому варианту определяются технологические и экономические пока-
затели. Данные показатели тесно связаны между собой и их совокуп-

ность носит название технико-экономических: 
1. Месячная и годовая добыча нефти ,мнQ  г

нQ  � основной пока-
затель, суммарный по всем добывающим скважинам данного объекта 
соответственно за месяц и за год. Эти показатели определяются сум-

мированием добытой нефти из всех добывающих скважин за соответ-
ствующий период. Характер изменения во времени этих показателей 

зависит от величины запасов объекта, свойств пласта и насыщающей 

его нефти, от систем и технологии разработки (рис. 8.26). 

2. Месячная и годовая добыча жидкости ,мжQ  г
жQ  � суммарная  

добыча нефти и воды соответственно за месяц и за год. В начальный 

период разработки из залежи добывают безводную нефть. На место-
рождениях, разрабатываемых при водонапорном или упруго-
водонапорном режимах, а также путем закачки воды для ППД, в даль-
нейшем скважины постепенно начинают обводняться. С этого момента 
времени добыча жидкости превышает добычу нефти (рис. 8.26.)  

3. Добыча газа. Этот показатель зависит от содержания раство-
ренного газа в пластовой нефти, подвижности его относительно под-

вижности нефти в пласте и наличия газовой шапки. При разработке 
месторождения с поддержанием пластового давления выше давления 
насыщения газовый фактор остается неизменным, и поэтому объем 

добываемого газа можно определять как произведение объема добы-

той нефти на величину пластового газового фактора. Если же в про-
цессе разработки пластовое давление будет ниже давления насыще-
ния, то газовый фактор вначале увеличивается, достигает максимума, 
а затем уменьшается.  
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Рис. 8.26. График разработки межсолевой залежи Южно-Сосновского месторождения 
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4. Обводненность добываемой продукции. Она определяется как 
средний показатель за каждый месяц и за каждый год для каждой до-
бывающей скважины и по залежи в целом. Размерность ее � доли 

единиц или % (рис. 8.26). Величина обводненности добываемой про-
дукции численно равна отношению добытой воды к добытой жидко-
сти за соответствующий период:  

 .
вн

в

ж

в

QQ

Q

Q

Q
B


       (8.3) 

Во времени величина обводненности в процессе разработки из-
меняется от 0 до 100 %. Характер обводнения скважин и залежи в це-
лом зависит от многих факторов; прежде всего, от отношения вязко-

сти нефти к вязкости вытесняющей воды 
в

н
0 


  и послойной 

неоднородности пласта. С увеличением вязкости пластовой нефти  

и степени неоднородности пласта сокращается период безводной до-
бычи нефти, увеличивается темп роста обводненности добываемой 

продукции. Обводненность может служить показателем эффективно-
сти разработки пласта.  

5. Накопленная или нарастающая добыча нефти нак
нQ  опреде-

ляется суммированием годовой добычи нефти из залежи за все пред-

шествующие годы разработки. Она в начальный период разработки 

интенсивно растет, а по мере обводнения скважин темп роста нарас-
тающей добычи нефти снижается. 

6. Коэффициент извлечения нефти. Часто употребляют термин 

«коэффициент нефтеотдачи пласта». КИН  это основной показатель, 
отражающий технологическую эффективность разработки нефтяного 
месторождения.  

Он зависит от многих факторов: геологического строения зале-
жи, физико-химических свойств нефти и вытесняющего агента, тех-
нологии и системы разработки.  

Различают фактический и прогнозный КИН. Фактический КИН 

определяется как доля извлеченной нефти от вовлеченных в разра-
ботку начальных балансовых запасов нефти бQ : 

 ,КИН
б

н
Q

Q
  (8.4) 

где нQ  � добыча нефти с начала разработки. 
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Прогнозный КИН рассчитывают при составлении технологиче-
ских схем разработки. Обычно представляют его в виде произведения 
коэффициентов вытеснения вытK  и охвата пласта разработкой охвK :  

 ,вытохвKK  (8.5) 

где вытK  � отношение максимально возможного объема извлеченной 

нефти из участка залежи, охваченного воздействием закачиваемой 

водой, к первоначальным запасам таких участков; охвK  � коэффици-

ент охвата залежи заводнением, показывает, какая доля нефтенасы-

щенного объема залежи подвергается вторжению воды и зависит,  
в первую очередь, от степени неоднородности коллектора.  

7. Начальные извлекаемые запасы нефти относятся к прогноз-
ным показателям. Численное значение НИЗ равно массе нефти, кото-
рая может быть извлечена из пласта за весь период разработки:  

  КИН.НИЗ бQ    (8.6) 

Наряду с абсолютными технологическими показателями добычи 

нефти используются следующие относительные, т. е. безразмерные 
показатели разработки:  

8. Темпы отбора нефти от НИЗ и текущих извлекаемых запасов 
определяются как отношение годовой добычи нефти соответственно  
к НИЗ и ТИЗ; обычно выражается в процентах или в долях единицы:  

 ,НИЗ)(
г
нQ

tz     .ТИЗ)(
г
нQ

t    (8.7) 

Текущие извлекаемые запасы на конец года вычисляются путем 

вычитания накопленной добычи нефти к этому времени от НИЗ:  

 .НИЗ)(ТИЗ нак.
нQt    (8.8)  

Темп отбора нефти от НИЗ в начальный период разработки воз-
растает, затем, достигнув своего максимального значения, постепенно 
снижается.  

9. Коэффициент использования запасов нефти определяется как 
отношение накопленного отбора нефти к НИЗ:  

 .НИЗ)(
нак
н

исп
Q

tK        (8.9)  
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Коэффициент использования запасов, по существу, это то же 
самое, что и накопленная добыча нефти. Отличие заключается лишь  
в том, что )(исп tK  � величина относительная, а накопленная добыча 
нефти является размерной величиной. При разработке месторождения 
методом искусственного поддержания пластового давления кроме 
вышеназванных используются следующие показатели:  

10. Закачка вытесняющих агентов (воды) годовая и накоплен-
ная. По графикам изменения годовых объемов закачки воды, отбора 
нефти, обводненности продукции и среднего пластового давления 
можно оценить эффективность заводнения пластов.  

11. Компенсация отбора жидкости закачкой определяется как 
отношение накопленной закачки воды к накопленной добыче нефти  
в пластовых условиях, %.  

12. Водонефтяной фактор (ВНФ) определяется как отношение 
накопленной добычи воды к накопленной добыче нефти. Чтобы дос-
тичь одинакового значения КИН, на залежах вязких нефтей требуется 
закачивать в пласт больше объема воды по сравнению с залежью ма-
ловязкой нефти, т. е. один и тот же КИН достигается при различных 
значениях ВНФ.  

Кроме указанных выше технологических показателей разработ-
ки также применяются данные показатели: 

1) действующий фонд скважин добывающих и нагнетательных 
скважин;  

2) средний дебит одной скважины по нефти и по жидкости за 
месяц;  

3) месячная, годовая и накопленная добыча нефти из каждой 
скважины;  

4) распределение давления в пласте (карта изобар) � строится по 
замерам пластового давления в скважинах. Оно характеризует энерге-
тическое состояние разрабатываемого пласта;  

5) давление нагнетания устP  по скважинам;  

6) забойное давление забP  в добывающих скважинах;  
7) распределение температуры в пласте;  
8) среднее по залежи пластовое давление; 
9) распределение скважин по способам эксплуатации. 
К экономическим показателям разработки относятся:  
� капитальные вложения;  
� удельные капитальные вложения на добычу 1 т нефти;  
� текущие затраты без учета затрат на амортизацию основных 

производственных фондов;  



 189

� эксплуатационные затраты, включающие затраты на аморти-
зацию основных фондов;  

� себестоимость продукции;  
� прибыль;  
� экономический эффект.  
Капитальные вложения � затраты на создание новых, реконст-

рукцию и расширение основных производственных фондов (строи-
тельство скважин, объектов сбора, подготовки и транспорта продук-
ции, объектов по очистке технологической воды и средств по ее 
закачке в пласты по электроснабжению, автоматизации производст-
венных процессов добычи и транспорта нефти и др.).  

Эти вложения на 60�70 % определяются стоимостью строитель-
ства скважин.  

Поэтому приближенно их оценивают по стоимости одной сква-
жины с учетом коэффициента пропорциональности стоимости основ-
ных фондов и стоимости всех скважин. В проектах разработки капи-
тальные вложения определяют по затратам на отдельные виды 
оборудования и затратам на строительно-монтажные работы, а также 
по нормативам капитальных вложений, принятым в отрасли.  

Удельные капитальные вложения � отношение накопленных 
капитальных вложений к годовой добыче нефти. Различают удельные 
капитальные вложения на 1 т новой мощности, равные частному от 
деления капитальных вложений за некоторый период времени к рас-
четной добыче нефти из новых скважин за этот же период времени.  

Текущие затраты определяются в основном числом скважин  
и зависят от объема текущей добычи нефти, воды и газа. От уровня 
добычи зависят затраты энергии на механизированную добычу, 
транспорт и первичную подготовку нефти. Сюда же входят затраты 
на эксплуатацию системы воздействия на пласт.  

Эксплуатационные затраты � сумма затрат на амортизацию 
основных производственных фондов и текущих затрат.  

Себестоимость добычи нефти � отношение эксплуатационных 
затрат к добыче нефти.  

Приведенные затраты формируются из себестоимости добычи 
нефти и удельных капитальных вложений в виде: 
 ,нпр EKСS   (8.10) 

где прS  � приведенные затраты, руб./т; нС  � себестоимость нефти, 

руб./т; Е � нормативный коэффициент, руб./т; K � удельные капи-

тальные вложения, руб./т.  
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Для сопоставления вариантов технологических схем разработки 

используют показатель годового экономического эффекта: 

 ,)(Э 22пр1пр АSS   (8.11)  

где Э � годовой экономический эффект, руб.; ,1прS  2прS  � приведен-

ные затраты на единицу продукции, произведенные по базовой и рас-
сматриваемой схемам и по технологии разработки, руб.; 2А  � годовой 

объем добычи нефти, т.  
Производительность труда  годовой объем добычи нефти или 

газа, приходящийся на единицу промышленно-производственного 
персонала, или стоимость валовой продукции на единицу промыш-

ленно-производственного персонала в единицу времени.  

Валовая продукция нефтегазодобывающего предприятия опре-
деляется в денежном выражении произведением отпускной цены на 
нефть или газ на количество ее в единицу времени плюс стоимость 
прочих услуг.  

Прибыль равна разнице между стоимостью сданной в единицу 
времени продукции и эксплуатационными затратами.  

Используют и другие показатели, характеризующие эффектив-
ность деятельности предприятия. Определение комплекса экономиче-
ских показателей регламентируется соответствующими инструкциями 

и методическими указаниями, принимаемыми в нефтяной и газовой 

отрасли.  

8.6. Ïðîâåäåíèå ãèäðîäèíàìè÷åñêèõ ðàñ÷åòîâ  
îñíîâíûõ ïîêàçàòåëåé ðàçðàáîòêè 

Гидродинамические расчеты при упругом режиме  
Основным признаком упругого режима является однофазность 

фильтрационного потока, т. е. превышение пластового давления над 
давлением насыщения. Упругий режим � это естественный режим ис-
тощения залежи. 

Если упругие деформации считать квазилинейными и подчи-

няющимися закону Гука, полученному для однородного пласта, то 
можно записать: 

 ,p
V

V


      (8.12) 
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или в дифференциальной форме: 

 ,dp
V

V 


      (8.13) 

где V � объем упругого тела; р � пластовое давление;   � коэффици-

ент упругоемкости пласта (сжимаемость). 
Сжимаемость нефти зависит от давления, температуры, фракци-

онного состава нефти и количества растворенного в ней газа. Для ме-
сторождений нефти она изменяется в достаточно широких пределах � 

от 7 · 10
�10

 до 140 · 10
�10

 1/Па. 
Сжимаемость пластовых вод изменяется в небольших пределах 

от 2,7 · 10
�10

 до 5 · 10
�10

 1/Па. При наличии растворенного газа в мине-
рализованной воде ее сжимаемость будет равна: 

  ,05,01ввм S   (8.14) 

где в  � упругость воды без растворенного газа; S � количество рас-
творенного газа. 

Виды упругого режима: 
� замкнуто-упругий режим, который проявляется в замкнутых 

(изолированных от законтурной области) пластах; 
� упруговодонапорный, который имеет место в залежах со зна-

чительной по размерам законтурной водоносной областью; 

Замкнуто-упругий режим. Под упругим запасом залежи пони-

мается количество нефти (флюида), которое может быть извлечено за 
счет упругих сил пласта и пластовых флюидов. Упругий запас опре-
деляется расширением нефти, воды и породы при снижении давления. 
Аналитически, согласно закону Гука, можно записать: 

 ,)( псжппжуз рVpmVVVV    (8.15) 

где ,ж  с  � коэффициент сжимаемости жидкости и скелета породы; пV  � 

геометрический объем пласта; p  � снижение пластового давления [16]. 

Наиболее полно теория упругого режима разработана В. Н. Щел-
качевым.  

При разработке нефтяных месторождений на упругом режиме 
выделяют две фазы. Первая фаза существует до тех пор, пока возму-
щение от пуска скважины в работу не достигнет контура нефтеносно-
сти (т. е. когда ).constк р  Длительность этой фазы равна: 
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Положение границы области пониженного давления оценивают 
по формуле Э. Б. Чекалюка: 

 .)( с trtR     (8.17) 

Распределение давления в приведенной области влияния сква-
жины можно определять с использованием многих формул. 

Формула Дюпюи: 
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  (8.18) 

где tr  2пр  по И. А.Чарному. 
Формула А. М. Пирвердяна: 
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где .12пр tr   

Формула Г. П. Гусейнова: 
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где .8пр tr   

Упрощенная основная формула упругого режима: 
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где 0p  � начальное пластовое давление; cp  � давление на забое добы-

вающей скважины; прr  � приведенный радиус скважины. 

Сопоставление результатов расчетов по указанным формулам, 
сделанное В. Н. Щелкачевым, показало, что наилучшие результаты 
дает упрощенная основная формула упругого режима, которая спра-
ведлива для бесконечного пласта. 

Вторая фаза начинается с момента понижения давления на кон-
туре нефтеносности. Изменение давления во второй фазе упругого 
режима можно определить по нескольким формулам. 
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Формула И. А. Чарного для определения давления на стенке 
скважины и на контуре нефтеносности (или непроницаемой границе): 
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где 0p  � начальное пластовое давление; q � установившийся дебит 
скважины; k � проницаемость пласта; h � толщина пласта; кR  и сr  � 

радиусы контура нефтеносности и скважины соответственно;   �  

коэффициент пьезопроводности пласта; 1t  � продолжительность пер-
вой фазы. 

При расчетах пластового давления и дебита скважин для место-
рождения в целом пользуются понятием укрупненной скважины. Ра-
диус такой скважины равен: 

 ,ук N

F
R   (8.24) 

где F � площадь месторождения; N � число скважин. 

В расчетах для укрупненной скважины, когда 
с

к

r

R
 1,5÷2 поль-

зоваться строгой гидродинамической формулой нельзя и следует ис-
пользовать формулы М. Маскета, А. Хупера, А. Ван Эвердингена, 
У. Херста. Так, давление на забое добывающей галереи (контуре неф-

теносности), работающей с постоянным дебитом, можно определить 
по формуле М. Маскета: 
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где .
2

cr

t
  

Функция )(p  подсчитана А. Ван Эвердингеном и У. Херстом 

для значений  1÷∞. 
Для расчета дебита скважины в круговой залежи ограниченного 

пласта в период действия первой фазы упругого режима предпочти-
тельнее пользоваться следующими формулами: 
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По формуле Э. Б. Чекалюка: 
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где q  и q � соответственно безразмерный и размерный дебиты  

скважины; 2
c

0
r

t
f


  � параметр Фурье. 

По формуле Б. А. Богачева: 
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Погрешность этой формулы не превышает 1,2 %. 
Для расчета дебита в период действия второй фазы режима ре-

комендуется пользоваться формулой В. Н. Щелкачева (при ск rR    

с точностью до 3−8 %): 
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где .1ln
с

к 
r

R
D  

Упруговодонапорный режим (УВНР) � наиболее распростра-
ненный режим в практике разработки нефтяных месторождений.  
Он может быть как искусственным, так и естественным. Искусствен-
ный УВНР на 98 % обеспечивается внутриконтурным заводнением,  
в том числе 10 % за счет площадного и избирательного. 

Подавляющее большинство объектов (~70 %) разрабатывается 
при плотности сетки скважин � 10�50 га/скв. На долю этих объектов 
приходиться около 90 % добываемой за счет заводнения нефти. Наи-
более распространенные сетки скважин � 20�30 га/скв. 

Рассмотрим особенности естественного УВНР. 
Пуск скважины с постоянным дебитом в круговой залежи не-

ограниченного пласта. Перераспределение давления в пласте после 
пуска добывающей скважины можно рассчитать с помощью форму-
лы, которая давно известна в математической физике, но для подзем-
ной гидродинамики впервые применена Тсейсом: 
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где r � расстояние от скважины до точки с давлением р; q � устано-
вившийся дебит скважины. 

Используя понятие упрощенной интегральной экспоненциаль-
ной функции �Ei(�x), получим: 
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Пуск скважины с постоянным забойным давлением. Дебит 
скважины и накопленную добычу можно определить по формулам 

М. Маскета (для галереи): 
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где гR  � радиус галереи; гp  � давление на галерее; )(Q  и )(q  � без-
размерные функции дебита и накопленной добычи (табулированы  

У. Херстом, А. Ван Эвердингеном). 

Прогнозирование давления на контуре питания при упругом 

режиме в законтурной области. Предполагается, что добыча жидко-
сти во времени изменяется в соответствии с графиком (рис. 8.27). 

Согласно теореме Дюамеля (криволинейную зависимость деби-

та во времени можно заменить ступенчатой ломаной линией, т. е. уча-
стками с постоянным дебитом), изменение давления на контуре пита-
ния будет определяться выражением 
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где   � время с начала разработки;   � время ступенчатого изменения 
дебита. 
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Рис. 8.27. Зависимость добычи жидкости во времени: 

Δqi = const  прирост добычи жидкости 

Характер внедрения воды в нефтяную залежь является типич-
ным, и можно выделить четыре периода: 

1. Увеличение поступления законтурной воды: ,з.в q  

,0 1   где 1  � конец разбуривания. 
2. Стабилизация отбора и поступления жидкости: 

,const1з.в  qq  ,1
   где   � начало законтурного завод-

нения. 
3. Снижение поступления законтурной воды за счет законтурно-

го заводнения ,11з.в  qq  при .   

4. Установившийся приток воды в залежь ,const2з.в  qq   

при .  

Интеграл Дюамеля для 1
с

к 
r

R
 вычисляется с помощью аппрок-

симации Ю. П. Желтова: 

            .)1ln(1487,0
)1(

1
1178,05,0)(

81,2











J   (8.34) 

Тогда 
� для 1-го периода 
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� для 2-го периода 
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� для 3-го периода 
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� для 4-го периода 

    .)()(
2

)()(
2

)( 1
10к 



 








  JJ
kh

JJ
kh

pp  (8.38) 

Задача может решаться и в обратной постановке � задаваясь ве-
личиной ),(к p  можно определить )(з.вз.в  qq  [16]. 

Гидродинамические расчеты при режиме растворенного газа 
Режим растворенного газа (РРГ) � это режим истощения неф-

тяной залежи, известный в практике разработки нефтяных месторож-

дений с самого начала нефтедобычи в мире. При режиме растворен-

ного газа в пласте фильтруется газонефтяная смесь. Если объемы 

выделившегося газа значительные, то в пласте может образоваться 
вторичная газовая шапка. В таком случае РРГ переходит в упругога-
зонапорный. Основным условием существования РРГ является пони-

жение пластового давления ниже давления насыщения, кроме того, 
залежь должна быть запечатанной, или не иметь активной законтур-
ной водонасыщенной области и газовой шапки. В таких условиях ес-
тественная пластовая энергия распространена по площади залежи 

практически равномерно. И правомерен принцип равномерного рас-
положения скважин [16]. 

Источником пластовой энергии при РРГ является энергия выде-
ляющегося из нефти газа, количество которого при справедливости 

закона Генри равно: 
 ,н0гр pVV   (8.39)  

где грV  � объем растворенного в нефти газа в стандартных условиях; 

0  � коэффициент растворимости газа в нефти; нV  � объем нефти 

в пластовых условиях вместе с растворенным газом; p � абсолютное 
давление. 
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Количество выделившегося газа из объема нефти при снижении 

давления от давления насыщения до абсолютного равно: 
 ;)( насн0г ppVV     (8.40)  

в пластовых термобарических условиях: 
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  (8.41) 

где рz  � поправка на сжимаемость газа в пластовых условиях. 
Выделившийся свободный газ равномерно распределяется  

в нефти, образуя газонефтяную смесь. Так как объем смеси больше 
объема пор пласта, то ее избыток будет двигаться к забоям добываю-

щих скважин. 

Для расчета РРГ используют экспериментальные данные  
(данные рVТ), принятые для конкретного месторождения. В то же 
время, очевидно, что использование усредненных данных рVТ вносит 
определенную погрешность в результаты расчетов, так как свойства 
нефти по площади не являются неизменными. В настоящее время 
имеется вполне определенное представление о физике процессов при 

этом режиме, его особенностях и возможностях. На этой базе созданы 

инженерные методы расчета технологических показателей разработ-
ки, полученные для некоторых частных случаев. 

Одним из простых и наиболее часто используемым является метод 
Л. А. Зиновьевой, основанный на применении метода смены устано-
вившихся состояний. Получена зависимость нефтенасыщенности пла-
ста на контуре нефтеносности от давления. В связи с тем, что в настоя-
щее время нефтяные месторождения разрабатываются в основном при 

режимах вытеснения, обеспечивающих более высокую нефтеотдачу, то 
расчеты РРГ проводятся только для оценки добычных возможностей 

залежи на режиме истощения, что не требует высокой точности. Поэто-
му они выполняются для дренируемого объема пласта, приходящегося 
на одну добывающую скважину без учета интерференции [16]. 

Если проектируется разработка залежи на РРГ, то следует учи-

тывать интерференцию скважин, используя решение Э. Б. Чекалюка 
для функции Христиановича и методику А. К. Ермекова. 

Расчет РРГ без учета интерференции скважин. Выделенный 

объем продуктивного пласта, приходящийся на одну добывающую 

скважину, заменяют равновеликим цилиндром с непроницаемыми 

границами (рис. 8.28).  
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Рис. 8.28. Расчетная схема пласта:  
Rк, rc  радиус контура нефтеносности и скважины  

соответственно; Sк, Sc  нефтенасыщенность на контуре  
нефтеносности и стенке скважины; рк, рс  давление  
на контуре нефтеносности и на стенке скважины;  

h  толщина пласта 

Радиус цилиндра, принимаемый за радиус контура, определяют 
из выражения 

 ,к 


F
R  (8.42) 

где F � площадь, приходящаяся на одну скважину. 
При квадратной сетке расположения скважин радиус условного 

контура нефтенасыщенности равен ,128,1к R  а при треугольной � 

,05,1к R  где   � половина расстояния между соседними скважинами. 

Расчет ведется для выделенного объема пласта, т. е. для одной 

скважины, а затем пересчитывается на число проектных скважин. 

Зависимость между нефтенасыщенностью и давлением на кон-

туре имеет вид: 
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где iG  � средний газовый фактор при изменении давления от ipк   

до ;1к ip  i � значение величин при давлении iр ; i + 1 � значение  
величин при давлении ;1ip    � растворимость газа в нефти;  
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г0
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p

 � относительная плотность газа; г0  � плотность газа при 

давлении 1,00 р  МПа. 
Средний газовый фактор в интервале изменения давления от ipк  

до 1к ip  вычисляется по формуле 
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где 
)(

)(
)(

г

н
к Sk

Sk
S i   � отношение относительных проницаемостей  

для газа и нефти; ),(н Sk  )(г Sk � относительная фазовая проницае-

мость для нефти и газа; 
2

1кк 
 ii pp

p  � среднее давление на контуре 

нефтеносности; b, )(н р  � объемный коэффициент и абсолютная вяз-
кость нефти; )(г р  � абсолютная вязкость газа при давлении; )( pz  � 

коэффициент сжимаемости газа.  
При расчетах принимается, что начальная нефтенасыщенность 

равна 1, а шаг снижения давления на контуре � 0,1�02 МПа. По ре-
зультатам расчетов строится зависимость ).( кк рfS   

Нефтеотдача расчетного объема пласта равна: 
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где к.нp  � давление насыщения на контуре нефтеносности; 1к iS  �  

начальная нефтенасышенность на контуре нефтеносности; b � объем-

ный коэффициент нефти. 

Далее расчеты ведут для двух случаев: 
1. Расчеты при заданном забойном давлении. 

Дебит скважины определяется по формуле М. М. Глоговского: 

 ,

ln
2

1

)(2

c

к

cк
н

r

R

ppkh
q i




  (8.46) 
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  кp  и cp  � давление на 

контуре и забойное давление в скважине. 
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Предварительно для каждого ipк  вычисляют отношение относи-

тельных фазовых проницаемостей газа и нефти при среднем давлении 

по формуле 
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Затем по таблицам К. А. Цпаревича находят среднюю нефтена-
сыщенность пласта S, затем )(н Sk и .  

Дебит газа определяют из балансового соотношения: 
 .нг Gqq   (8.48) 

Продолжительность работы скважины с определенным дебитом 

вычисляют по формуле 
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Таким образом, устанавливают зависимость технологических 
показателей разработки не только от давления, но и во времени. 

Последовательность расчетов является следующей: 

� задаются шагом снижения давления на контуре области дре-
нирования; 

� вычисляется среднее значение давления на контуре нефтенос-
ности; 

� рассчитывается величина среднего газового фактора ;1iG   

� определяется зависимость насыщенности на контуре от давле-
ния, принимая на первом шаге ;0,1к iS  

� вычисляется среднее пластовое давление для каждого контур-
ного давления ;срр  

� вычисляется отношение относительных проницаемостей газа  
и нефти при среднем пластовом давлении; 

� находится относительная проницаемость для нефти и соответ-
ствующая ей средняя насыщенность пласта; 

� вычисляется параметр ;)(S  

� определяется дебит нефти; 
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� определяется продолжительность процесса разработки во вре-
мени, сначала по шагам понижения давления на контуре, а затем 

суммарная; 
� рассчитывается нефтеотдача пласта. 
2. Расчеты при заданном дебите скважины. 

Расчеты по этой схеме более трудоемки, так как искомым явля-
ется пластовое давление, обеспечивающее заданный дебит. 

Так как дебит скважины известен, то формула М. М. Глоговско-
го имеет вид: 
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где  
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HH  � разность функций Христиановича; 
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Тогда по известной Нк можно рассчитать Нс. Задача может быть 
решена двумя способами. Согласно исследованиям Л.А. Зиновьевой, 

функцию Христиановича можно представить в виде простого дву-
членного уравнения: 

 .
)()(

)(

н

н bap
pbр

Sk



  (8.52) 

Тогда  
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Коэффициенты a и b определяются по формулам: 
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Последовательность расчетов следующая: 
� рассчитываются зависимость насыщения нефтью на контуре 

выделенной области от давления и величина среднего газового факто-
ра от среднего давления на контуре по изложенной выше методологии; 

� для каждого значения давления на контуре кp  берутся произ-
вольно три значения забойного давления; 

� вычисляются численные значения разности функции Христиа-
новича, соответствующие заданному дебиту скважины; 

� строится зависимость )( ccк pfHH   и графическим мето-
дом по известной величине разности функции Христиановича нахо-
дят искомое забойное давление ,сp  обеспечивающее заданный дебит 
нефти; 

� определяется время разработки сначала по шагам снижения 
контурного давления, а затем и общее; 

� рассчитывается нефтеотдача залежи во времени по шагам сни-

жения контурного давления [16]. 

Учет непоршневого вытеснения нефти водой в технологиче-
ских расчетах при заводнении пластов 

Модель непоршневого вытеснения нефти водой в настоящее 
время является основной при проведении технологических расчетов 
проектного уровня. Она базируется на теории Бакли�Леверетта, пред-
ложенной авторами в 1941 г., после создания Р. Виковым и X. Ботсе-
том теории о фазовых проницаемостях. Предполагается, что каждая  
из фаз, фильтрующихся в пласте, движется в занятом ею поровом про-
странстве независимо от свойств остальных в соответствии с обоб-
щенным законом Дарси.  

При условиях: ,0ik  если 0iS  и ,1ik  если ,1iS  скорость 
фильтрации равна: 

 ,grad i

i

i
i p

k





    (8.56) 

где ip  � приведенное давление в i-й фазе; ik  � фазовая проницаемость 
i-й фазы; i  � вязкость i-й фазы. 

Для двухфазной фильтрации нефти и воды кривые относительных 
фазовых проницаемостей (ОФП) имеют вид, показанный на рис. 8.29. 

Видно, что при водонасыщенности с.в0 SS   вода не движется, 
так как находится в капельном состоянии. 
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Рис. 8.29. Кривые относительных фазовых 
 отрицательностей для системы «нефть � вода» 

При водонасыщенности 1 SS  не движется нефть. В этом 

случае нефть также находится в капельном состоянии. 

Таким образом, для двухфазной фильтрации имеем: 

 ,0)0(в k  ,0)(в Sk  если ;0 с.вSS   

 ,0)0(н k  ,0)(н Sk  если .1 SS  

В соответствии с теорией Бакли�Леверетта вода и нефть счита-
ются несжимаемыми жидкостями. 

Многофазная фильтрация несжимаемых флюидов в пласте опи-

сывается системой дифференциальных уравнений, включающей: 

� уравнение неразрывности; 

� закон Дарси: 

 ;grad 1
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 ;grad 2
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� уравнение для капиллярного давления между фазами  

 ),()( 21к SAJppSp    

где )(SJ  � функция Леверетта; жидкости считаются несжимаемыми. 

Данная система определена, так как для пяти неизвестных �  

,в


 ,н


 S, ,1р  2р  � имеется пять уравнений. 
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Классическое уравнение для капиллярного давления Лапласа 
системы «нефть � вода» имеет вид: 

 ,внвнвн  Jpp   (8.57а) 

или 

 ),(
cos2

нвк 


 gh
r

p   (8.57б) 

где в н J  � выражение для нелинейного дифференциального уравне-
ния второго порядка, которое не имеет решения в виде известных 
функций. 

При этом: для ,40  0;
в

в-н 
dS

dJ
 и для ,40  ,0

в

в-н 
dS

dJ
 где θ � 

угол смачивания на контакте фаз. 
Согласно аппроксимации А. К. Курбанова, функция Леверетта 

равна: 

 .
9,0

ln3,0)(
S

SJ      (8.58) 

Вид функции Леверетта для фиктивного грунта приведен на  
рис. 8.30. 

 

Рис. 8.30. Вид функции Леверетта  
для фиктивного грунта 

В расчетах капиллярное давление нормируют. Левереттом пред-

ложена следующая безразмерная функция: 

 ;
cos2

)(
к


 m

k
p

SJ     (8.59а) 
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 ).()(
cos2

к SAJSJ

m

k
p 


    (8.59б) 

Зависимость капиллярного давления от водонасыщенности для 
реального грунта имеет гистерезис, так как в натуральных образцах 
породы может находиться некоторое количество нефти и воды, кото-
рое нельзя извлечь ни при каких капиллярных давлениях [16]. 

Известно, что в гидрофильных породах капиллярные силы спо-
собствуют вытеснению нефти водой, и характер вытеснения близок  
к поршневому. В гидрофобных пластах капиллярные силы противо-
действуют вытеснению нефти водой из пор коллектора, безводный 

период короток, а водный � продолжителен. Таким образом, для опи-

сания процесса фильтрации системы «нефть � вода» имеем следую-

щую систему из пяти дифференциальных уравнений, которая называ-
ется системой уравнений Раппопорта�Лиса (RL-система): 

 ;0)(div в 
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Оценим значимость комплекса А в уравнении для капиллярного 
давления в зависимости от условий вытеснения нефти водой. Пусть 
имеем следующие исходные данные: 2102   Н/м; ,60  

1210
m

k
 м2

. При указанных исходных данных находим 
4105,0 А  Па. 

В лабораторных условиях перепад давления в модели пласта мp  

обычно небольшой, и исходя из критериев подобия, составляет  

около 0,5÷1,0 · 10
4
 Па. Тогда соотношение 

мp

A


  равно 1�0,5. 
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В реальных скважинах депрессия достигает нескольких мегапа-
скалей. В этом случае 1,  что позволяет пренебречь влиянием  

капиллярных эффектов ввиду их малой значимости. Исключением 

является ситуация, когда необходимо учитывать капиллярную про-
питку коллектора как одного из важных элементов механизма нефте-
отдачи сложнопостроенного пласта (трещинно-поровые карбонатные 
породы). 

Таким образом, для двухфазной фильтрации нефти и воды в по-
ровом коллекторе из системы Раппопорта�Лиса можно исключить 
уравнение для капиллярного давления практически без потери точно-
сти в расчетах. Оставшиеся дифференциальные уравнения составляют 
систему уравнений, которую называют системой уравнений Бакли�

Леверетта. Это система также определена, так как для четырех неиз-
вестных имеется четыре уравнения. В современных программных 
комплексах гидродинамические расчеты выполняются с использова-
нием системы Раппопорта�Лиса. 

Расчеты в безводный период 
Согласно теории непоршневого вытеснения нефти водой Бакли�

Леверетта, распределение насыщенности в пласте при линейной 

фильтрации имеет вид: 

 .0)()( 
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Sft    (8.61) 

Скорость продвижения фронта вытеснения равна: 

 .
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   (8.62) 

Положение точки с заданной насыщенностью во времени полу-
чаем в результате интегрирования уравнения (8.62): 
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  (8.63) 

где )(t  � интегральная скорость фильтрации. 

Умножая левую и правую части уравнения (8.63) на bh, получаем: 

 ,)( в.зQSfbhmx    (8.64) 

где )(в.з tbhQ   � накопленный объем закачки воды. 
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Тогда на момент прорыва фронта воды с насыщенностью вS   

в добывающую скважину 1х  (l � расстояние между линиями нагне-
тания и отбора) будем иметь: 

 ,
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)( в.з
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   (8.65) 

где t  � время прорыва фронта воды. 

Так как 
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     (8.66а) 

то 
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     (8.66б) 

где q � темп нагнетания воды. 

При жестком водонапорном режиме до момента прорыва коли-

чество добытой нефти равно количеству закачиваемой воды 

).()( в.зн
  tQtQ   

Нефтеотдача за безводный период составит: 
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   (8.67) 

Средняя водонасыщенность S  за фронтом будет равна: 
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    (8.68) 

Расчеты в водный период 
После прорыва фронта вытеснения насыщенность пласта на ли-

нии отбора л.оS  составит: 
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Тогда справедливо соотношение: 
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   (8.70) 



 209

Задаваясь величиной ),(в.з tQ  находим соответствующее значе-
ние л.оS  по кривой ),(Sf   а затем долю воды )(Sf  в потоке. 

Дебиты нефти и воды будут определяться с учетом фазовых 
проницаемостей на линии отбора: )( л.он Sk  и ).( л.ов Sk  

Текущая обводненность продукции v составит: 
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      (8.71) 

Нефтеотдачу пласта в водный период разработки можно опре-
делить в результате интегрирования зависимости, характеризующей 

распределение насыщенности в пласте S(x) (рис. 8.31). 

 

Рис. 8.31. Схема распределения водонасыщенности в пласте  
в безводный (1) и водный (2) периоды 

Суммарный отбор нефти после прорыва фронта вытеснения за 
время t равен изменению водонасыщенности пласта: 
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Обозначим: 
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Тогда   

 .)( dSSfd                 

В результате уравнение (8.72) с соответствующим изменением 
пределов интегрирования примет вид: 
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Интегрируя (8.73) по частям в пределах от с.вS  до ,л.оS  приняв 
;)( dSSfdu   ,Sv   и имея в виду, что при ,t  ,л.о

 SS  после 
упрощения получаем: 
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Текущая нефтеотдаача в любой момент водного периода будет 
равна: 
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Для круговой залежи длительность безводного периода соста-
вит [16]: 
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       (8.76) 

8.7. Ðàñ÷åò ïðîöåññîâ íàãíåòàíèÿ 

При расчете процессов нагнетания определяют суммарный объем 
закачки, приемистость отдельных нагнетательных скважин и их число, 
давление нагнетания, схему размещения нагнетательных скважин.  
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Сначала обычно устанавливают схему размещения скважин. Ли-

нию расположения нагнетательных скважин определяют в основном 

по технологическим и геологическим характеристикам. Задача заклю-

чается в подборе такой схемы расположения нагнетательных скважин, 

при которой обеспечивается наиболее эффективная связь между зона-
ми нагнетания и отбора и равномерное вытеснение нефти водой. 

Один из основных методов обеспечения эффективной связи меж-

ду зонами нагнетания и отбора � максимальное приближение линии 

нагнетания или отдельных нагнетательных скважин к эксплуатацион-

ным скважинам. Однако такое приближение может привести к нару-
шению равномерности продвижения контура нефтеносности. В связи  

с этим в первые годы развития законтурного заводнения стремились 
располагать нагнетательные скважины на некотором удалении от 
внешнего контура нефтеносности. Однако со временем, когда выяви-

лась значительная неоднородность реальных продуктивных пластов, 
перешли к размещению нагнетательных скважин (при законтурном за-
воднении) непосредственно вблизи внешнего контура нефтеносности. 

В настоящее время, как правило, для большинства случаев можно ре-
комендовать именно такое размещение. Лишь в некоторых случаях 
(например, при небольшой залежи в монолитном пласте с очень высо-
кой проницаемостью), когда для обеспечения нужных темпов разра-
ботки достаточно нескольких нагнетательных скважин, их целесооб-
разно несколько удалить от контура с целью более равномерного 
воздействия закачки на все участки залежи. Напротив, в случае широ-
ких водонефтяных зон, простирающихся на несколько километров,  
наряду с нагнетательными скважинами, расположенными по перимет-
ру внешнего контура нефтеносности, целесообразно провести еще ряд  
нагнетательных скважин вдоль внутреннего контура нефтеносности  

и «отрезать» тем самым чисто нефтяную часть залежи от водонефтя-
ной части. 

Схему размещения дополнительных нагнетательных скважин из 
резервного фонда следует определять во всех случаях в соответствии 

с конкретными условиями, выявленными в процессе разработки. 

При использовании избирательной системы заводнения нагнета-
тельные скважины следует размещать преимущественно в высоко-
проницаемых зонах.  

Суммарный объем закачиваемого агента зависит от запроекти-

рованного отбора жидкости из залежи, от давления на линии нагнета-
ния, а в большинстве случаев также и от коллекторских и упругих 
свойств пластов (главным образом в законтурной области). 
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Для характеристики давления на линии нагнетания удобно поль-
зоваться понятием «среднее давление на линии нагнетания». Под этим 

термином следует понимать такое давление на линии нагнетания,  
при котором фактическая система нагнетательных скважин была бы 

заменена расположенной на ее месте равнодебитной нагнетательной 

галереей. 

При законтурном или приконтурном заводнении, если среднее дав-
ление на линии нагнетания нр  равно начальному пластовому ,плр  то 
при установившемся процессе объем нагнетаемой воды становится рав-
ным объему жидкости, добываемой при эксплуатации. Если ,плн рр   

то объем нагнетаемой воды складывается из объема, компенсирующего 
объем отбираемой из залежи жидкости, и объема потерь нагнетаемой во-
ды в законтурную область вследствие проявления перепада давления 
между контуром нагнетания и законтурной областью. 

Если ,плн рр   то объем нагнетаемой воды будет меньше объе-
ма отбираемой при эксплуатации жидкости на объем воды, прите-
кающей к залежи из законтурной области. 

Потери или уход (утечка) воды в законтурную область зависят 
от перепада давления между контуром нагнетания и законтурной об-

ластью, от строения пласта, его коллекторских и упругих свойств  
в законтурной области. Если в пласте на небольшом удалении от за-
лежи имеются области питания, то утечку воды можно определить по 
формулам для установившегося движения. Если же область питания 
отсутствует или находится на значительном удалении от залежи,  

то процесс движения жидкости в законтурную область будет неуста-
новившимся и потери закачиваемой воды в законтурную область мо-
гут быть подсчитаны по формулам для неустановившегося (упругого) 
режима. 

При искусственном водонапорном режиме, когда отбор нефти 

происходит при давлении в пласте выше давления насыщения, объем 

отбираемой жидкости, приведенный к пластовым условиям, должен 

равняться объему нагнетаемой жидкости, также приведенной к пласто-
вым условиям, т. е. к пластовой температуре и давлению. Поскольку  
в этих условиях пластовая продукция состоит только из нефти и воды, 

а газ находится в растворенном состоянии, то можно написать сле-
дующее уравнение баланса расходов жидкостей, приведенных к пла-
стовым условиям: 
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 ,)( утутввнвнаг kQbQbQbQ   (8.77) 

где нагQ  � объемный расход нагнетаемой воды при стандартных усло-
виях; вb  � объемный коэффициент нагнетаемой воды, учитывающий 

увеличение объема воды при нагревании до пластовой температуры  

и уменьшение ее объема при сжатии до пластового давления; нQ  � 

объемная добыча нефти (суммарный дебит) при стандартных услови-
ях (дебит товарной нефти); b � объемный коэффициент нефти, учиты-
вающий ее расширение за счет растворения газа, повышения темпера-
туры и незначительное сжатие от давления; вQ  � объемная добыча 
извлекаемой из пласта воды, измеренная при стандартных условиях; 
b  � объемный коэффициент извлекаемой минерализованной воды, 
который может отличаться от объемного коэффициента для пресной 

воды; утQ  � объемный расход воды, уходящей во внешнюю область 
(утечки); утk  � коэффициент, учитывающий потери воды при перио-
дической работе нагнетательных скважин на самоизлив, при порывах 
водоводов и по другим технологическим причинам.  

Из уравнения (8.76) находят расход нагнетаемой воды .нагQ  Оче-
видно, число нагнетательных скважин nнаг, их средний дебит нагq   

и расход нагнетаемой воды нагQ  связаны соотношением 

 .нагнагнаг nqQ      (8.78) 

Если по результатам опытной эксплуатации нагнетательных сква-
жин или по результатам расчета известен их дебит ,нагq  то из (8.77)  

определяют необходимое число нагнетательных скважин nнаг. Если нагn  

предопределено схемой размещения скважин, то из (8.78) определяют 
средний дебит нагнетательной скважины ,нагq  который зависит от гид-
ропроводности пласта в районе нагнетательной скважины и от репрес-
сии, т. е. от величины давления нагнетания воды. 

Дебит нагнетательной скважины находят исходя из гидродина-
мических расчетов всей системы добывающих и нагнетательных 
скважин или приближенно по формуле радиального притока, преоб-
разованной для репрессии. Давление нагнетания и дебиты должны 
находиться в технически осуществимых пределах и не должны пре-
вышать возможностей технологического оборудования. Некоторое 
регулирование этих величин возможно воздействием на призабойную 
зону нагнетательных скважин для улучшения их поглотительной спо-
собности (кислотные обработки, гидроразрывы и др.). 
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Для оценки степени компенсации отборов жидкостей из пласта 
закачкой вводится понятие «коэффициент компенсации». 

Коэффициент текущей компенсации � отношение дебита нагне-
таемой воды к дебиту отбираемых жидкостей, приведенных к пласто-
вым условиям за единицу времени (год, месяц, сутки и т. д.): 

 .
)( утутввн

внаг
т

kQbQbQ

bQ
m


     (8.79) 

Этот коэффициент показывает, насколько скомпенсирован от-
бор закачкой в данный момент времени. Если ,1т m  закачка отстает 
от отбора и следует ожидать падения среднего пластового давления. 
Если ,1т m  закачка превышает отбор и давление в пласте должно 
расти. При 1т m  должна наблюдаться стабилизация текущего пла-
стового давления на существующем уровне, независимо от того,  
каким он был в начале разработки. 

В технологии добычи нефти часто пользуются такими понятия-
ми, как «давление на линии нагнетания» и «давление на линии отбо-
ра». Введение этих понятий упрощает физическую картину фильтра-
ции жидкости от линии расположения нагнетательных скважин  

к рядам добывающих скважин, а также позволяет однозначно харак-
теризовать депрессию, обусловливающую приток жидкости к линиям 

отбора. Давление на линии нагнетания � это среднеинтегральное дав-
ление в пласте вдоль линии нагнетательных скважин. Вокруг нагнета-
тельных скважин образуются репрессионные воронки, обращенные 
вверх с наибольшим давлением (вершина воронки) на забоях нагнета-
тельных скважин (рис. 8.32).  

 

Рис. 8.32. Изменение давления вдоль линии нагнетания 
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На рис. 8.32 ординаты заштрихованной части эпюры � абсолют-
ные величины давлений в пласте, изменяющиеся вдоль S. Средняя ор-
дината, т. е. высота нр  прямоугольника длиной S и площадью Sрн  � 

это среднеинтегральное давление. 
По определению: 

  ,н S

Fр   (8.80) 

где F � заштрихованная площадь эпюры давлений. 

Забойные давления нагнетательных скважин могут быть раз-
личны. Закон распределения давления вокруг забоя скважин близок  
к логарифмическому. Используя формулу для распределения давле-
ния при радиальном течении, можно построить кривые распределения 
давления между нагнетательными скважинами. Таким образом, по 
эпюре распределения давления вдоль линии нагнетания в реальном 

конкретном случае может быть определена площадь эпюры F, а по 
формуле (8.80) найдено давление на линии нагнетания. Существуют 
весьма простые расчетные методы определения давления на линии 

нагнетания, однако эти методы справедливы только при одинаковых 
забойных давлениях во всех нагнетательных скважинах, равных рас-
стояниях между скважинами и однородном пласте. Расчетная форму-
ла имеет вид: 

 ,нагнн  Qрр  (8.81) 

где нр  � давление на забоях нагнетательных скважин (во всех скважи-

нах одинаковое); нагQ  � суммарный дебит нагнетательного ряда;  
  � внутреннее фильтрационное сопротивление нагнетательного ряда: 

  ,ln
2 прнаг

в

rkhn 





  (8.82) 

где в  � вязкость воды; k � проницаемость; h � толщина пласта; нагn  � 

число скважин в ряду;   � половина расстояния между нагнетатель-
ными скважинами; прr  � приведенный радиус нагнетательной сква-
жины. 

Давление на линии отбора определяется аналогично, т. е. как 
среднеинтегральное давление вдоль линии добывающих скважин.  

В добывающих скважинах депрессионная воронка обращена верши-

ной вниз (рис. 8.33). 
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Рис. 8.33. Изменение давления вдоль линии отбора 

Давление на линии отбора равно: 

 ,с S

Fр    (8.83) 

где F � заштрихованная площадь эпюры давлений. 

При аналитических расчетах: 
 , Qрр нс  (8.84) 

где ср  � давление на забоях добывающих скважин данного ряда (оди-

наковые во всем ряду); Q � дебит добывающих скважин данного ряда, 
расположенных в пределах длины S. 

Среднее давление на линии нагнетания меньше забойных давле-
ний в нагнетательных скважинах ),( нн рр   а среднее давление на ли-

нии отбора больше забойных давлений в добывающих скважинах 
).( сс рр   Величина ,сн ррр   называется депрессией между ли-

нией нагнетания и линией отбора. От величины этой депрессии зави-

сит дебит добывающих рядов скважин, который увеличивается с рос-
том .р  Увеличение депрессии может быть достигнуто как за счет 
увеличения давления на линии нагнетания ,нр  так и за счет снижения 
давления на линии отбора рс. 

Приемистость одной нагнетательной скважины: 

  ,

ln

)(20

пр
в

нзабв
прием

r

ррhk
q







  (8.85) 

где вk  � фазовая проницаемость для воды в призабойной зоне нагне-
тательной скважины; h � толщина пласта; ,забр  нр  � соответственно 
давление на забое нагнетательной скважины и давление на линии на-
гнетания. 
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Учитывая, что 

 ;
2 нагn

L
  (8.86) 

  ,
наг

наг
наг n

Q
q   (8.87) 

где L � длина участка линии нагнетания; нагn  � число нагнетательных 
скважин на выбранном участке; нагQ  � суммарное количество зака-
чанной воды на том же участке. 

После несложных преобразований получим число нагнетатель-
ных скважин: 

 ,lg
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016,0 наг
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n   (8.88) 

где   � коэффициент, учитывающий загрязнение призабойной зоны 

нагнеаттельной скважины. 

Уравнение (8.88) легко решить последовательным приближени-

ем. Задавшись интуитивно величиной n и подставив ее в правую 

часть, найдем первое значение n, подставив которое вторично в пра-
вую часть, найдем второе значение и т. д. [17].  

8.8. Ñèñòåìû ðàçðàáîòêè íåôòåãàçîâûõ  
çàëåæåé 

Разработка нефтегазовых залежей в отличие от разработки неф-

тяных характеризуется наличием большего количества сил, движу-
щих нефть в пласте. 

При разработке нефтегазовой залежи без поддержания давления 
нефть может продвигаться к забоям скважин как за счет расширения 
газовой шапки, так и внедрения в нефтяную залежь пластовой воды. 

Количество нефти, которое можно добыть за счет расширения 
газовой шапки и внедрения пластовой воды, во многом зависит от 
природных условий нефтегазовых залежей (соотношения объемов 
нефтяной и газовой залежей, величины начального пластового давле-
ния, проницаемости пласта) и темпа отбора жидкости из пласта. 

Результаты расчетов показывают, что, когда объем нефтяной  

залежи в 3 раза больше объема газовой шапки, за счет внедрения  
воды может быть добыто 74,32 % от промышленных запасов нефти  
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и за счет расширения газовой шапки � только 15,5 %. Однако, когда 
объем газовой шапки в 3 раза больше объема залежи нефти, то за счет 
продвижения воды будет добыто уже только 51,2 % и за счет расши-

рения газовой шапки � 38,5 %. Когда же объем залежи нефти в 7 раз 
меньше объема газовой лапки (случай, когда залежь представлена 
оторочкой), то доля воды уменьшается до 33,5 %, а газа � возрастает  
до 56,5 %. 

На месторождениях с более высоким пластовым давлением при 

прочих равных условиях количество добываемой нефти за счет вне-
дрения воды повышается.  

На месторождениях с ухудшенной проницаемостью пласта  
(200 против 500 мД) и пьезопроводностью (20000 против 50000 см2

/с) 
приток воды из законтурной области значительно уменьшается  
и суммарный отбор нефти соответственно уменьшается. 

По результатам расчетов увеличение вязкости нефти с 1 до 5 сПз 
мало влияет на изменение соотношения притоков со стороны законтур-
ной области и газовой шапки. 

Увеличение темпа отбора нефти из залежи ведет к более быст-
рому снижению пластового давления и более интенсивному расшире-
нию газовой шапки, в связи с чем количество нефти, получаемой  

за счет вытеснения ее газом, увеличивается. 
Вместе с тем расчетами установлено, что снижение пластового 

давления в нефтегазовых залежах при эксплуатации их без поддержа-
ния пластового давления происходит медленнее, чем в обычных неф-

тяных залежах. 
Вследствие того, что в указанных условиях значительное коли-

чество нефти добывается за счет расширения газовой шапки, при ко-
тором коэффициент вытеснения нефти значительно уступает коэффи-

циенту вытеснения за счет внедрения воды, общая нефтеотдача 
оказывается намного меньше, чем в условиях разработки нефтяных 
месторождений, когда вся нефтяная залежь промывается водой. 

При разработке нефтегазовых залежей очень большое значение 
имеют высота нефтяной залежи и углы наклона пласта. В полого за-
легающих пластах вытеснение нефти за счет расширения газовой 

шапки, как правило, бывает малоэффективным, так как при наличии 

большой подгазовой зоны продвижение газонефтяного контакта со-
провождается прорывами газа из газовой шапки, что осложняет рабо-
ту скважин и затягивает сроки разработки. 
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На месторождениях с большой высотой нефтяной залежи усло-
вия эксплуатации скважин и разработка залежи в целом значительно 
лучше, так как существенное влияние здесь оказывают гравитацион-

ные силы. 

Закачка газа в газовые шапки как метод поддержания пластово-
го давления малоперспективна для нефтегазовых залежей, так как 
вместо использования ресурсов газа нужно изыскивать дополнитель-
ные источники газоснабжения. Кроме того, в результате закачки газа 
в большинстве случаев происходит не улучшение технологических 
показателей, а ухудшение. Это объясняется тем, что в условиях неод-

нородного пласта при закачке воды действие капиллярных сил приво-
дит к выравниванию фронта воды, при закачке же газа действие ка-
пиллярных сил, наоборот, способствует прорыву газа. Этому же 
способствует значительно меньшая вязкость газа по сравнению с вяз-
костью нефти. Наличие прорывов газа из газовой шапки является од-

ним из основных осложнений в работе эксплуатационных скважин, 

размещенных на нефтяной залежи. Кроме того, технически нагнета-
ние газа сложно и требует сооружения дорогостоящих компрессор-
ных станций и всех коммуникаций для подачи газа. 

Системы разработки пластовых нефтегазовых залежей 

Чтобы увеличить нефтеотдачу при разработке нефтегазовых за-
лежей, необходимо всемерно увеличивать долю участия воды в вы-

теснении нефти из пласта. 
Возможны три варианта разработки пластовых нефтегазовых за-

лежей при выполнении указанного условия: 1) разработка при закон-

турном заводнении с поддержанием на границах залежи начального 
пластового давления; 2) разработка при внутриконтурном (барьер-
ном) заводнении, разобщающем газовую и нефтяную залежи; 3) раз-
работка без поддержания давления при сохранении неподвижности 

газонефтяного контакта, что может быть достигнуто регулированием 

отбора газа одновременно с добычей нефти. 

Первый вариант ничем не отличается от широко применяемой 

системы законтурного заводнения, описанной выше. Спецификой 

нефтегазовых залежей является только консервация запасов газа газо-
вой шапки на весь срок разработки нефтяной залежи. 

При внутриконтурном (барьерном) заводнении вода нагнетается 
в ряд скважин, расположенных вдоль или вблизи внутреннего конту-
ра газоносности. В результате закачки воды образуется водяной барь-
ер, который отрезает газовую шапку от нефтяной залежи. 
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Этот метод имеет следующие преимущества перед законтурным 

заводнением: 1) возможность одновременной добычи нефти и газа;  
2) меньший расход воды, затрачиваемой на добычу нефти, за счет 
частичного использования упругой энергии законтурной области на 
месторождениях с активной пластовой водой; 3) меньшие затраты на 
бурение нагнетательных скважин и обустройство системы заводнения 
из-за разницы в протяженности контура газоносности по сравнению  

с контуром нефтеносности. 

К недостаткам барьерного заводнения относятся возможные 
сильные осложнения из-за прорыва воды в эксплуатационные сква-
жины в пластах, характеризующихся большой неоднородностью, 

 а также значительными углами падения, поэтому этот метод приме-
ним для разработки полого залегающих залежей. 

Система разработки без поддержания давления с контролируе-
мым отбором газа из газовой шапки имеет следующие преимущества: 
а) обеспечивает более полное извлечение нефти по сравнению с раз-
работкой при расширении газовой шапки; б) дает экономию средств, 
так как не требует мероприятий по поддержанию давления; в) позво-
ляет частично использовать ресурсы газа газовой шапки в начальной 

стадии разработки [12]. 

Системы разработки массивных сводовых нефтегазовых за-
лежей с активной подошвенной водой 

В пластах, характеризующихся большой мощностью, при нали-

чии обширной газовой шапки создаются условия, когда большинст-
вом скважин пересекаются газовая шапка, нефтяная залежь и подош-

венная вода. Кроме того, на крыльях имеется полоса, где скважинами 

вскрываются нефтяная залежь и подошвенная вода (рис. 8.34). В этих 
условиях результаты разработки находятся в тесной зависимости  

от степени участия в вытеснении нефти следующих пластовых сил:  
а) напора подошвенных вод; б) упругого расширения газовой шапки; 

в) упругого расширения, выделяющегося из нефти растворенного  
газа; г) силы тяжести нефти.  

Как известно, перечисленные пластовые силы обеспечивают 
различную нефтеотдачу. Наиболее эффективно воздействие на пласт 
подошвенной воды, при котором может быть получен наибольший 

коэффициент нефтеотдачи. Поэтому при разработке залежей подоб-

ного типа особое внимание должно быть обращено на обеспечение 
преимущественного воздействия на пласт подошвенных вод. 
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Рис. 8.34. Массивная сводовая нефтегазовая залежь:  
1 � газ; 2 � нефть; 3 � вода  

Другой особенностью разработки нефтегазовых залежей подоб-

ного типа является близость контактных поверхностей «нефть � газ»  

и «нефть � вода», что ограничивает создаваемые дипрессии, увеличе-
ние которых обычно приводит к ускоренному перемещению вытес-
няющих агентов к фильтрам нефтяных скважин и образования кону-
сов газа и воды.  

При прорывах конусов эксплуатация скважин сильно осложня-
ется, особенно при прорыве конуса газа, так как при этом дебит газа 
резко возрастает, а дебит нефти снижается. Если допустить эксплуа-
тацию таких скважин, то это очень быстро приведет к выпуску газа из 
газовой шапки и резкому падению давления, как в газовой шапке, так 
и в нефтяной залежи, а вместе с этим к снижению дебитов нефтяных 
скважин. Но, кроме того, вследствие падения давления в газовой 

шапке произойдет внедрение в нее нефти, что повлечет безвозврат-
ную потерю части запасов нефти. 

Прорыв конуса воды также снижает дебит нефти, но значитель-
но меньше, и такие скважины могут эксплуатироваться. 

Таким образом, в основе системы разработки массивных сводо-
вых нефтегазовых залежей с активной подошвенной водой должно 
лежать преимущественное вытеснение нефти водой и недопущение 
прорыва газового конуса в эксплуатационные скважины при допус-
тимом подъеме водяного конуса. То обстоятельство, что нефть насы-

щает только часть разреза пласта, а остальная часть пласта водона-
сыщена, сильно повышает эффективность проявления упругих сил 
пласта и позволяет извлечь тем большую часть запасов нефти, чем 

меньшая часть разреза насыщена нефтью. Специфическое строение 
массивных сводовых нефтегазовых залежей, где нефть насыщает 
обычно меньшую часть разреза, а большую � газ и вода, способствует 
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эффективному проявлению упругих сил пласта. Следовательно,  
в большинстве случаев разработка таких нефтегазовых залежей мо-
жет осуществляться с использованием естественного напора пласто-
вых вод. 

Таким образом, особенности строения массивных сводовых неф-

тегазовых залежей способствуют выполнению основного условия эф-

фективной их разработки � вытеснению нефти водой. Второе условие � 

недопущение прорыва газового конуса � может быть выполнено при 

благоприятных геологических условиях, когда высота залежи нефти 

достаточно большая, проницаемость пласта хорошая и вязкость нефти 

низкая. 
Для того чтобы не допустить прорыва газового конуса в сква-

жину, необходимо создавать в ней депрессию давления, меньшую, 

чем давление столба пластовой нефти, заключенного между отметкой 

газонефтяного контакта и верхним отверстием фильтра. Чем больше 
высота этого столба, тем больше может быть создана депрессия дав-
ления, а следовательно, тем выше может быть получен безгазовый 

дебит нефти. Хорошая проницаемость пласта и невысокая вязкость 
нефти снижают сопротивление движению нефти, поэтому дают воз-
можность получить более высокий дебит скважин. 

В соответствии с изложенным выше при разработке массивных 
залежей с активной подошвенной водой приобретает особое значение 
знание свойств законтурной области: протяженности бассейна и фи-

зических свойств пласта. Необходимо в первых же разведочных 
скважинах, попавших за контур нефтеносности, проводить испытания 
на приток с целью определения гидропроводности пласта, приведен-

ного радиуса скважины, а также коэффициента сверхжимаемости. 

Непосредственно для залежи очень важно знать анизотропию 

пласта и, в частности, степень переслаивания коллекторов с непрони-

цаемыми прослоями, наличие линз непроницаемых пород, их поло-
жение в разрезе и размер по площади [12]. 

Разработка нефтяных оторочек 

Нефтяные оторочки подразделяют на следующие типы в соот-
ветствии с условиями их залегания: краевые (или крыльевые), подош-

венные и промежуточные (рис. 8.35). Это основные типы, которые 
могут отличаться дополнительными особенностями. Теперь остано-
вимся на проблемах, осложняющих процесс разработки нефтегазовых 
залежей. 
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а) б) 

 

в) г) 

 

д) е) 
Рис. 8.35. Типы нефтяных оторочек:  

а  краевая; б  краевая с чисто нефтяной зоной; в  подошвенная;  
г  промежуточного типа; д  краевая оторочка в литологически  

экранированной залежи; е  краевая оторочка, смещенная  
потоком пластовой воды 

Одна из основных проблем при разработке таких залежей связа-
на с трудностями извлечения нефти из нефтяной оторочки. Она про-
истекает от так называемой проблемы конусообразования. 

При реализации системы вертикальных скважин нефтяная ото-
рочка вскрывается в интервале несколько метров выше ВНК и не-
сколько метров ниже ГНК. При использовании горизонтальных сква-
жин ее ствол располагается на наибольшем отдалении от ГНК,  

в нескольких метрах от ВНК (рис. 8.36). 

Отбор нефти из таких скважин обусловливается пониженными 

давлениями вблизи интервалов дренирования. Поэтому газ газовой 

(точнее, газоконденсатной) шапки и подошвенная (или краевая) вода 
прорываются к интервалу дренирования. Формируются конусы газа  
и воды, которые соответственно имеют тенденцию к постоянному 
опусканию и подъему. В результате продукция добывающих скважин 

загазовывается и обводняется в прогрессирующих масштабах. Доста-
точно быстро дебит по нефти снижается до уровня, когда дальнейшая 
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эксплуатация скважины становится нерентабельной. Следствием это-
го является снижение отборов нефти из залежи и достижение низкого 
значения коэффициента нефтеотдачи. Поэтому ряд из рассматривае-
мых в дальнейшем изложении систем и технологий разработки неф-

тегазовых залежей в той или иной мере направлен на подавление этих 
негативных явлений. 

 

а) б) 
Рис. 8.36. Формирование конусов газа и воды при дренировании 

нефтяной оторочки вертикальной (а) и горизонтальной (б)  
скважинами 

В теории и практике разработки месторождений нефти и газа до 
недавнего времени наличие и скорость естественного фильтрацион-

ного потока пластовой воды и угол наклона продуктивных пластов 
были в разряде так называемых малых параметров. Во многих или 

некоторых случаях это было справедливо. Действительно, часто мож-

но было пренебречь наличием и скоростью естественного фильтраци-

онного потока пластовой воды. Этот малый параметр иногда может 
становиться весьма значимым. Напомним, что благодаря наличию ес-
тественного фильтрационного потока воды возможны не только сме-
щенные в пространстве залежи газа и нефти, но и существование  
залежей углеводородов на моноклиналях, без наличия антиклиналь-
ной ловушки. 

Продуктивные пласты обычно характеризуются весьма малыми 

углами наклона (около 1°). Естественно, что таким малым парамет-
ром, как угол наклона, часто пренебрегали. И правильно делали, рас-
сматривая, например, процессы вытеснения одного флюида другим  

в слоистых, горизонтальных продуктивных комплексах. 
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Однако в случае нефтегазовых залежей этот малый параметр 
становится принципиально значимым. Рассмотрим две совершенно 
одинаковые воображаемые антиклинальные ловушки, изображенные 
на рис. 8.37. 

 

 

 

а) б) 
Рис. 8.37. Схемы водоплавающей нефтяной (а)  

и нефтегазовой (б) залежей в однотипных ловушках 

При этом левая ловушка заполнена только нефтью и здесь име-
ем водоплавающую нефтяную залежь. Правая ловушка является вме-
стилищем нефтегазовой залежи. Обе ловушки представляют собой 

совокупность пропластков, разделенных друг от друга глинистыми 

прослоями. Допускаем также, что каждая залежь вскрыта одной 

скважиной так, как показано на рис. 8.37. 

Если не ограничивать себя ни дебитами, ни сроками, ни конеч-
ной нефтеотдачей, то можно полагать, что одна скважина в чисто 
нефтяной залежи за бесконечно долгое время задренирует все запасы 

нефти. Во втором случае скважина задренирует запасы нефти в пре-
делах нефтяной оторочки, покрытой более густой штриховкой, т. е.  
до ближайшего глинистого раздела. Если слоистость пласта в преде-
лах нефтяной оторочки была бы горизонтальной, то при указанных 
допущениях и здесь одна скважина задренировала бы все запасы неф-

ти. Исходя из этих простых рассуждений, можно понять роль рас-
сматриваемого малого параметра (угла наклона пластов) при разра-
ботке нефтегазовых залежей. 

Теперь изобразим часть нефтяной оторочки в более крупном 

масштабе (рис. 8.38). 
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Рис. 8.38. Фрагмент нефтяной оторочки с эксплуатационной 

 и нагнетательной скважинами 

На данный элемент нефтяной оторочки пробурено две скважи-

ны, одна из которых эксплуатационная и другая � нагнетательная. 
Эти скважины реализуют идею площадного заводнения.  

Из рассмотрения рис. 8.38 вытекает следующее. Добывающая 
скважина дренирует только зону оторочки с соответствующей верти-

кальной штриховкой (для простоты не касаемся вопросов избира-
тельного вскрытия нефтяной оторочки). Закачиваемая в пласт вода не 
вытесняет нефть в сторону добывающей скважины. Эта вода расфор-
мировывает запасы нефти нефтяной оторочки, оттесняя нефть в газо-
вую шапку и в водонасыщенную зону пласта в направлении указан-

ных соответствующих стрелок. Запасы нефти, находящиеся в зоне 
оторочки с горизонтальной штриховкой, а также незаштрихованные, 
не охвачены как процессом дренирования, так и заводнения пласта. 
Аналогичные процессы расформирования нефтяной оторочки имеют 
место при иных технологиях воздействия, если не учитывать рас-
сматриваемую «косую» слоистость. 

При рассмотрении рис. 8.37 и 8.38 не следует забывать, что при-

водимые схематичные изображения выполнены в разных (вертикаль-
ном и горизонтальном) масштабах. Поэтому их надо домысливать, 
помня, что   1°. 

Данные схематичные рассуждения показывают, что слоистая 
неоднородность продуктивных отложений по проницаемости может 
негативно сказываться на конечном коэффициенте нефтеотдачи.  

Мы рассмотрели крайний случай, когда пропластки изолированы друг 
от друга тонкими глинистыми включениями. В природе имеет место 
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большее разнообразие, например, прерывистость пропластков. Кроме 
того, следует учитывать, что в разных точках каждого пропластка не-
обходимо принимать в расчет две проницаемости � вдоль и поперек 
напластования. Сказанное позволяет утверждать, что в случае нефтя-
ных оторочек требуется большая степень геолого-физической детали-

зации, чем в случае нефтяной и тем более газовой залежей. 

Приведем в дополнение хотя бы одну цифру, чтобы лучше чув-
ствовать рассматриваемую проблему. Допустим, хотим найти такую 

величину расстояния между скважинами L, когда в пласте будут от-
сутствовать неохваченные процессами воздействия запасы нефти (зо-
ны пласта с горизонтальной штриховкой на рис. 8.38). Пусть толщина 
нефтяной оторочки 10h  м, а угол наклона пластов составляет 2°. 

Нетрудно видеть, что искомое 286L  м. Известно, что на практике 
применяются сетки скважин с гораздо большими расстояниями меж-

ду скважинами. Только при  = 1° расстояние 571L  м приближает-
ся к расстояниям между скважинами в реализуемых системах разра-
ботки. 

Конусообразование и косая слоистость продуктивных пластов � 

это два главных фактора, негативно сказывающихся на эффективно-
сти разработки нефтегазовых залежей и конечной величине коэффи-

циента извлечения нефти. Третий, не менее важный фактор, заключа-
ется в чрезмерных депрессиях и репрессиях на пласт соответственно  
в добывающих и нагнетательных скважинах. Повышенные депрессии 

кроме конусообразования приводят к истощению запасов газа в газо-
конденсатной шапке. Поэтому чрезмерные темпы закачки, например, 
воды вызывают смещение нефтяной оторочки в газонасыщенные кол-
лекторы, а значит, размазывание запасов нефти. 

8.9. Ïîíÿòèå î ðàöèîíàëüíîé ñèñòåìå ðàçðàáîòêè. 
Âûáîð ðàöèîíàëüíîãî âàðèàíòà 

Рациональной системой разработки нефтяного месторождения 
на определенном этапе его разведанности считается такая система, 
при которой обеспечиваются следующие основные условия: 

а) удовлетворение потребностей страны или нефтяной компании 

в нефти и газе, т. е. обеспечение выполнения плана по добыче нефти  

и газа; 
б) полный учет всех естественных, производственных и эконо-

мических особенностей нефтеносного района; 
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в) наиболее рациональное и эффективное использование естест-
венной пластовой энергии; 

г) сочетание рационального использования естественной пла-
стовой энергии с применением методов увеличения добычи нефти  

и нефтеотдачи пластов с целью более полного извлечения нефти из 
пласта при наименьших сроках разработки месторождения и при ми-

нимальных капиталовложениях. 
Рациональная система разработки тесно связана с конкретными 

геологическими, техническими и экономическими условиями, т. е. 
должна находится в соответствии с конкретными техническими воз-
можностями бурения и эксплуатации скважин, освоения нагнетатель-
ных скважин и закачки в них воды. Эти технические возможности  

с развитием нефтяной промышленности меняются, поэтому не может 
быть единой системы, пригодной для всяких условий. Наряду с этим 

система разработки, рациональная для одного периода развития неф-

тяной промышленности, может стать нерациональной для другого. 
Чтобы правильно определить рациональную систему разработки, не-
обходимо хорошо разведать и изучить каждое нефтяное месторожде-
ние. Однако детали геологического строения нефтяной залежи выяс-
няются в процессе массового бурения эксплуатационных скважин.  

В связи с этим основной обязанностью является своевременное уточ-
нения по мере бурения эксплуатационных скважин всех карт, харак-
теризующих геологическое строение и физические свойства нефтяной 

залежи. В случае сильного расхождения с первоначальными пред-

ставлениями необходимо вносить соответствующие исправления  
в технологическую схему разработки. 

При заданном плане изменения добычи нефти на месторожде-
нии рациональная система разработки обосновывается по минимуму 
приведенных затрат. При отсутствии планового задания проводится 
анализ различных вариантов разработки. В качестве рационального 
выбирают вариант, также обеспечивающий минимальные приведен-

ные затраты за определенный период оптимизации. Считается целе-
сообразным принимать 15-летний период оптимизации, на который, 

как правило, составляют научно обоснованные прогнозы развития на-
родного хозяйства. Однако рассматриваемые варианты характеризу-
ются также различными накопленными отборами нефти (коэффици-

ентами нефтеотдачи) при разных сроках разработки. 
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Поскольку рациональный вариант может иметь промежуточное 
значение среди расчетных, то для его нахождения необходимо по-
строить график зависимости приведенных затрат от плотности сетки 

скважин и определить минимальную точку. Для определения эконо-
мически обоснованного коэффициента нефтеотдачи строят зависи-

мость себестоимости добычи 1 т нефти от накопленной добычи (диф-

ференцированием графика эксплуатационные расходы � накопленная 
добыча нефти). Отношение накопленной добычи нефти к балансовым 

запасам, когда себестоимость достигает предельной себестоимости, 

характеризует экономически обоснованный коэффициент нефтеот-

дачи. Этой накопленной добыче соответствует экономически обос-
нованный срок разработки. 

Предельную себестоимость можно принять, например, с учетом 

мировых цен на нефть. Значению предельной себестоимости соответ-
ствует такая себестоимость добычи нефти, при которой наступает 
предел экономической рентабельности добычи нефти или, другими 

словами, при установленных замыкающих затратах текущий народно-
хозяйственный эффект от добычи 1 т нефти становится равным нулю. 

Народно-хозяйственным эффектом называют прибыль (превышение 
доходов над расходами), которую получает государство от добычи 

нефти. Накопленный народно-хозяйственный эффект при этом дости-

гает максимального значения. 
Определив по всем расчетным вариантам максимальные эконо-

мические эффекты за весь срок разработки, а также определив сами 

сроки разработки и максимальные темпы отбора, выбираем рацио-
нальный вариант разработки. 

8.10. Ðàçðàáîòêà çàëåæåé, ïðèóðî÷åííûõ 
 ê òðåùèíîâàòûì êîëëåêòîðàì 

В настоящее время с трещиноватыми коллекторами, по мнению 

некоторых исследователей, связано около 60 % залежей углеводоро-
дов и больше половины мировой добычи нефти. 

Трещиноватость � повсеместная рассеченность горных пород  
с макро- и микротрещинами � присуща в той или иной степени всем 

(карбонатным и терригенным, кроме сыпучих) горным породам. 

Трещиноватыми коллекторами называют такие коллекторы, фильтра-
ционные свойства которых обусловлены преимущественно или в зна-
чительной степени трещиноватостью. Пустоты трещиноватых кол-
лекторов представлены трещинами, кавернами и их сочетанием  
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с порами. В зависимости от преобладания этих пустот различают раз-
ные группы трещиноватых коллекторов (трещиновато-кавернозные, 
трещиновато-пористые и т. д.). 

Трещины выявляются как при разведке, так и при разработке 
нефтяных месторождений. Размеры и густота трещин (линейная 
плотность  число трещин, секущих единицу длины нормали, прове-
денной к поверхности трещин) зависят от литологии (вещественного 
состава) и толщины пластов, в которых эти трещины развиваются.  
По этому признаку выделяют трещины первого порядка, которые се-
кут несколько пластов, и трещины второго порядка, ограниченные 
одним пластом. Трещины первого порядка имеют протяженность 
(длину) по простиранию пород (вдоль пласта) в пределах метров и со-
тен метров, а раскрытие (ширину) � в пределах миллимет-
ровсантиметров. Трещины с большим раскрытием (условно более 
100 мкм) относят к макротрещинам, тогда как микротрещины   

это трещины с ограниченной длиной и раскрытием. Исследованию  

по керну поддаются микротрещины, так как при выбуривании он раз-
рушается по макротрещинам. 

На основе прямых исследований выделяют закрытые (заполнен-

ные твердым веществом  минералами, битумом) и открытые (запол-
ненные флюидом  нефтью, водой, газом) трещины. Ширина закрытых 
трещин достигает 1�2 мм и более, иногда до сантиметров. Раскрытие 
открытых трещин по данным прямых измерений в основном составля-
ет в аргиллитах 1�10, в карбонатных породах � 10�20 и песчаниках � 

20�30 мкм. Раскрытие трещин в пластовых условиях зависит кроме 
типа породы также от глубины залегания пласта и давления флюидов. 
На глубинах свыше 2000 м значения раскрытия трещин во всех разно-
стях пород сближаются и обычно изменяются от 10 до 15 мкм. Порода, 
содержащая трещины, в отличие от каверн и пор характеризуется по-
вышенной сжимаемостью вследствие существенной зависимости рас-
крытия трещин от давления. 

По возрастающей густоте трещин многие исследователи распо-
лагают горные породы в следующий ряд: песчаники, известняки, мер-
гели, аргиллиты, т. е. густота трещин увеличивается с уменьшением 

размеров зерен обломочного материала.  
Трещиноватые коллекторы приурочены преимущественно к кар-

бонатно-глинистым и карбонатным породам. По данным прямых изме-
рений между густотой трещин и толщиной слоя (пласта) наблюдается 
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обратно пропорциональная зависимость. С увеличением толщины слоя 
до 0,1 м происходит резкое уменьшение густоты трещин до 20�70 м�1

  

в зависимости от состава пород; в интервале 0,1�0,4 м уменьшение гус-
тоты замедляется, а при толщине слоя � от 0,4�0,5 м и выше густота 
трещин практически не изменяется и составляет 10�15 м�1

. Густота 
трещин обычно не превышает 40  м�1

 (исключая тонкослоистые разно-
сти), чаще всего, особенно для песчаников и известняков, она состав- 
ляет 5�15 м�1

. В продуктивном разрезе могут встречаться слои (пласты) 

с высокой степенью трещиноватости.  

Трещиноватость и кавернозность увеличиваются от периферии 

структуры к своду и от подошвы � до кровли пласта. Сеть трещин 

представлена обычно вертикальными или близкими к ним наклонны-

ми трещинами, объединенными в одну или несколько систем. Макро-
трещины избирательно развиваются по более густой сетке микротре-
щин и составляют с ними единую систему, подчиняющуюся общим 

закономерностям развития. При этом густота макротрещин в 2�10 раз 
меньше густоты микротрещин. Если густота микротрещин колеблется 
от 10 до 100 м�1

, что равнозначно расстоянию между микротрещина-
ми (величина, обратная густоте) � от 0,01 до 0,1 м, то густота макро-
трещин изменяется в основном от 1 до 10 м�1

 при расстоянии между 
макротрещинами � от 0,02�0,1 до 0,2�1 м. 

В каждой системе трещины имеют два основных направления, 
пересекающихся под углом, близким к 90°. Часто преобладает одна 
система с четко выраженной направленностью (анизотропия трещи-

новатости), в основном совпадающей с направлением одной из осей 

структуры, преимущественно с длинной осью.  

Если нефть в пласте залегает в трещинах, разделяющих непо-
ристые и непроницаемые блоки породы, то модель такого пласта мо-
жет быть представлена в виде набора непроницаемых кубов, грани 

которых равны ,il  разделенных щелями шириной .ib  Реальный пласт 
при этом может иметь блоки породы различной величины и формы,  

а также трещины различной ширины. Сечение реального пласта пло-
щадью S  показано на рис. 8.39, где i-я трещина имеет длину il   

и ширину .ib  

На рис. 8.40 показано сечение модели этого пласта S  площа-
дью, представляющей собой набор квадратов со стороной l  и шири-

ной трещин .b  
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Рис. 8.39. Сечение трещиноватого пласта:  
1  блоки породы; 2 � трещины; li  протяженность трещины;  

bi  ширина трещины; ∆S  площадь пласта   

 

Рис. 8.40. Сечение модели трещиноватого пласта площадью ∆S:  

1  блоки породы; 2 � трещины; b*  ширина трещины;  

∆S  площадь пласта 
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Рассмотрим наиболее существенные осредненные, а потому  
и вероятностно-статистические характеристики трещиноватого пласта. 

Известно, что скорость iv  течения вязкой жидкости в единичной 

трещине в направлении, перпендикулярном к плоскости, определяет-
ся следующей зависимостью: 

  .
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dx

dpb
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           (8.89) 

Расход жидкости ,q  протекающий через сечение площади S  

в направлении х, выражается следующим образом: 
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Введем понятие густоты трещин ,Гт  определяемой формулой 
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    (8.91) 

а также средней ширины трещины .b  Тогда из (8.90), (8.91) получим 

выражение для скорости фильтрации в трещиноватом пласте: 
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     (8.92) 

Выражение (8.92) � аналог формулы Дарси для трещиноватых 
пластов. При этом проницаемость трещиноватого пласта: 
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k     (8.93) 

Можно получить выражение для трещинной пористости ,тm  

принимая ее равной «просветности» сечения трещиноватого пласта, 
отсюда  имеем: 
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В процессе разработки трещиновато-пористых пластов при уп-

ругом режиме изменение давления быстрее распространяется по сис-
теме трещин, в результате чего возникают перетоки жидкости между 
трещинами и блоками пород, т. е. матрицей, приводящие к характер-
ному для таких пород запаздыванию перераспределения давления  
по сравнению с соответствующим перераспределением давления 
 в однородных пластах при упругом режиме. 

На разработку трещиноватых и трещиновато-пористых пластов 
может оказывать существенное влияние резкое изменение объема 
трещин при изменении давления жидкости, насыщающей трещины  

в результате деформации горных пород. 

Один из наиболее сложных вопросов разработки трещиновато-
пористых пластов связан с применением процессов воздействия на 
них путем закачки различных веществ и, в первую очередь, обычного 
заводнения. 

Возникает опасение, что закачиваемая в такие пласты вода бы-

стро прорвется по системе трещин к добывающим скважинам, оста-
вив нефть в блоках породы. При этом, исходя из данных эксперимен-

тальных исследований и опыта разработки, известно, что из самой 

системы трещин нефть вытесняется довольно эффективно и коэффи-

циент вытеснения достигает 0,8�0,85. Опыт также показывает, что  
и из матриц трещиновато-пористых пластов при их заводнении нефть 
также вытесняется, хотя коэффициент нефтевытеснения сравнительно 
невелик, составляя 0,20�0,30. 

Поясним, под действием каких сил происходит вытеснение неф-

ти водой из матриц трещиновато-пористых пластов. Одна из сил 
вполне очевидна, хотя до последнего времени и слабо учитывалась  
в расчетах процессов разработки. Эта сила обусловлена градиентами 

давления в системе трещин, воздействующими и на блоки породы. 

Другая из сил связана с разностью капиллярного давления в воде 
и нефти, насыщающей блоки. Действие этой силы приводит к возник-
новению капиллярной пропитки пород, т. е. к замещению нефти водой 

в них под действием указанной разности капиллярного давления.  
Капиллярная пропитка оказывается возможной, если породы гид-

рофильные. Капиллярная пропитка матрицы или блоков трещиновато-
пористых пластов вполне объяснима не только с позиции действия ка-
пиллярных сил, но и с энергетической точки зрения, так как минимум 

поверхностной энергии на границе нефти с водой будет достигнут, ко-
гда нефть соберется воедино в трещинах, а не будет насыщать поры 

матрицы, обладая сложной, сильно разветвленной поверхностью. 
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Исследования показывают, что если взять блок породы трещи-

новато-пористого пласта с длиной грани ,l  первоначально насыщен-

ный нефтью, и поместить его в воду (аналогичная ситуация возника-
ет, когда блок в реальном пласте окружен трещинами и в трещинах 
находится вода), то скорость )(t  капиллярного впитывания воды  

в блок и, следовательно, вытеснения из него нефти согласно гидроди-
намической теории вытеснения нефти водой с учетом капиллярных 
сил будет зависеть от времени t следующим образом: 

  .
1

)(
t

t    (8.95) 

Из энергетических соображений можно считать, что скорость 
капиллярного впитывания пропорциональна скорости сокращения 
поверхности раздела между нефтью и водой, которая, в свою очередь, 
пропорциональна площади поверхности раздела. В этом случае мож-
но считать, что 

  ,)( tet     (8.96) 

где   � некоторый коэффициент. 
Если изучать реальные процессы извлечения нефти из трещино-

вато-пористых пластов под действием капиллярной пропитки, то, по-
видимому, наиболее правильным будет сочетание гидродинамическо-
го и энергетического подходов. В этом случае для скорости капил-
лярной пропитки можно использовать формулу, предложенную  
Э. В. Скворцовым и Э. А. Авакян: 
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где а � экспериментальный коэффициент. 
Из соображений размерности и физики процесса впитывания 

коэффициент   можно выразить следующим образом: 
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где ,нk  вk  � относительные проницаемости для нефти и воды; k �  

абсолютная проницаемость;   � поверхностное натяжение на границе 
«нефть � вода»;   � угол смачивания пород пласта водой; н  � вяз-
кость нефти; А � экспериментальная функция. 
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Найдем выражение для коэффициента а исходя из того условия, 
что за бесконечное время количество впитавшейся в кубический блок 
с длиной грани l  воды равно объему извлеченной из него нефти. 

Имеем в соответствии со сказанным: 
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 Smldtt  (8.99) 

где н.оS  � начальная нефтенасыщенность блока породы;   � конеч-
ная нефтеотдача блока при его капиллярной пропитке. 

Если скорость капиллярной пропитки можно определить по 
формуле (8.97), то 
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Из (8.99) и (8.100) получим: 
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Перейдем к процессу вытеснения нефти водой из трещиновато-
пористого пласта, состоящего из множества блоков породы. Будем по-
лагать, как и выше, что эти блоки можно представить кубами с длиной 

грани *l  (рис. 8.41). Поскольку вытеснение нефти водой начинается  
с границы пласта ,0x  то первые блоки, находящиеся у входа в пласт, 
будут пропитаны водой больше, чем более удаленные.  

 

Рис. 8.41. Схема заводняемого трещиновато-пористого  
прямолинейного пласта:  

1 � блоки породы, охваченные капиллярной пропиткой;  
2 � блоки породы, не охваченные капиллярной пропиткой 
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Весь расход воды q, закачиваемой в прямолинейный пласт, ухо-
дит в определенное число блоков породы, так что в каждый момент 
времени пропитка их происходит в области ф0 xx   ф(x  � фронт ка-
пиллярной пропитки). Этот фронт будет перемещаться в пласте со 
скоростью: 

 .
ф

ф dt

dx
   (8.102) 

Если считать, что блоки породы в каждом сечении пласта начи-

нают пропитываться в момент времени λ, то скорость впитывания во-
ды необходимо исчислять от этого момента времени. Пусть в течение 
времени   «вступило» в пропитку некоторое число блоков породы. 

Расход воды ,q  входящей в эти блоки, составит: 
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Скорость впитывания воды )(t  определена для одного блока. 
Чтобы выразить ее как скорость впитывания воды в единицу объема 
трещиновато-пористого пласта, необходимо разделить )(t  на ,*l  что 
и сделано в формуле (8.103). Следует еще раз отметить, что скорость 
пропитки в формуле (8.103) исчисляется с момента ,  в который  

к блоку с координатой )(ф х  подошел фронт впитывающейся в блоки 

воды. 

Суммируя приращения расходов q  в формуле (8.103) и уст-
ремляя Δλ к нулю, приходим к следующему выражению: 
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Обычно бывает задан расход q и необходимо найти скорость 
продвижения фронта пропитки ).(ф   Тогда (8.104) представляет со-
бой интегральное уравнение для определения .)(ф t  

Если учитывать, что скорость пропитки определяют по формуле 
(8.97), то с учетом (8.104), получим: 
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Решение интегрального уравнения (8.105) получаем с использо-
ванием преобразования Лапласа, которое имеет вид: 
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   (8.106) 

Из (8.106) получим выражение для определения положения 
фронта пропитки: 
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Формула (8.107) позволяет определить время безводной разра-
ботки пласта , tt  при котором .)(ф ltx   

Для того чтобы рассчитать показатели разработки трещиновато-
пористого пласта в период добычи обводненной продукции, можно 
поступить следующим образом. Будем считать, что этот пласт «фик-
тивно» простирается и при ,lx   вплоть до бесконечности (рис. 8.41). 

Расход воды ,фq  затрачиваемой на пропитку фиктивной части пласта 
(при ),lx   составит: 
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где )(ф   определим по выражению (8.106), если в нем заменим t  

на .  Таким образом, получим: 
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    (8.109) 

Следовательно, расход воды, впитывающейся в трещиновато-
пористый пласт в период , tt  или дебит нефти, получаемый в этот 
период: 

 .фн qqq   (8.110) 

Дебит воды соответственно будет .фв qq   Из приведенных вы-

ражений можно определить по общим формулам текущую обводнен-

ность продукции и нефтеотдачу. 
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Выражение (8.97) можно использовать для приближенных рас-
четов вытеснения нефти из трещиновато-пористого пласта в случае 
пропитки блоков, обусловленной не только капиллярными силами,  

но и градиентами давления в системе трещин. Так, согласно форму-
лам (8.97) и (8.98), вытеснение нефти из блоков породы происходит 
под действием силы, определяемой с помощью произведения .cos  

При гидродинамическом вытеснении нефти из блоков породы вода 
поступает в эти блоки, а нефть из них вытесняется под действием 

градиента давления. Размерность gradp равна Па/м. Капиллярные  
и гидродинамические силы будут иметь одинаковую размерность, ес-

ли взять вместо cos  величину .
cos

*l


 Тогда 

 .grad
cos

2
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Таким образом, в формуле (8.111) учитывается пропитка блоков 
пород как за счет капиллярных сил, так и за счет градиентов давления 
в системе трещин [18]. Технологические расчеты показателей разра-
ботки залежей с трещинно-поровыми коллекторами на инженерном 

уровне представляют собой весьма трудоемкую задачу. Поэтому про-
гноз добычных возможностей таких залежей выполняется с помощью 

современных программных комплексов гидродинамического модели-

рования [18]. 

8.11. Îñîáåííîñòè èçó÷åíèÿ è ðàçðàáîòêè  
íåôòÿíûõ ìåñòîðîæäåíèé â çàñîëîíåííûõ  

êîëëåêòîðàõ 

В ряде нефтегазоносных регионов мира нефтяные и газовые  
залежи связаны с засолоненными коллекторами. К таким регионам  

относятся Лено-Тунгусская нефтегазоносная провинция Восточной 

Сибири, а также Припятская нефтегазоносная область Беларуси, в ко-
торых первичное пустотное пространство продуктивных пород час-
тично заполнено вторичным галитом. В отличие от традиционных 
коллекторов нефти и газа, фильтрационно-емкостные свойства кото-
рых практически не изменяются в процессе эксплуатации скважин, 

разработка залежей с искусственным заводнением засолоненных пла-
стов приводит к многократному изменению их пористости и прони-

цаемости. Последнее связано с растворением галитовых выполнений 
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пустотного пространства продуктивных пород закачиваемыми для вы-

теснения нефти маломинерализованными водами что, несомненно, 
должно учитываться как при изучении рассматриваемых месторожде-
ний, так и при их освоении. 

Повышение эффективности поисков, разведки и разработки за-
лежей УВ с засолоненными коллекторами связывается с выяснением 

причин и условий формирования галитовых выполнений в пустотном 

пространстве нефтегазоносных горизонтов и установлением на этой 

основе закономерностей локализации засолоненных пород в осадоч-
ных комплексах. Решение этих задач невозможно без достоверного 
знания гидрогеохимических условий нефтегазоносных комплексов  
и эксплуатируемых месторождений, характера заполнения пустотного 
пространства пород галитом и особенно без уточнения влияния сла-
боминерализованных вод на процесс рассоления коллекторов, изме-
нение структуры порового пространства, фильтрационно-емкостных 
и других петрофизических свойств пород. Иначе говоря, для повыше-
ния эффективности поисков, разведки и разработки месторождений 

требуется знание геологических основ изучения и освоения скопле-
ний углеводородов, связанных с осложненными засолонением поро-
дами-коллекторами. 

С другой стороны, своеобразие строения засолоненных коллек-
торов и особенности изменения их свойств при взаимодействии с во-
дами пониженной минерализации свидетельствуют о необходимости 

разработки и применения новых лабораторных технологий подготов-
ки и изучения образцов керна, а также исследования процесса рассо-
ления пород. Наличие вторичного галита в нефтегазоносных ком-

плексах обусловило целесообразность корректировки существующих 
методик обработки и интерпретации результатов гидрогеохимиче-
ских, полевых и промыслово-геофизических исследований. Новые 
технологические решения требуются также при проведении работ по 
моделированию, проектированию, анализу, контролю и регулирова-
нию разработки нефтяных, нефтегазовых и нефтегазоконденсатных 
месторождений, связанных с засолоненными коллекторами.  

Поэтому, прежде всего, остановимся на вопросе формирования 
включений галита в пустотном пространстве пород. Эта основопола-
гающая проблема, к сожалению, еще далека от своего разрешения. 

К настоящему времени у исследователей сложился ряд более 
или менее однозначных представлений по данному вопросу [19].  

К ним следует отнести следующие положения: 
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� засолоненные коллекторы в нефтегазоносных комплексах раз-
личных регионов распространены преимущественно в участках под-

солевых, межсолевых и внутрисолевых отложений, общая минерали-

зация пластовых вод которых превышает 300�320 г/л; 
� засолонение пород носит вторичный, афациальный характер  

и связано с заполнением подсолевых, межсолевых и внутрисолевых 
резервуаров маточными рассолами различных стадий галогенеза  
и межкристальной рапы соленосных толщ, а также с происходивши-

ми процессами их преобразования в пластовых условиях; 
� выпадение вторичного галита из подземных рассолов про-

изошло в катагенезе и могло быть вызвано изменением термобариче-
ских (преимущественно снижением пластовой температуры) условий, 

смешением несовместимых между собой вод, проявлением своеоб-

разных геохимических процессов при взаимодействии пластовых рас-
солов с углеводородами и другими причинами; 

� в нефтяных, газонефтяных и нефтегазоконденсатных место-
рождениях существуют галитовые выполнения, по меньшей мере, 
двух генераций: в пределах залежей встречен галит первой генерации, 

который образовался до формирования скоплений УВ, на водонефтя-
ных контактах � преимущественно галит второй генерации, выпав-
ший из пластовых рассолов после образования залежей нефти и газа, 
в законтурной водоносной зоне распространен галит этих двух гене-
раций. С галитом второй генерации обычно связано резкое ухудшение 
коллекторских свойств продуктивных пород в зонах ВНК, а также  
в отдельных участках законтурной области, нередко приводящее  
к частичной или практически полной изоляции залежей от водонос-
ной зоны и формированию литологических ограничений в залежах. 

Вместе с этим до настоящего времени нет однозначных ответов 
на целый ряд вопросов формирования катагенетического галита в по-
ровом пространстве пород, которые позволили бы прогнозировать  
с высокой степенью достоверности характер и детали локализации за-
солоненных пород в соленосных бассейнах.  

Кроме проблемы локализации в продуктивных отложениях засо-
лоненных пород к геологическим аспектам разработки рассматривае-
мых месторождений следует отнести большую группу вопросов по из-
менению емкостных, фильтрационных и других свойств коллекторов  
в зависимости от степени их заполнения вторичными включениями га-
лита. Эти вопросы изучаются в процессе лабораторного исследования 
петрофизических свойств образцов керна с различной степенью галити-

зации, а также путем исследования особенностей и закономерностей 
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изменения этих свойств при рассолении образцов. В последнее десяти-

летие российскими и белорусскими нефтяниками для ряда месторожде-
ний установлен характер изменения структуры порового пространства, 
коэффициента вытеснения нефти, относительных фазовых проницаемо-
стей, смачиваемости пород в зависимости от степени засолоненности 

коллектора. Результаты этих исследований свидетельствуют о сущест-
венном увеличении емкостных (в разы) и фильтрационных (на 1�3 по-
рядка) свойств пород в процессе их рассоления, а также о завышении 

имевшихся промыслово-геофизических данных по пористости засоло-
ненных пород. Впервые установлено, что граничные значения пористо-
сти незасолоненных коллекторов кратно превышают граничные значе-
ния засолоненных, что объясняется особенностями заполнения солью 

порового пространства: при засолонении тупиковых и боковых пор, где 
фильтрации флюида не происходит, либо она замедляется, остаются ка-
налы активной фильтрации. Проведенные лабораторные исследования 
указывают на меньшую степень начальной нефтенасыщенности, более 
высокие значения коэффициента вытеснения, относительной фазовой 

проницаемости по нефти и смачиваемости засолоненных пород-
коллекторов по сравнению с незасолоненными при прочих равных ус-
ловиях. 

Обозначенные выше геолого-физические особенности предпола-
гают заметное отличие в изучении и построении геологических моделей 

залежей нефти с засолоненными коллекторами в сравнении с месторо-
ждениями, продуктивные породы которых не осложнены выполнением 

первичного пустотного пространства кристаллами галита. Еще в боль-
шей мере такое различие проявляется при создании гидродинамических 
моделей, что также требует совершенствования применяемых техноло-
гий их построения. Основная задача этих технологий заключается  
в учете влияния ряда постоянно изменяющихся геологических парамет-
ров, контролирующих фильтрационные процессы при рассолении кол-
лекторов за время эксплуатации нагнетательных и добывающих сква-
жин, на процесс вытеснения нефти к забоям последних.  

При анализе и контроле разработки нефтяных, нефтегазовых  
и газонефтяных месторождений, коллекторы которых содержат вто-
ричный галит, особое значение принадлежит гидрохимическим техно-
логиям. Для количественной оценки влияния процессов рассоления  
на фильтрационно-емкостные свойства пород в БелНИПИнефть  
РУП «ПО «Беларуснефть» и ГГТУ им. П. О. Сухого разработаны  

методики и компьютерные программы GALIT, KANAL, EXPRESS  

и Галит-1, Галит-1т, основанные на интерпретации данных о составе  
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и плотностях пластовых, закачиваемых и попутных вод [19�21]. Ис-
пользуя предложенные технологии, проведен расчет баланса хлористо-
го натрия в пластовых, закачиваемых и попутных водах за отдельные 
этапы и за весь срок эксплуатации обводнившихся добывающих сква-
жин на ряде разрабатываемых белорусских месторождений. Установ-
лено, что различные скважины отличаются по своему вкладу в общий 

объем дополнительно сформировавшейся сети фильтрационных кана-
лов. При этом величина избыточного содержания в попутных водах 
хлористого натрия, как и масса выносимого галита, заметно различа-
лись в разные периоды эксплуатации скважин. Так, в пределах межсо-
левой залежи Осташковичского месторождения наибольший объем  

галита вынесен попутными водами скважины 55, который составил 
107,7 тыс. м3

. В различные годы из залежи с попутными водами выно-
силось до 111 тыс. м3

 галита в год, а в целом за весь срок ее разработки 

извлечено более 1,6 млн м3 данного минерала. Кроме того, в закачан-

ной воде, остающейся в залежи, растворилось около 7 млн м3
 галито-

вых выполнений. За счет этого увеличение относительной пористости 

по залежи оценивается в 15�20 %, скорости фильтрационных потоков 
в пределах залежи увеличились практически на порядок и составили 

5�47 м/сут. 
Необходимо подчеркнуть, что более корректное решение вопро-

са по объемам растворенного галита в продуктивных пластах гидро-
химическими методами еще не позволяет с достаточной достоверно-
стью прогнозировать изменение фильтрационных характеристик.  
В последние годы в ряде нефтегазовых компаний для решения данной 

задачи используется компьютерный симулятор tNavigator. Предла-
гаемая в нем упрощенная модель растворения солей сокращает коли-

чество неизвестных параметров до одного � константы скорости ре-
акции. Последнее способствовало тому, что данная технология была 
использована при подготовке гидродинамических моделей ряда круп-

ных нефтегазоконденсатных залежей Лено-Тунгусской нефтегазонос-
ной провинции (НГП). Для учета изменения фильтрационных свойств 
коллекторов специалистами БелНИПИнефть РУП «ПО «Белорус-
нефть» предложено использовать решение обратных задач в процессе 
адаптации гидродинамических моделей залежей, разрабатываемых  
на поздних стадиях, с одновременным проведением факторно-диапа-
зонной оценки параметров модели. Обратные задачи решаются для 
уточнения параметров и свойств пласта путем воспроизведения исто-
рии разработки [22].  
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Как показывают результаты проведенных исследований, без 
учета процессов рассоления коллектора невозможно построить досто-
верные геолого-гидродинамические модели нефтяных залежей При-

пятского прогиба и юга Восточно-Сибирской платформы.  

Повышенная степень засолоненности продуктивных пород на 
ВНК зачастую приводит к формированию галитовых экранов, замет-
но затрудняющих связь нефтяных залежей с законтурной водоносной 

зоной. Поэтому закачка воды в законтурные скважины часто не при-

водит к поддержанию пластового давления в продуктивной части 

разреза. Для восстановления взаимосвязи массивных залежей с об-

ширной законтурной зоной целесообразным оказывается ввод под на-
гнетание нескольких внутриконтурных скважин с закачкой пресной 

воды в зону ВНК для рассоления галитового экрана с последующим 

переводом этих скважин в добывающие и организацией законтурной 

закачки [20].  

Вынос галита из основных путей фильтрации закачиваемыми  

в продуктивные пласты пресными или слабоминерализованными вода-
ми приводит не только к многократному увеличению их проницаемо-
сти, но и к перераспределению пластовых давлений. В итоге проис- 
ходит существенное изменение пространственной структуры фильтра-
ционных потоков и условий вытеснения нефти из матрицы [22]. Все это 
создает благоприятные условия для регулирования процесса разработки 

нефтяных залежей путем изменения объемов и состава закачиваемых 
для ППД вод в различных участках залежей. 

При эксплуатации обводненных добывающих скважин харак-
терным явлением для нефтяных залежей с засолоненными коллекто-
рами является интенсивное выпадение галита. Объемы выпадающих 
при этом в скважинах хлоридных осадков обычно на 2�3 порядка пре-
вышают объемы отложений сульфатных и карбонатных минералов, 
что требует применения своеобразных технологий прогнозирования  
и предупреждения проявлений этих нежелательных процессов. Тех-
нологии борьбы с хлоридными солеотложениями в скважинах имеют 
также свои особенности и применяются лишь в регионах распростра-
нения засолоненных коллекторов. 

Низкая проницаемость засолоненных пород ряда нефтяных  
залежей или их отдельных участков оказывает негативное влияние на 
эффективность их разработки. Проницаемость засолоненного коллек-
тора, как уже отмечалось, может быть значительно увеличена за счет 
частичного или полного растворения галитовых выполнений трещин, 

пор и каверн продуктивных отложений. Такого результата можно 
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достичь путем закачки пресной или слабоминерализованной воды  

в засолоненный нефтенасыщенный коллектор и последующего отбора 
жидкости из пласта через эту же скважину. Используя это положение, 
сотрудники БелНИПИнефть РУП «ПО «Белоруснефть» предложили  

и запатентовали технологию освоения глубоких скважин и регулиро-
вания разработки залежей нефти в засолоненных коллекторах. Суть 
предложенной технологии заключается в том, что скважина, вскрыв-
шая засолоненный низкопроницаемый нефтенасыщенный коллектор, 
переводится на циклический режим работы. Каждый цикл включает 
этапы закачки в пласт пресной или слабоминерализованной воды,  

закрытия (остановки) скважины на время растворения галита, содер-
жащегося в пласте, и последующего отбора жидкости из пласта через 
эту же скважину. Внедрение данной технологии осуществляется в на-
стоящее время на ряде скважин Березинского месторождения нефти. 

По всем скважинам получен значительный экономический эффект, 
выражающийся в увеличении дебитов нефти и в дополнительной до-
быче нефти.  

Высокая минерализация пластовых рассолов, а также резкое 
различие в содержании хлоридов натрия и кальция в попутных водах 
разных участков нефтяных залежей позволяют использовать техноло-
гии формирования галитовых экранов (или проведения на этой основе 
водоизоляционных работ в конкретных скважинах) путем закачки  

в продуктивные пласты вод, несовместимых по галиту с попутными 

рассолами. 

Значительная степень заполнения первичного порового про-
странства подсолевых и межсолевых нефтегазоносных комплексов 
катагенетическим галитом нередко осложняет проведение работ по 
освоению скважин и интенсификации притока. Имеются основания 
полагать, что многие поисковые, разведочные и эксплуатационные 
скважины Припятского прогиба и Сибирской платформы не дали ус-
тойчивого притока жидкости из-за того, что в применяемых техноло-
гиях их проводки и освоения не учитывается засолоненность пород  

и предельно высокая концентрация в пластовых рассолах хлоридов 
натрия. К тому же следует учесть, что подсолевые и межсолевые неф-

тегазоносные комплексы обычно вскрываются на соленасыщенных 
(насыщенных по галиту) буровых растворах. При проникновении 

фильтратов последних в продуктивные пласты, обводненные хлор-
кальциевыми пластовыми рассолами, возможно снижение проницае-
мости из-за выпадения кристаллов галита. 



 246

Зачастую обозначенные проблемы, как уже отмечалось, могут 
быть решены путем рассоления коллекторов закачиваемыми маломи-

нерализованными водами и увеличения таким образом проницаемо-
сти пород призабойной зоны скважин. В случае низкой первичной 

пористости и проницаемости пластов такие работы не всегда могут 
дать положительные результаты. В карбонатном разрезе для решения 
данной задачи обычно применяются различного рода соляно-
кислотные обработки, а также соляно-кислотные гидроразрывы пла-
стов. Однако при взаимодействии соляной кислоты с известняками  

и доломитами не только происходит увеличение их емкостного про-
странства, но и формируются высококонцентрированные хлоркаль-
циевые техногенные растворы. Смешение техногенных растворов 
(продуктов реакции соляной кислоты с карбонатными породами)  

с находящимися в продуктивных пластах рассолами, содержащими 

значительное количество хлоридов натрия, может привести к отложе-
нию новообразований галита и существенному снижению проницае-
мости пластов. В результате проводимые работы могут оказаться не-
эффективными или их эффективность будет снижена, что указывает 
на необходимость совершенствования применяемых технологий ин-

тенсификации притока, связанных с использованием соляной кисло-
ты, для участков развития засолоненных коллекторов и пластовых 
рассолов с предельной концентрацией хлоридов натрия. 

В заключение раздела следует констатировать, что комплекс 
проводимых исследований и применяемых технологий разработки 

нефтяных и газовых залежей с наличием в пустотном пространстве 
галитовых включений заметно отличается от такового для месторож-

дений с незасолоненными коллекторами, что не всегда и не в полном 

объеме учитывается на практике. Многие из этих отличительных осо-
бенностей до настоящего времени изучены в недостаточной степени. 

Над решением данной проблемы в настоящее время работают спе-
циалисты ведущих нефтяных научных центров ряда нефтегазовых 
компаний.  

8.12. Îñíîâû êîìïüþòåðíîãî ìîäåëèðîâàíèÿ 
ñòðîåíèÿ çàëåæåé óãëåâîäîðîäîâ  

è èõ ðàçðàáîòêè 

Разработка месторождений углеводородов представляет собой 

комплексную проблему, для успешного решения которой требуется 
привлечение знаний и опыта, накопленных в различных областях 
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науки и инженерной практики. Применение комплексного мульти-

дисциплинарного подхода стало особенно актуальным на современ-

ном этапе, характеризующемся, с одной стороны, существенным 

ухудшением структуры запасов нефти и газа, а с другой � созданием 

принципиально новых технологий в области исследования и модели-

рования геологического строения пласта, бурения и заканчивания 
скважин, использованием новых быстродействующих компьютеров 
для проведения сложных вычислений, геологического и гидродина-
мического моделирования. 

Одним из основных инструментов для обоснованного принятия 
стратегических и тактических решений при разработке месторождений 

углеводородов является моделирование процессов извлечения нефти  

и газа. Каждое месторождение уникально, неправильное применение 
тех или иных методов воздействия на пласт может привести к непо-
правимым последствиям для разработки, поэтому оценку эффективно-
сти различных технологий с учетом особенностей конкретного объекта  
и прогнозирование поведения этого объекта целесообразно осуществ-
лять с помощью предварительного моделирования [23]. 

Процесс моделирования представляет собой воспроизведение 
поведения объекта с помощью модели. Важно отметить, что модели-

рование ни в коей мере не заменяет непосредственного изучения объ-

екта, которое и является основным источником информации об объ-

екте, используемой при моделировании. 

Модели, как правило, бывают двух видов: физические и мате-
матические. 

В большинстве случаев физические модели имеют ту же физи-

ческую природу, что и изучаемый объект. Эксперименты на физиче-
ских моделях проводят для исследования закономерностей изучаемо-
го явления.  

Масштабные модели строятся с соблюдением принципов подо-
бия. Необходимым условием такого моделирования является геомет-
рическое и физическое подобие модели и натуры: значения перемен-

ных величин, характеризующих явление для модели и для натуры  

в сходственные моменты времени в сходственных точках пространст-
ва, должны быть пропорциональны. Результаты экспериментов, по-
ставленных на масштабной модели, могут быть перенесены на изучае-
мый объект путем пересчета, т. е. умножения каждой из определяемых 
величин на постоянный для всех величин данной размерности множи-

тель � коэффициент подобия. Однако изготовить полностью подобные 
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модели пластов не представляется возможным, поэтому этот метод 
моделирования не получил широкого распространения при прогнози-

ровании месторождений углеводородов.  
Элементарные модели обычно используют для проведения ла-

бораторных экспериментов по изучению свойств пород и насыщаю-

щих их флюидов. В этих экспериментах, как правило, используют ре-
альные или смоделированные пластовые породы и жидкости. 

Результаты лабораторных исследований являются важным источни-

ком информации о пласте. 
Среди физических моделей отдельную группу составляют анало-

говые модели, которые воспроизводят процесс, физически подобный 

оригиналу, но подчиняющийся другой группе физических законов. 
Например, аналогия между характеристиками гидродинамических  
и электротехнических процессов использовалась в резистивно-емкост-
ных сетках � электроинтеграторах, применяемых для создания элек-
трических моделей нефтяных пластов. В таких моделях перепад дав-
ления моделировался электрическим напряжением, дебит жидкости � 

силой тока, проводимость � электрической проводимостью, объем 

флюидов � электрической емкостью и т. д. Аналогия между фильтра-
цией флюидов в пористой среде и потоком ионов в электрическом по-
тенциальном поле использовалась в электролитических моделях пла-
стов. Аналоговые модели обычно были очень громоздкими. 

Перестройка модели была сопряжена со значительными сложностями. 

Поэтому с появлением компьютеров и развитием вычислительной тех-
ники аналоговые модели были практически полностью вытеснены 

компьютерными математическими моделями. 

Построение трехмерных цифровых геологических моделей в на-
стоящее время уже стало естественной составляющей технологиче-
ских процессов обоснования бурения скважин и составления планов 
разработки месторождений углеводородов, включая оценку экономи-

ческой эффективности предлагаемых геолого-технологических меро-
приятий. В значительной степени это связано с усложнением строе-
ния разрабатываемых месторождений и новыми технологиями 

добычи, например, бурением горизонтальных скважин. 

Появление трехмерного геологического моделирования как са-
мостоятельного направления оказалось возможным вследствие сле-
дующих основных факторов:  

� разработки математических принципов и алгоритмов трехмер-
ного моделирования;  
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� развития смежных областей геологического и геофизического 
знания � обработки и интерпретации 3D-сейморазведки, сиквенс-
стратиграфии, а также трехмерного гидродинамического моделиро- 
вания;  

� появления достаточно мощных компьютеров и рабочих стан-

ций, позволяющих выполнять сложные математические расчеты  

с достаточным быстродействием и визуализацией результатов;  
� разработки коммерческих программ, обеспечивающих цикл  

построения трехмерных моделей (загрузка, корреляция, картопострое-
ние, построение кубов фильтрационно-емкостных свойств (ФЕС),  

визуализация, анализ данных, выдача графики и др.);  
� накопления обширного опыта двумерного геологического мо-

делирования, подсчета запасов и нефтегазопромысловой геологии.  

Развитие программных пакетов геологического моделирования 
обеспечивается, с одной стороны, появлением новых принципов  
и алгоритмов 3D-моделирования (нейронные сети, многоточечная 
статистика � MPS), с другой � расширением функциональности  

за счет включения и интеграции новых модулей (анализ данных 
сейсморазведки, сопровождение бурения горизонтальных скважин, 

апскейлинг). Таким образом, трехмерное цифровое геологическое  
моделирование продолжает оставаться интересным, увлекательным 

и экономически эффективным направлением нефтегазовой геологии.  

Гидродинамическое моделирование. Разработки в области чис-
ленного гидродинамического моделирования и создания суперком-

пьютеров всегда были взаимосвязаны: как только аппаратное обеспе-
чение становилось мощнее, инженеры строили модели, которые были 

больше или сложнее, в результате существующие компьютеры оказы-

вались слишком медленными. Далее совершенствовались компьюте-
ры, и снова усложнялись модели и т. д.  

Исследования в численном моделировании начались в конце  
50-х гг. XX в. как расширение концепции материального баланса. Не-
которые фундаментальные концепции и математические методы, раз-
работанные в течение первых двух десятилетий исследований, явля-
ются актуальными и сейчас (конечно-разностная дискретизация, 
IMPES, полнонеявный метод, формулизация моделей композицион-

ной и «черной нелетучей нефти», модели скважин и др.).  
Несмотря на то, что теория численного моделирования была 

разработана относительно быстро, широкому внедрению моделиро-
вания в ежедневную работу инженеров препятствовала недостаточная 
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компьютерная мощность. Так, до начала 80-х гг. XX в. размеры ти-

пичных численных гидродинамических моделей редко превышали 

нескольких тысяч ячеек. Только когда модели стали иметь приемле-
мый уровень детализации, гидродинамическое моделирование стало 
достаточно точным и могло использоваться в качестве основного ин-

струмента для выполнения проекта разработки месторождений. С по-
явлением мейнфреймов и суперкомпьютеров в 80-х гг. XX в. и вы-

пуском коммерческих симуляторов месторождений (например, 
первый релиз ECLIPSE был выпущен в 1983 г.), численное моделиро-
вание стало стремительно развиваться.  

Начало XXI в. характеризуется экспонентным ростом доступной 

(и по цене) компьютерной мощности за счет появления параллельных 
вычислений на многопроцессорных компьютерах и невероятного рос-
та мощности персональных компьютеров (ПК), которое было вызвано 
индустрией компьютерных приложений и игр.  

Доступность массивных вычислительных ресурсов по цене так-
же означает, что инженеры и исследователи могут использовать но-
вые способы эксплуатации этой компьютерной техники. 

Таким образом, математическая модель представляет собой при-

ближенное описание поведения изучаемого объекта с помощью мате-
матических символов. Процесс математического моделирования �  

изучения объекта с помощью математической модели можно условно 
подразделить на четыре взаимосвязанных этапа: 

1) формулирование в математических терминах законов, описы-

вающих поведение объекта; 
2) решение прямой задачи, т. е. получение путем исследования 

модели выходных данных для дальнейшего сопоставления с резуль-
татами наблюдений за объектом моделирования; 

3) адаптация модели по результатам наблюдения, решение об-

ратных задач, т. е. определение характеристик модели, которые оста-
вались неопределенными; 

4) анализ модели, ее модернизация по мере накопления новой 

информации об изучаемом объекте, постепенный переход к новой бо-
лее совершенной модели [16]. 

Первый этап моделирования требует глубоких знаний об изу-
чаемом объекте. Для создания модели пластовой системы использу-
ются обширные сведения из геологии и геофизики, гидромеханики  

и теории упругости, физики пласта и химии, теории и практики раз-
работки месторождений, математики, численных методов и програм-
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мирования. На этом этапе формулируются основные уравнения, опи-

сывающие процесс фильтрационного переноса жидкостей и газов  
в пористой среде и выражающие законы сохранения массы, энергии, 

закон движения, уравнение состояния. Определяются совокупности 

начальных и граничных условий, для которых будет решаться сфор-
мулированная система дифференциальных уравнений в частных про-
изводных. Количество и тип уравнений зависят от особенностей рас-
сматриваемой задачи: геологического строения пласта, свойств 
фильтрующихся флюидов, моделируемого процесса добычи. Затем 

разрабатываются численные методы и алгоритмы для решения по-
ставленной задачи. Создается математическая модель фильтрации  

компьютерная  программа, которая решает уравнения тепло- и массо-
переноса с заданными начальными и граничными условиями. 

На втором этапе осуществляется решение прямой задачи для 
конкретного объекта разработки, т. е. для заданного набора входных 
данных. Формирование набора входных данных является самостоя-
тельной сложной проблемой. На этом этапе информация о строении  

и свойствах пласта и насыщающих его жидкостей, о режимах и пока-
зателях работы скважин преобразуется к виду, требуемому для ввода 
в модель фильтрации. Важнейшим элементом моделирования являет-
ся построение трехмерной геометрической модели пласта на основе 
интерпретации сейсмических исследований с последующим насыще-
нием этой модели информацией о распределении основных геолого-
физических характеристик пласта (пористости, проницаемости, на-
сыщенности и др.) по данным геофизических и гидродинамических 
исследований скважин и изучения керна с использованием детерми-

нистических или геолого-статистических методов. Объем пласта рас-
сматривается как упорядоченная совокупность блоков, каждому из 
которых приписывается по одному значению каждого параметра. 
Ввод свойств породы и флюидов для каждого расчетного блока, пло-
щадь сечения которого в горизонтальной плоскости определяется 
сотнями квадратных метров при толщине в несколько метров, являет-
ся очень сложной и трудоемкой задачей. Масштаб керна определяется 
сантиметрами. Геофизические измерения в скважинах, как правило, 
имеют радиус проникновения в пласт порядка нескольких метров.  
О строении и свойствах межскважинного пространства можно судить 
только по данным отраженных сейсмических волн и вертикального 
сейсмического профилирования, а также по результатам гидродина-
мических исследований пласта, в частности, пьезометрии (гидропро-
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слушивания). Однако по данным сейсмики не могут быть непосредст-
венно определены свойства породы и пласта. Результаты закачки 

трассеров, гидропрослушивания и т. п. позволяют лишь косвенно 
оценивать осредненные значения фильтрационно-емкостных пара-
метров, но не могут дать детальной картины распределения свойств. 
Поэтому при заполнении массивов данных о свойствах породы  

и жидкостей необходимо, во-первых, решать проблему интерполяции 

и экстраполяции данных измерений по скважинам на межскважинное 
пространство, а во-вторых, проблему усреднения или масштабирова-
ния данных, полученных на масштабах керна и геофизических иссле-
дований, на масштаб расчетных блоков. Проблема усреднения прони-

цаемости, и особенно относительных фазовых проницаемостей, 

является очень сложной и до сих пор остается областью активных на-
учных исследований. Перечисленные факторы в совокупности  

с ошибками измерений и низким качеством исходных данных, кото-
рое иногда имеет место, приводят к неопределенности в описании 

коллектора. Задача последующего моделирования  по возможности 

уменьшить эту неопределенность. В результате решения прямой  

задачи, т. е. проведения гидродинамических расчетов для заданного 
набора входных данных, определяются выходные характеристики мо-
дели  распределения потоков и давлений в пласте во времени, деби-

ты скважин и т. п. Эти результаты могут быть сопоставлены с данны-

ми наблюдений  замерами давлений и дебитов, показателями работы 

скважин. 

На третьем этапе моделирования осуществляется адаптация ма-
тематической модели по данным наблюдений. Путем воспроизведе-
ния истории разработки месторождения осуществляется уточнение 
основных фильтрационно-емкостных параметров пласта, заложенных 
в модель. Чаще всего корректируются абсолютные и фазовые прони-

цаемости, объем законтурной области, коэффициент сжимаемости 

пор, коэффициенты продуктивности и приемистости скважин. Обрат-
ная задача решается итерационно до тех пор, пока модель фильтрации 

не воспроизведет распределение давления и насыщенностей, которое 
возникает в результате приложенного воздействия  заданных режи-

мов работы добывающих и нагнетательных скважин. Этот этап моде-
лирования, очень трудоемкий и требующий большого опыта и зна-
ний, является необходимым для достоверного прогнозирования 
поведения пласта и оценки технологических показателей вариантов 
разработки. 
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Построенная таким образом модель объекта разработки исполь-
зуется затем для прогнозирования и планирования добычи, оценки 

запасов, комплексной оптимизации работы пласта. На четвертом эта-
пе моделирования по мере накопления информации об объекте мо-
дель пласта уточняется, совершенствуется, отражает новую информа-
цию о пласте, характеризует технологические решения, применяемые 
на месторождении, и может использоваться для дальнейшего управ-
ления процессом разработки. В этом случае можно говорить о посто-
янно действующей геолого-технологической модели (ПДГТМ) ме-
сторождения. 

Создание постоянно действующих геолого-технологических  
моделей в настоящее время является одним из главных современных 
направлений повышения качества проектных работ, контроля и управ-
ления процессом разработки нефтяного месторождения. ПДГТМ по-
зволяет выполнить многовариантные расчеты с одновременной оцен-

кой технико-экономических показателей разработки, отслеживать  
в динамике выработку содержащихся в продуктивных пластах запасов 
углеводородов, моделировать эффект от применения различных геоло-
го-технических мероприятий по повышению производительности 

скважин и увеличению нефтеотдачи пластов. Эта модель базируется  
на имитационной модели резервуара, является трехмерным частным 

представлением пласта, т. е. адресной геологической моделью продук-
тивного пласта. Она строится на основании данных различных источ-
ников  сейсмических исследований, географической информационной 

системы (ГИС), структурных карт, геологической интерпретации  

и т. д. Трехмерный анализ пласта выполняется с использованием со-
временных программных комплексов. 

В этой модели продуктивный пласт разбивается на большое 
число отдельных элементов  ячеек общей сетки. Каждой ячейке сет-
ки приписывается определенное значение параметров коллектора  
и насыщающих его флюидов. Такая модель является композицион-

ной, так как в каждой ячейке имеет место композиция исходных дан-

ных. Эти модели используются только в сложных компьютерных 
комплексах. 

Адресная постоянно действующая геолого-технологическая мо-
дель  это объемная имитация залежи в виде многомерного объекта, 
позволяющая исследовать и прогнозировать процессы, происходящие 
в рассматриваемом резервуаре при извлечении из него углеводородов 



 254

в зависимости от реализуемой технологии. Модель включает в себя 
два компонента: цифровую геологическую модель и цифровую 

фильтрационную модель. 
Под цифровой трехмерной адресной геологической моделью  

залежи (объекта) понимается представление продуктивных пластов  
и вмещающей их геологической среды в виде набора цифровых карт 
(двумерных сеток) или трехмерной сетки ячеек, характеризующих: 

� неоднородность продуктивного пласта; 
� пространственное положение литологических и стратиграфи-

ческих границ; 

� наличие и пространственное положение коллекторов и некол-
лекторов, сложенных непроницаемыми породами; 

� пространственное положение начальных и текущих границ 

раздела флюидов (ВНК, ГНК, ГВК); 

� средние значения в ячейках фильтрационно-емкостных свойств 
пород и физических свойств пластовых флюидов. 

При построении цифровой геологической модели сначала обосно-
вываются размеры (вертикальные и площадные) ячеек с учетом неодно-
родности. Их размер может составлять 50�100 м (вблизи скважин   

несколько метров). Он выбирается исходя из результатов детальной 

корреляции и сохранения особенностей геологического строения пла-
ста. При выборе сеток учитывается также ориентация литологических, 
тектонических и других границ. 

Выходными параметрами цифровой геологической модели явля-
ется структурный каркас  двумерные послойные сетки структурных 
поверхностей и набор контрольных точек со значениями их абсолют-
ных отметок. После наложения на структурный каркас поверхностей 

контакта получаются послойные сетки (цифровые карты) общих, неф-

те-, газо- и водонасыщенных толщин по каждому седиментационному 
циклу, расчетному объекту, зональному интервалу или пласту. 

При построении модели насыщения пластов флюидами пользу-
ются петрофизическими зависимостями. 

Цифровая фильтрационная модель месторождения (залежи)  

это совокупность следующих составляющих: 
� программы моделирования фильтрационных процессов; 
� исходных данных  входных данных программы; 

� выходных данных  результатов расчета. 
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Цифровая фильтрационная модель представляет собой двух- 
или трехмерную сетку ячеек, охарактеризованную параметрами гео-
логической модели и дополнительными данными: кривыми относи-

тельных фазовых проницаемостей (ОФП); капиллярным давлением, 

данными о составе пластовых флюидов и результатами pVT-анализа, 
массивом данных по счетчикам (пластовое и забойное давления, ко-
эффициенты продуктивности скважин, данные о геолого-технических 
мероприятиях (ГТМ) и их эффективности и т. д.). 

Фильтрационное моделирование выполняется с помощью рас-
четных программ гидродинамического моделирования (в программном 

комплексе Eclipse (Schlumberger), ROXAR-Tempest Moore, в про-
граммном комплексе LandMark-Vip и т. д.), при этом дифференциаль-
ные уравнения разработки залежи (уравнения неразрывности, движе-
ния, состояния) заменяют конечно-разностными соотношениями. 

Как уже отмечалось, созданная фильтрационная модель подле-
жит проверке  адаптации к истории разработки, которая предполага-
ет коррекцию определенных параметров модели для достижения 
удовлетворительного соответствия между расчетными и фактически-

ми данными разработки залежи. При достижении требуемой точности 

модели осуществляют прогноз показателей разработки залежи на пер-
спективу. 

Создание программы моделирования требует значительных зна-
ний математики и вычислительной техники, но проводить расчеты 

может любой пользователь. Сложность программ моделирования 
фильтрации состоит в использовании нелинейных дифференциальных 
уравнений в частных производных для описания процессов, происхо-
дящих в пластах. Эти уравнения относятся к уравнениям математиче-
ской физики и в общем случае не имеют аналитического решения, что 
требует применения численных методов. 

Программы математического моделирования постоянно разви-

ваются. Пройден путь от программ однофазной фильтрации к много-
компонентной многофазной, от изотермической до неизотермической 

фильтрации. Расчеты теперь выполняются для произвольной схемы 

расположения скважин как вертикальных, так и наклонно-направ-
ленных, а также и горизонтальных. К настоящему времени разработа-
но большое число программ для моделирования пластовых систем, 

которые могут являться основой фильтрационной модели. 
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Различают три группы программ.  

Первая группа � это программы трехмерной фильтрации, где 
фильтрующимися флюидами является нефть, газ и вода. Это про-
грамма Black Oil.  

Вторая группа � это программы многокомпонентной (композит-
ной) фильтрации, где учитывается изменение состава флюидов  
и свойств компонентов в процессе вытеснения, предусматривается 
массообмен между компонентами.  

Третья группа � это программы неизотермической фильтрации, 

когда свойства флюидов зависят и от температуры. 

Основными элементами пакета программ для моделирования 
пласта являются предпроцессор, постпроцессор и собственно модели 

фильтрации. На стадии предпроцессора осуществляется ввод данных 
о строении и свойствах пласта и пластовых жидкостей, в том числе 
построение и оцифровка разностной сетки, задание скважин, обра-
ботка баз данных с информацией о работе скважин, соединение и со-
гласование информации из различных источников, выбор модели 

фильтрации, характеристик разностной сетки, методов решения сис-
темы уравнений. Постпроцессор осуществляет визуализацию резуль-
татов расчетов: построение различных карт, графиков, таблиц, анима-
цию результатов моделирования фильтрационных процессов в пласте. 
Развитый пакет программ включает в себя несколько описанных  
выше моделей фильтрации, которые можно использовать по выбору  
в зависимости от моделируемого объекта и процесса. 

На разных стадиях моделирования пласта используются специ-

альные опции: 

� масштабирование сеток при переходе от геологической мо-
дели к гидродинамической (осреднение данных геологической моде-
ли при построении и оцифровке более грубой сетки для моделирова-
ния фильтрации); 

� построение сеток различных типов (блочно-центрированная, 
с распределенными узлами, с геометрией угловой точки, прямоуголь-
ная, цилиндрическая, криволинейная, полигонов Вороного, гибкая,  
с локальным измельчением); 

� выбор методов аппроксимации и решения уравнений (явный 

или неявный, прямой или итерационный, упорядочение и решение 
систем линейных уравнений, контроль за сходимостью); 

� инициализация (моделирование начального равновесного рас-
пределения флюидов в пласте); 
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� расчет эффективных фазовых проницаемостей и капиллярно-
го давления; 

� контроль за работой скважин (задание дебитов, забойных 
давлений, ограничений для групп скважин). 

Моделирование процессов разработки осуществляется с помо-
щью специальных программных комплексов, именуемых гидродина-
мическими симуляторами. Наиболее широкое применение получили 

симуляторы Eclipse (Schlumberger), Tempest (Roxar), VIP (Landmark), 

TimeZYX (группа компаний «ТРАСТ»), t-Navigator (RF Dinamics,  

г. Москва) [16, 23, 24]. 

Основные виды исходных данных для цифрового геологическо-
го моделирования 

Помимо особенностей геологического строения месторождения 
количество и качество исходной информации в значительной степени 

определяют способы построения модели и получаемые результаты. 

Определим основной набор исходных данных:  
1. Координаты устьев скважин, альтитуды, инклинометрия �  

используются для создания траекторий скважин в модели. Важно от-
метить, что в последнее время в старых скважинах в массовом поряд-

ке проводятся повторные измерения инклинометрии (гироскопы), ко-
торые необходимо обязательно собрать и учесть.  

В случае, если необходимо в точности повторить в модели тра-
ектории скважин, рассчитанных маркшейдерской службой, рекомен-

дуется создавать траекторию через позиционный каротаж (X, Y, Z), 

используя координаты устья и рассчитанные маркшейдерской служ-

бой приращения по трем осям. Таблицы поправок в инклинометрию 

используются для введения поправок в альтитуды скважин (для «под-

вижек» скважин) в предположении наличия погрешностей инклино-
метрии по результатам анализа структурных поверхностей и флюид-

ных контактов.  
2. Координаты пластопересечений, рассчитанные маркшейдер-

ской службой, � используются для контроля пластопересечений, рас-
считанных в проекте после корреляции пластов, а также для создания 
искусственных вертикальных скважин в модели, когда отсутствуют 
данные инклинометрии.  

3. Стратиграфические разбивки (маркеры), рассчитанные геоло-
гом в проекте, � используются в качестве основы при формировании 

структурного каркаса.  
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4. Кривые ГИС � используются для корреляционных построе-
ний, выделения литотипов, оценки характера насыщения и ФЕС, фа-
циального анализа, привязки данных сейсморазведки. Результаты ин-

терпретации ГИС (РИГИС) используются при построении 3D-модели 

для распространения свойств � построения кубов фильтрационно-
емкостных свойств.  

5. Отбивки флюидных контактов в скважинах � используются 
для построения карт флюидных контактов и геометризации залежей. 

Интервалы перфорации, результаты испытаний и работы скважин, 

гидродинамического каротажа используются для обоснования и кор-
ректировки положения флюидных контактов.  

6. Даты бурения и ввода скважин в добычу (под закачку), карты 

накопленных отборов и закачки � используются при отборе скважин с 
неискаженными влиянием разработки величинами начальной насы-

щенности .Кн  

7. Сейсмические данные: структурные карты и поверхности на-
рушений по данным сейсморазведки, бурения и других методов �  

используются для формирования структурного каркаса. Карты или 

кубы сейсмических атрибутов используются для распространения 
ФЕС в межскважинном пространстве.  

8. Уравнения петрофизических зависимостей «керн � керн»  

и «керн � ГИС», средние и граничные (min, max) значения коллектор-
ских свойств, кривые капиллярного давления � получаются по ре-
зультатам совместной интерпретации данных керна и ГИС, исполь-
зуются для расчета ФЕС с учетом литотипов, построения модели 

переходной зоны.  

9. Количественные (определения ,Кп  ,Кпр  )Кв  и качественные 
(описания) исследования керна � применяются при настройке данных 
ГИС для последующей массовой интерпретации, а также при созда-
нии концептуальной модели.  

10. Общие и геологические данные: карты эффективных и нефте-
насыщенных толщин 2D (из отчета по подсчету запасов) � использу-
ются для контроля качества построения и, если требуется, корректи-

ровки 3D-модели. Сводная таблица подсчетных параметров и запасов 
УВ (из отчета по подсчету запасов) � используется для контроля каче-
ства построения и, если требуется, корректировки 3D-модели.  

Традиционно технология геологического моделирования 3D 

представляется в виде следующих основных этапов (рис. 8.42):  
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1. Сбор, анализ и подготовка необходимой информации, загруз-
ка данных.  

2. Структурное моделирование (создание каркаса).  
3. Создание сетки (3D-грида), осреднение (перенос) скважинных 

данных на сетку.  
4. Фациальное (литологическое) моделирование. 
5. Петрофизическое моделирование.  
6. Подсчет запасов углеводородов.  
После загрузки исходных данных и создания рабочего проекта 

создается структурно-стратиграфический каркас модели. Для этого 
предварительно выполняется корреляция скважин (проставляются 
разбивки пластов в скважинах), прослеживаются опорные сейсмиче-
ские горизонты, создается модель тектонических нарушений. На этой 

основе в рамках заданных границ участка моделирования и при вы-

бранных горизонтальных размерах ячеек строится каркас, состоящий 

из горизонтов � стратиграфических границ пластов, посаженных на 
корреляционные разбивки и увязанных с поверхностями тектониче-
ских нарушений.  

 

Рис. 8.42. Основные этапы создания цифровой геологической  

модели 3D (по К. Е. Закревскому, 2009 г.) 
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В рамках этого каркаса с учетом закономерностей осадконакоп-

ления для каждого пласта выполняется тонкая «нарезка» слоев, созда-
вая таким образом трехмерную сетку (3D-грид). На ячейки сетки 

вдоль траекторий скважин выполняется перенос (осреднение) резуль-
татов интерпретации ГИС � кривых фаций, литологии, пористости, 

нефтенасыщенности и др. Иногда эта процедура называется ремас-
штабированием.  

По этим скважинным данным, используя результаты интерпре-
тации сейсморазведки в качестве трендовых параметров (если они 

есть), рассчитываются кубы свойств в ячейках сетки в межскважин-

ном пространстве.  
Вначале � дискретный куб фаций (литологии). Затем с учетом ви-

да распределения и пространственных закономерностей для каждой фа-
ции строятся непрерывные кубы пористости пК  и проницаемости .Кпр  

Непрерывный куб нефтегазонасыщенности нгК  рассчитывается исходя 
из данных о свойствах пород ),К,(К прп  пластовых флюидов и законо-
мерностей капиллярно-гравитационного равновесия (модели переход-
ной зоны). Правда, для некоторых типов пород переходная зона может 
и отсутствовать. Предварительно для каждого пласта строятся поверх-
ности флюидных контактов.  

На основе этих кубов ФЕС производится подсчет запасов угле-
водородов, проектирование скважин, модель передается гидродина-
микам для фильтрационных расчетов. С появлением новой информа-
ции (бурение скважин, отстрел новых сейсмических профилей 3D, 

выполнение дополнительных исследований керна и др.) модель  
дополняется и корректируется. Другой причиной корректировки гео-
логической модели могут служить замечания гидродинамиков, обос-
нованные результатами адаптации фильтрационной модели в процес-
се воспроизведения истории разработки. 

Основные исходные данные для создания гидродинамической 
модели 

Созданная ранее трехмерная геологическая модель обычно  им-

портируется в гидродинамическую модель. В зависимости от размер-
ности геологической модели, как правило, происходит уменьшение 
количества ячеек в гидродинамической модели, как минимум, в не-
сколько раз.   

Обычно пористость, горизонтальная проницаемость и начальная 
нефтенасыщенность соответствуют таким же значениям, рассчитан-

ным в геологической модели. То есть в ячейках, через которые про-
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ходят скважины, они соответствуют параметрам по ГИС. В остальных 
ячейках модели � трехмерная интерполяция в пределах пласта.  

При создании гидродинамической модели обычно принимаются 
следующие условия и допущения:  

� фильтрация флюидов трехмерная, двухфазная: нелетучая 
нефть с растворенным газом и минерализованная вода;  

� расчет полей давления и насыщенности осуществляется по 
схеме разностного решения уравнений материального баланса совме-
стно с уравнениями движения для каждой из фаз (закон Дарси, 

фильтрационная модель Бакли�Леверетта);  
� водонапорная область модели задана путем охвата расчетной 

областью площади водонасыщенной законтурной области, при этом 

на удаленных гранях расчетной сетки выполняются условия непроте-
кания;  

� уровень ВНК принят горизонтальным;  

� скелет пласта считается упруго-деформируемым;  

� физико-химические свойства нефти зависят от пластового дав-
ления и заданы в табличном виде;  

� начальное пластовое давление соответствует гидростатиче-
скому;  

� гравитационные и капиллярные силы учитываются явным об-

разом;  

� скважины проходят через центр расчетного блока вертикально;  
� значения коллекторских свойств (пористости, проницаемости, 

песчанистости) в ячейках, через которые проходят скважины, рассчи-

таны по каротажным диаграммам. Для остальных ячеек они заданы 

путем трехмерной интерполяции в пределах каждого пласта.  
Используемое во многих нефтегазовых компаниях (в том числе 

и в БелНИПИнефть РУП «ПО «Белоруснефть») программное обеспе-
чение для разработки нефтяных и газовых месторождений ECLIPSE 

разработано  
в компании Schlumberger. Семейство симуляторов ECLIPSE предос-
тавляет наиболее полный и робастный набор решений в индустрии 

для численного моделирования динамического поведения всех типов 
коллекторов, флюидов, степеней структурной и геологической слож-

ности и систем разработки.  

ECLIPSE покрывает полный спектр задач моделирования пла-
ста, включая конечно-разностные модели для черной нефти, сухого 
газа, композиционного состава газоконденсата, термодинамические 
модели тяжелой нефти и модели линий тока. Выбирая различные  
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дополнительные опции из широчайшего набора (например, модели-

рование метана в угольном пласте, контроль добычи по показателям 

теплотворности топлива, модель наземной сети сбора), дополняются 
возможности симулятора всем тем, что необходимо для полного 
удовлетворения потребностей для решения задач, при этом расширяя 
и углубляя изученность проблем, связанных с разработкой месторож-

дения. Симулятор ECLIPSE более 30 лет является эталоном коммер-
ческой продукции для моделирования разработки благодаря широте 
непревзойденных возможностей, стабильности, скорости, масштаби-

руемости параллельных вычислений и совместимости с множеством 

программных платформ.  

Petrel Reservoir Engineering обеспечивает идеальную среду для 
работы инженера. Связка двух пакетов ECLIPSE + PETREL интегри-

рует все необходимые процессы вокруг задач моделирования, делает 
потоки обмена данными прозрачными, а интерфейс � легким для вос-
приятия.  

ECLIPSE Blackoil Simulation использует трехфазную трехмер-
ную модель совместно с расширенными возможностями моделирова-
ния скважин, управления режимами их работы и исчерпывающим на-
бором моделей процессов МУН.  

ECLIPSE Compositional Simulation описывает поведение флюида  
и фазовые переходы в пластовых условиях с помощью модели много-
компонентной смеси углеводородных и неуглеводородных компонентов.  

ECLIPSE FrontSim моделирует многофазный поток методом ли-

ний тока; можно использовать улучшенную визуализацию потоков  
в пласте вдоль линий тока (рис. 8.43).  

 

Рис. 8.43. Программмный комплекс Eclipse  
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Для создания гидродинамической модели наиболее часто ис-
пользуют ECLIPSE Blackoil Simulation. ECLIPSE Blackoil является 
универсальным симулятором нелетучей нефти, который использует 
полностью неявную схему моделирования фильтрации для трехмер-
ных задач. В модели нелетучей нефти предполагается, что флюид со-
стоит из пластовой нефти, растворенного газа и воды. Также прини-

мается, что пластовая нефть и растворенный газ могут смешиваться  
в любых пропорциях.  

Данный симулятор широко используется для создания гидроди-

намических моделей при проектировании системы разработки зале-
жей. За время его существования накоплен большой опыт примене-
ния; кроме того, в симулятор включено большое количество 
дополнительных инструментов. Стоит отметить, что программный 

комплекс моделирования ECLIPSE состоит из двух отдельных про-
грамм моделирования: ECLIPSE 100 специализируется на моделиро-
вании нелетучей нефти, а ECLIPSE 300 � на композиционном моде-
лировании. ECLIPSE 100 � полностью неявный трехфазный 

трехмерный универсальный симулятор с газоконденсатной опцией. 

ECLIPSE 300 � композиционный симулятор, использующий кубиче-
ское уравнение состояния, коэффициенты распределения, зависящие 
от давления, и сводящийся к модели нелетучей нефти. 

ÃËÀÂÀ 9. ÎÑÍÎÂÛ ÀÍÀËÈÇÀ ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÈ 

9.1. Öåëü è çàäà÷è àíàëèçà òåêóùåãî ñîñòîÿíèÿ  
ðàçðàáîòêè â ðàìêàõ àâòîðñêîãî íàäçîðà.  

Ìåòîäû ïðîâåäåíèÿ àíàëèçà 

В результате анализа разработки должны быть вскрыты главные 
тенденции развития явлений в залежи, причины сформировавшегося 
течения процесса и обоснованы методы его регулирования. Важная 
часть анализа � сопоставление фактических показателей разработки  

с данными проекта предыдущего анализа, выяснение причин измене-
ния каждого показателя, выявление взаимосвязи и влияния основных 
факторов. Отклонение фактических показателей разработки от про-
ектных может быть вызвано неправильными исходными данными 

проекта, невыполнением проектных решений (режимов работы сква-
жин, темпов добычи нефти и закачки воды), допущениями расчетной 



 264

методики и др. Большей обоснованности выводов анализа можно дос-
тичь при выполнении отдельных расчетов и исследований процесса 
разработки с использованием уточненных исходных данных. 

Круг задач анализа определяется в основном режимом работы 

пласта и стадией процесса разработки. В общем при водонапорном 

режиме анализ процесса разработки может включать следующие за-
дачи (по В. Р. Вороновскому и М. М. Максимову): 

� Анализ геологической модели месторождения: уточнение гео-
логического строения месторождения, свойств коллектора и флюидов. 

� Анализ технологических показателей разработки (по месторо-
ждению, отдельным объектам и участкам): 

а) динамики добычи жидкости, нефти и газа (сопоставление до-
бычи флюидов с закачкой воды, текущих и накопленных отборов  
с гидропроводностью пласта); фондов добывающих и нагнетательных 
скважин (с установлением динамики добычи флюидов и фонда сква-
жин по способам эксплуатации); распределения добычи флюидов по 
площади и толщине пласта (соотношение накопленной и текущей до-
бычи и закачки по месторождению и пласту с выделением характер-
ных участков месторождения по интенсивности их разработки); 

б) энергетического состояния месторождения (сопоставление 
динамики пластового давления с динамикой добычи нефти и закачки 

воды, фактического и расчетного пластовых давлений с установлени-

ем характера распределения фонда нагнетательных скважин и коли-

чества закачиваемой воды по площади и толщине пласта, количества 
перетекающей жидкости в другие пласты и за контур нефтеносности, 

взаимодействия пластов месторождения с соседними месторожде-
ниями, характерных участков месторождения по распределению пла-
стового давления, степени охвата пласта влиянием закачки); 

в) состояния обводненности месторождения (определение влия-
ния текущих темпов разработки на обводненность продукции; изуче-
ние степени и характера обводнения скважин по площади и толщине 
месторождения; изучение влияния отборов и закачки жидкости на пе-
ремещение и скорость продвижения контуров нефтеносности; оценка 
степени обводненности продукции в зависимости от отобранных  
запасов; получение зависимости обводненности продукции от отбора 
нефти и закачки воды); 

г) состояния выработки запасов нефти (определение текущего 
коэффициента нефтеотдачи по промысловым данным и картам изо-
хрон обводнения, а также потерь нефти в зависимости от плотности 
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сетки скважин, коэффициента охвата и начальных балансовых коэф-

фициентов, извлекаемых и текущих запасов по участкам). 

� Анализ состояния техники добычи: 

а) фонда скважин по способам эксплуатации (разбивка скважин 

на группу по наиболее рациональному способу их эксплуатации и оп-

ределение условий и времени прекращения фонтанирования скважин, 

ожидаемого изменения фонда скважин по способам эксплуатации);  

б) применяемых методов обработки призабойной зоны (выявле-
ние осложнений при работе оборудования в добывающих скважинах, 
вызываемых песком, парафином, агрессивными жидкостями, и опре-
деление технического состояния призабойной зоны; установление 
наиболее рациональных применяемых методов обработки и крепле-
ния призабойной зоны); 

в) применяемых способов, технологии и техники эксплуатации 

скважин и состояния наземного и подземного оборудования (установ-
ление возможности применения различных способов эксплуатации  

и оборудования для предотвращения образования песчаных пробок, 
отложения парафина, вредного влияния газа; технического состояния  
и добывных возможностей применяемого оборудования при механи-

зированном способе добычи; выявление наиболее эффективных и эко-
номичных способов добычи и оборудования для подъема жидкости  

и повышения КПД; оценка пропускной способности насосно-компрес- 
сорных труб); 

г) систем сбора, подготовки и транспортирования нефти и попут-
ной воды (выявление эффективных систем и их технического состоя-
ния; наиболее эффективных и экономичных процессов в системах;  
ограничений по мощности, пропускной способности и давлении про-
мысловых и магистральных трубопроводов); 

д) систем диспетчеризации и автоматизации контроля и управ-
ления работой оборудования и процесса добычи (установление наи-

более эффективных и экономичных систем, границ возможного и це-
лесообразного их применения; оценка эффективности и технического 
состояния применяемых систем). 

� Анализ экономических показателей: 

а) себестоимости (установление динамики, оценка по факторам 

изменения и по статьям затрат);  
б) капитальных вложений (установление динамики, оценка по 

направлениям промыслового обустройства и по удельной величине); 
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в) производительности труда (установление динамики произво-
дительности труда, численности персонала по категориям и цехам, 
удельной численности работников, в том числе рабочих);  

г) рентабельности предприятия (выявление путей повышения 
рентабельности добычи нефти). 

Заключительной составной частью анализа следует считать про-
гноз процесса разработки, связанный с предсказанием течения техно-
логических процессов в будущем, как при неизменных условиях, так 
и при проведении работ по регулированию. Цель его состоит в иссле-
довании тенденций протекания процессов разработки в прежних  
и новых условиях. 

Применение статистических методов и упрощенных методик 
для анализа и прогноза разработки, оценки эффективности проводи-
мых на залежи геолого-технических мероприятий 

Под прогнозированием понимается установление заключения  
о предстоящем развитии, т. е. предсказание о течении технологиче-
ского процесса разработки в будущем. Следовательно, к методам про-
гнозирования относят все методы моделирования процесса разработ-
ки, в том числе рассмотренные выше гидродинамические методы 
определения технологических показателей разработки. Для экспресс-
методов прогнозирования характерен чисто эмпирический подход, их 
рассматривают как статистические методы моделирования. Различа-
ют краткосрочное или текущее (до 3 лет) и перспективное или долго-
срочное (на 5, 10, 15, 20 и более лет) прогнозирование.  

Статистическое прогнозирование становится важным разделом 
теории проектирования и анализа разработки нефтяных месторожде-
ний, особенно на поздней стадии. В нефтепромысловой практике  
в основном проводится прогноз текущей и накопленной добычи неф-
ти и жидкости, обводненности продукции и коэффициента нефтеот-
дачи, а также определение начальных извлекаемых запасов нефти. 

Статистические методы прогноза можно разделить на три группы: 
� основанные на выявлении закономерностей, полученных в ре-

зультате анализа фактических данных по одним месторождениям,  
и на прогнозировании показателей разработки по новым, другим,  
в некоторой степени аналогичным месторождениям (методы экстра-
поляции на другие месторождения); 

� основанные на исследовании заводненных зон пласта (объем-
ные методы); 

� использующие зависимость одних технологических показате-
лей от других (методы взаимосвязи технологических показателей). 
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Для оперативной оценки прогнозной добычи нефти по скважине 
или по залежи наряду с другими применяются приближенные стати-

стические методы, основанные на математической обработке факти-

ческих данных по эксплуатации скважин или разработке всей залежи 

в целом. 

В частности, используется метод кривых падения добычи, когда  
к фактическим данным падения добычи подбирается аналитическая 
кривая, которая описывается математическим уравнением определенно-
го вида и наиболее точно отражает фактический темп падения добычи: 

 );()(н
b

t taq     (9.1) 

 ),()(н
ct

t eaq    (9.2) 

где a, b, c � коэффициенты, определяемые при обработке фактических 
данных работы скважины. 

Формула (9.2) лежит в основе экспресс-метода оценки добычи 

нефти, предложенного учеными-нефтяниками Э. Д. Мухарским и  

В. Д. Лысенко (институт ТатНИПИнефть): 

 ,0

0

0)(

t
Q

q

t eqq


  (9.3) 

где t � время с начала эксплуатации скважины; 0q  � начальный дебит 
скважины в момент пуска ее в работу; е � основание натурального ло-
гарифма е(  2,71828�); 0Q  � начальные извлекаемые запасы нефти 

в залежи, приходящиеся на одну скважину. 
Кривые суммарного отбора. Этот метод используется для ме-

сторождений, находящихся на поздней стадии разработки, когда  
с нефтью добывается много воды.  

1. Строится графическая зависимость накопленной добычи неф-

ти от накопленной добычи жидкости. 

2. К полученной кривой подбирается аналитическая формула, 
которая наиболее полно описывала бы математическую кривую. 

Используют два типа уравнений:  
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Кривые падения добычи и кривые суммарного отбора не имеют 
тенденцию к экстраполяции (выходят за пределы графика) для даль-
нейшего прогноза, так как не имеют прямолинейного участка кривой �  

это учитывают кривые вытеснения.  
Под характеристиками вытеснения понимаются зависимости 

накопленной добычи нефти по рассматриваемому объекту от накоп-

ленной добычи жидкости или воды (при различных возможных мо-
дификациях координат в зависимостях). Экстраполяция построенной 

по фактическим данным эксплуатации характеристики вытеснения 
позволяет прогнозировать процесс обводнения и нефтеотдачи на бу-
дущий период. В настоящее время известно много методов построе-
ния характеристик вытеснения. Часть из них основана на обработке 
только лишь промыслового материала, другая часть имеет теоретиче-
ское обоснование. Естественно, что большее предпочтение следует 
уделять теоретически обоснованным методам. 

Выбор для прогноза какой-либо кривой вытеснения носит эмпи-

рический характер и сводится к подбору такой зависимости между 
фактическими показателями, которая в графическом виде имела бы 

прямолинейный характер. Для каждой конкретной залежи надо под-

бирать свою кривую вытеснения, обращающуюся в прямую линию. 

Этот подбор кривой облегчается с использованием уже существую-

щих зависимостей между накопленными показателями, предложен-

ных рядом авторов. 
Метод А. М. Пирвердяна основан на использовании аппрокси-

мации Ю. П. Борисова функции Бакли�Леверетта. Для определения 
накопленной добычи нефти нQ  в зависимости от накопленной добычи 

жидкости жQ  получена формула: 
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где m � пористость; плV  � объем пласта от начального контура нефте-
носности до добывающей галереи; и  � коэффициент использования 
объема пор; н.оS  � остаточная нефтенасыщенность пласта; св.вS  �  

начальная водонасыщенность пласта; 0  � отношение вязкостей нефти 

и воды.  
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Фактическая характеристика вытеснения, построенная в коор-
динатах 5,0

жн QQ   через некоторое время после начала разработки  

дает прямую линию, экстраполируя которую, получаем текущую на-
копленную добычу нефти и начальные извлекаемые запасы нефти. 

А. А. Казаков усовершенствуя метод А. М. Пирвердяна, распреде-
ление нефтенасыщенности нS  вдоль пласта принял в более общем виде: 

 ,
ж

пл0
н









 


Q

Vсm
S    (9.6) 

где c,   � постоянные коэффициенты, зависящие от кривых фазовых 
проницаемостей. 

По аналогии с формулой (9.5), учитывая, что объем начальных 
извлекаемых запасов ),1( св.вн.оплниз SSmVV   можно записать: 
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После дифференцирования, имея в виду, что доля нефти в пото-

ке жидкости 
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n   и логарифмирования, получаем: 
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Таким образом, текущие показатели можно прогнозировать  
в координатах  жв QQ  и ,lglg жн Qn   где коэффициент   предвари-

тельно определяем по последней зависимости, а начальные извлекае-
мые запасы � по первой зависимости. 

Метод С. Н. Назарова и Н. В. Сипачева предполагает использо-
вание прямолинейной зависимости: 
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где вQ  � накопленная добыча воды; a, b � коэффициенты, причем зна-
чение 1)( b  равно начальным извлекаемым запасам нефти, что сле-
дует при вQ  из уравнения (9.9), преобразованного к виду: 
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Метод А. В. Копыткова базируется на уравнении, записанном 

для накопленной добычи нефти в виде уравнения прямой: 

 .н battQ      (9.11) 

Метод А. А. Казакова предусматривает использование следую-

щей линейной зависимости: 
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или 

 ),( ннизжв QVbaQQ   (9.13) 

где низV  � объем начальных извлекаемых запасов. 

К концу разработки при низн VQ   получим .
ж

в
Q

Q
a   

По методу М. И. Максимова, основанному на опытах по вытес-
нению нефти водой: 

 ,нв
Q

abQ   (9.14) 

или 

 .lglglg нв bQaQ    (9.15) 

На основании теории Бакли�Леверетта Б. Ф. Сазонов установил, 
что зависимость «обводненность вn  � текущая нефтеотдача η» при  

обводненности вn  0,1�0,8 имеет прямолинейный характер. Он пред-
полагает также строить зависимость «текущая нефтеотдача   � коли-

чество внедрившейся в залежь воды τ», выраженную в объемах пор 
пласта, занятых первоначально нефтью. 

Расчетная зависимость метода Г. С. Камбарова имеет вид: 

 ,жнж baQQQ    (9.16) 

где а и b � постоянные коэффициенты. 

Примеры построения некоторых статических зависимостей при-

ведены на рис. 9.1.  
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а) б) в) г) 
Рис. 9.1. Зависимости логарифма доли нефти в потоке lgnн  

от логарифма накопленной добычи жидкости lgQж (а), накопленной 

добычи нефти Qн от Qж
�λ

 (б), от логарифма накопленной добычи  

воды lgQн или lgQв, или lgQж (в) и текущей добычи нефти q  

от времени t (г): 1  фактические; 2  прогнозные; 3  начало 
 применения метода регулирования процесса разработки  

или применения метода повышения нефтеотдачи;  

4  прирост дополнительной добычи нефти 

Сопоставлением фактических показателей разработки с про-
гнозными можно оценить технологический эффект применения мето-
да регулирования процесса разработки и повышения нефтеотдачи 

пласта. 

9.2. Êîíòðîëü è ðåãóëèðîâàíèå ðàçðàáîòêè  
íåôòÿíûõ çàëåæåé 

Контроль за процессом разработки 

Нефтяные месторождения представляют собой послойно и зональ-
но-неднородные многопластовые объекты разработки, отличающиеся 
сложным геологическим строением. В связи с этим исключительно 
важно организовать эффективный контроль за выработкой запасов неф-

ти, включающий контроль за продвижением закачиваемой воды по 
площади распространения коллекторов, за положением ВНК, степенью 

отмыва нефти из пластов, техническим состоянием скважин и темпера-
турным режимом залежи. Решение перечисленных задач осуществляет-
ся путем проведения комплекса промыслово-гидро-динамических  
исследований (ПГИ), лабораторных измерений (ЛИ), промыслово- 
гео-физических и гидрохимических исследований.  

Геолого-промысловые методы 

Геолого-промысловые исследования проводятся с целью контро-
ля за дебитами, приемистостью скважин, обводненностью продукции, 
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изменением состава нефти, попутной воды, закачиваемой жидкости. 

Эти работы выполняются в промысловых условиях работниками неф-

тепромыслов, лабораториями цехов научно-исследовательских и про-
изводственных работ нефтегазодобывающих управлений (НГДУ).  

По добывающим скважинам проводятся следующие работы:  

� замер дебита жидкости и газа;  
� отбор проб и определение обводненности продукции;  

� отбор глубинных и поверхностных проб нефти и воды на хи-

мический анализ;  
� замер буферного и затрубного давлений.  

Отбор глубинных и поверхностных проб нефти, а также отбор 
газа на лабораторный химический анализ проводится ежегодно по 
специальным скважинам, количество которых составляет 10 % экс-
плуатационного фонда. Анализ этих данных позволяет проследить за 
характером изменения параметров пластовой нефти в процессе разра-
ботки. Отбор проб воды, поступающей вместе с добываемой нефтью, 

проводится по всему обводненному фонду один раз в квартал. Полу-
ченные данные используются для установления причин обводнения 
скважин в процессе проведения геолого-промыслового анализа.  

В лабораториях НГДУ и отраслевых институтов периодически 

проводятся анализы попутной воды, химические анализы нефти, газа 
и анализы глубинных проб нефти. Для отбора глубинных проб ис-
пользуются глубинные пробоотборники. По нагнетательным скважи-

нам проводится определение приемистости скважин. В цехах ППД 

проводятся замер температуры и определение концентрации взве-
шенных частиц (КВЧ) и химического состава закачиваемой воды.  

Гидродинамические методы 

Важная информация о состоянии залежей может быть получена 
при проведении гидродинамических исследований. Гидродинамиче-
ские исследования включают в себя комплекс работ по контролю  

за энергетическим состоянием перфорированных пластов, за измене-
нием гидродинамических параметров при смене режима работы сква-
жин (гидропроводность, проницаемость, коэффициент продуктивно-
сти). Определение коэффициента продуктивности необходимо 
проводить в добывающих и нагнетательных скважинах по индика-
торным кривым или кривым восстановления давления один раз в два 
года, исследования глубинными дебитомерами и расходомерами � 

один раз в год. По данным замеров пластового, забойного давлений 

ежеквартально составляются карты изобар. Измерения забойных дав-
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лений по старому фонду скважин производятся один раз в полугодие, 
по- новому � один раз в квартал. Для определения гидропроводности 

и пьезопроводности проводятся межскважинные исследования с по-
мощью волн давления.  

Проводятся следующие виды работ:  
� по добывающим скважинам:  

� исследования при установившемся режиме фильтрации и оп-

ределение гидропроводности, пьезопроводности, коэффициента про-
дуктивности;  

� замеры ),( стпл Нр );( динзаб Hр  

� дебитометрия, влагометрия;  
� определение ;плТ  

� снятие индикаторных диаграмм; 

� по нагнетательным скважинам:  

� исследования при установившемся и неустановившемся ре-
жимах фильтрации;  

� определение кривой падения давления;  
� замеры ,плр  ,буфр  ;плТ   

� расходометрия;  
� в пьезометрических скважинах:  
� замеры );( стпл Нр   

� отбор проб жидкости;  

� термометрия;  
� в контрольных скважинах (неперфорированные):  
� термометрия;  
� определение нефтеводонасыщенности геофизическими мето-

дами.  

Промыслово-геофизические методы 

Промыслово-геофизическими методами решаются задачи двух 
больших направлений:  

� контроль за заводнением и степенью выработки продуктивных 
пластов;  

� решение разнообразных технических задач (определение на-
рушения обсадных колонн, высоты подъема и качества цементажа, 
контроль изменения толщины колонны при длительной эксплуатации 

скважины, наличие заколонных перетоков жидкости, установление 
местоположения пакеров и забоев скважин и т. д.).  
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Для контроля за заводнением терригенных коллекторов широко 
применяются импульсные нейтронные методы.  

При этом в неперфорированных наблюдательных скважинах 
этот комплекс проводится один раз в год, а в зонах активного подъема 
ВНК и продвижения контуров нефтеносности � 2 раза в год. Для оп-

ределения заводненных интервалов применяются нейтронные методы 

для выделения нефтеносных и водоносных пластов по разной скоро-
сти расформирования зоны проникновения, а также высокочастотные 
методы электрометрии: индукционный и диэлектрический каротаж 

для исследования скважин с креплением ствола в интервале продук-
тивных отложений стеклопластиковыми трубами.  

Для выделения заводняемого пласта из числа вскрытых перфо-
рацией рекомендуется также применять методы, позволяющие изу-
чать состав жидкости и изменение скорости потока по стволу сква-
жины в интервале пластов. Для этих целей проводятся измерения 
методом наведенной активности кислорода, гамма-плотностномером 

и механическим дебитомером. В последние годы нашли промышлен-

ное внедрение геофизическая аппаратура и методические приемы ис-
следований в фонтанирующих и механизированных скважинах: мало-
габаритные скважинные генераторы ИГН-2, ИГН-34, гамма-плотно-
стномер, дебитомеры СТД-1, СТД-2, глубинные дебитомеры различ-
ных конструкций. Для определения насыщенности пластов в обса-
женных неперфорированных скважинах необходимо проводить ис-
следования импульсным генератором нейтронов.  

Для определения характера насыщенности пластов и выделения 
обводненных интервалов рекомендуется использовать информацию  

о скорости расформирования зоны проникновения, которая помечена 
индикаторными элементами, по данным импульсно-нейтронных ме-
тодов. При этом индикаторы должны соответствовать следующим 

требованиям: быть безопасными для персонала и для окружающей 

среды; простыми в обращении и дешевыми; они не должны содер-
жаться  
в пластовых жидкостях; не адсорбироваться на скелете горной поро-
ды; хорошо растворяться в прослеживаемой жидкости и не раство-
ряться в других флюидах, насыщающих пласт.  

В качестве индикаторной жидкости можно использовать водные 
растворы боропродуктов. Применение бора целесообразней, чем ис-
пользование высокоминерализованной воды, так как микроскопиче-
ское сечение захвата тепловых нейтронов у бора в 23 раза выше, чем 
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у хлора. Это позволяет по результатам временных нейтронных иссле-
дований при расформировании зоны проникновения промывочной 

жидкости выделить нефтеносные и водоносные пласты в обсаженных 
перфорированных пластах.  

Для контроля за изменением нефтенасыщенности в процессе 
эксплуатации рекомендуется применять крепление скважин стекло-
пластиковыми трубами в интервале терригенного продуктивного го-
ризонта в 10�12 % от проектного фонда.  

В результате проведенных промыслово-геофизических исследо-
ваний может быть получена информация о текущей нефтенасыщен-

ности в заводняемых зонах, могут быть проведены расчеты для полу-
чения данных о величине охвата пластов заводнением, а также 
построены на дату анализа карты разработки с отображением зон раз-
личной степени заводнения и т. д.  

Для контроля за техническим состоянием эксплуатационных ко-
лонн рекомендуется проводить исследования по определению дефек-
тов в конструкционных элементах скважины по причинам коррозии 

стальных труб, разрушения цементного камня и нарушения сцепле-
ния его с породой или с колонной, потери цементным камнем герме-
тичности из-за несоответствия прочностных характеристик тампо-
нажного материала величине градиента давления. Для выявления 
перечисленных причин дефектов технического состояния эксплуата-
ционных колонн рекомендуется проводить исследования методами 

цементометрии � акустической и гамма-плотностной, позволяющей 

изучать состояние цементного камня, и гамма-толщинометрии, пред-

назначенной для диагностики технического состояния обсадной ко-
лонны; периодичность проведения исследований  1 раз в два года.  

Выявленные дефекты крепи скважин указывают на возможность 
возникновения затрубных циркуляций жидкости при наличии перепа-
да давления между пластами. Наличие затрубных циркуляций в ин-

тервалах некачественного крепления скважины должны быть под-

тверждены результатами исследований других методов. К таким 

методам относятся термометрия, кислородный каротаж и метод мече-
ного вещества. Для определения наличия заколонных перетоков ре-
комендуется использование радонового индикаторного метода. 

Радон-222  это одноатомный газ с периодом полураспада  
Т/2 = 3,823 сут, является чистым альфа-излучателем. При распаде  
радона-222 образуются гамма-излучающие дочерние продукты  

(Pb-214, Bi-214), которыми обусловлено более 99 % интенсивности 
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гамма-излучения. Радон лучше растворяется в органических жидко-
стях, чем в воде.  

Радоновый индикаторный метод можно применять при любой 

конструкции и способе эксплуатации скважин, которые позволяют 
производить закачку меченого раствора и проводить измерения глу-
бинным прибором гамма-каротажем (ГК) на кабеле.  

Важным моментом при контроле за разработкой многопласто-
вой залежи является получение информации о скорости и направле-
нии фильтрационных потоков, данных о гидродинамической связи 

коллекторов по площади месторождения. Для этого рекомендуется 
применять индикаторные методы, основанные на закачке трития.  

Тритий (
3
H) в настоящее время считается наилучшим трасси-

рующим индикатором. Он является излучателем бета-лучей, имеет  
период полураспада 12,5 лет, хорошо растворяется в воде и нефтепро-
дуктах (в бензоле), не сорбируется горными породами. Недостаток  
его � малая энергия излучения, из-за чего детектирование возможно 
только на пробах жидкости с использованием специальных лаборатор-
ных установок (жидкостной сцинтилляционный радиометр БЕТА).  

Индикаторные методы могут быть использованы для оценки 

эффективности способов изоляции заводненных интервалов пластов. 
Для определения работающих интервалов и решения задачи об уча-
стии каждого из перфорированных пластов в работе скважины реко-
мендуется использовать механические и термокондуктивные расхо-
домеры и дебитомеры, которые в меньшей степени подвержены 

искажениям из-за неоднородности состава потока показания механи-

ческих расходомеров. Однако они менее чувствительны к малым ско-
ростям жидкости, чем термокондуктивные индикаторы. Поэтому ре-
комендуется их применять совместно. В случае малодебитных 
скважин необходимо применение пакерных устройств.  

Гидрохимические методы 

Разработка нефтяных месторождений обычно сопровождается 
поступлением в добывающие скважины значительных объемов по-
путно добываемой воды. Гидрохимический мониторинг как один из 
прикладных подходов к анализу и контролю разработки позволяет от-
слеживать изменения, происходящие в залежах нефтей, в том числе  
в отдельных продуктивных пластах. Для получения гидрохимической 

информации в большинстве случаев используют пробы, отобранные 
на устье скважины без ее остановки.  
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Гидрохимические методы контроля основаны на наблюдениях 
за химическим составом попутных вод, которые проводятся в ком-

плексе и одновременно с контролем обводненности продукции сква-
жин. При этом определяют минерализацию, плотность и характерные 
компоненты химического состава попутной воды, а также содержание 
искусственных индикаторов, если они подаются в закачиваемую че-
рез нагнетательные скважины воду. 

В связи с этим гидрохимические исследования являются более 
оперативными и менее затратными по сравнению с традиционными 

промыслово-геофизическими и гидродинамическими методами. В ча-
стности, эти методы позволяют [20]: 

1) диагностировать природу вод, поступающих в добывающие 
скважины с основной продукцией; 

2) выявлять аварийные скважины, обводнение которых обу-
словлено притоками вод из других горизонтов; 

3) прогнозировать время начала водопроявлений в скважинах; 
4) прогнозировать темпы и характеристики обводнения скважин; 

5) определять направления и скорости перемещения закачивае-
мых вод; 

6) оценивать взаимосвязь добывающих и нагнетательных сква-
жин; 

7) выделять наиболее промытые участки залежей и участки, не 
охваченные процессом вытеснения, где могут находиться остаточные 
запасы нефти; 

8) оценивать изменение объемов фильтрационных каналов в пла-
сте-коллекторе; 

9) определять характер, объемы и закономерности поступления 
пластовых вод в залежи нефти, разрабатываемые с применением  

заводнения; 
10) прогнозировать процессы солеотложений в пластовых усло-

виях, в скважинном и наземном оборудовании; 

11) оценивать качество проведения водоизоляционных работ в до-
бывающих скважинах. 

Кроме того, с использованием гидрохимических методов можно 
решать задачи, связанные с бурением и опробованием скважин, в том 

числе на стадии поисково-разведочных работ. Так, информация о хи-

мическом составе вод, полученная при испытании скважин, позволяет 
более точно оценивать характер насыщения пластов. 
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По результатам геолого-промысловых, гидродинамических и гид-
рохимических исследований на промыслах и в НГДУ ведется необхо-
димая геолого-промысловая документация. Она включает документа-
цию по скважинам и по эксплуатационному объекту в целом.  

Документация по скважинам:  

� паспорт скважины; 

� эксплуатационная карточка добывающей скважины; 

� эксплуатационная карточка нагнетательной скважины;  

� карточка по исследованию скважины;  

� технологический режим работы скважин;  

� месячный отчет по эксплуатации скважин;  

� месячный отчет по закачке;  
� расшифровка фонда скважин.  

Документация по объекту:  
� паспорт;  
� каталог координат;  
� геологический каталог;  
� карта текущего состояния скважин (карта разработки);  

� карта суммарных отборов и закачки по скважинам;  

� карта изобар;  
� графики разработки.  

Регулирование процесса разработки 

Нефтяные месторождения после их выявления разведываются  
и подготавливаются к промышленной разработке. После подготовки 

месторождения нужно составить достаточно эффективную техноло-
гическую схему. В процессе проектирования необходимо выбрать та-
кую систему разработки, чтобы она обеспечила достаточные уровни 

добычи нефти, обеспечивающие полную окупаемость капитальных 
вложение в течение 5�6 лет и максимум прибыли на последующих 
стадиях разработки. Таким образом, научно-обоснованный выбор 
системы разработки на стадии составления технологической схемы 

разработки является определяющим для всей дальнейшей разработки 

месторождения.  
Нефтяные месторождения как правило являются многопласто-

выми. По мере разбуривания залежей уточняется геологическое строе-
ние эксплуатационных объектов. Уже в период освоения залежей про-
ектные решения требуется дополнять мероприятиями, необходимость 
которых вытекает из уточнения представлений об особенностях строе-
ния залежи, т. е. осуществлять регулирование разработки.  
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Цели регулирования процесса разработки (РПР) подчинены тре-
бованиям, которые предъявляются к рациональным системам разра-
ботки. В первую очередь, с помощью регулирования должна быть 
обеспечена запланированная динамика добычи нефти по всем объек-
там месторождения.  

Можно выделить три основные цели регулирования процесса 
разработки.  

Во-первых, на начальной стадии разработки регулирование 
должно способствовать выводу всех объектов месторождений на мак-
симальный проектный уровень отбора нефти за счет наиболее полно-
го использования применяемой системы. Масштабы работ по регули-

рованию разработки особенно возрастают в конце II и III стадии 

разработки, когда будет решаться задача сохранения максимального 
уровня добычи нефти в течение как можно более длительного време-
ни и замедления темпов последующего снижения добычи.  

Другой важной целью регулирования разработки является дос-
тижение по всем залежам месторождения проектного коэффициента 
нефтеизвлечения. Последнее решается с помощью применения новых 
методов повышения нефтеизвлечения и обработки призхабойной зо-
ны пласта (ОПЗ) скважин.  

Третья цель регулирования � всемерное улучшение экономиче-
ских показателей путем максимального использования фонда пробу-
ренных скважин, сокращения затрат на закачку вытесняющего агента, 
уменьшения без ущерба для нефтеизвлечения отбора попутной воды.  

Р. Х. Муслимов дает следующее определение регулированию 

разработки: «Регулирование процесса разработки � это целенаправ-
ленное управление движением жидкости в пласте в соответствии  

с запроектированной системой разработки и постоянное ее совершен-

ствование:  
� с учетом изменения представления о геологическом строении 

объекта;  
� путем установления оптимальных режимов работы скважин;  

� с использованием новейших научно-технических достижений 

для улучшения технико-экономических показателей (ТЭП) разработ-
ки за счет сокращения добычи попутной воды и закачки агента, соз-
дания условий для долговременной эксплуатации скважин и оборудо-
вания в целях достижения проектной нефтеотдачи».  

Регулирование процесса эксплуатации залежи начинается после 
начала разбуривания залежи и начала добычи нефти.  
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Учитывая, что процесс разработки нефтяной залежи является 
сложным технологическим процессом с большим количеством взаимо-
связанной информации, параметры которой изменяются во времени, 

применяются сложные и многообразные технические средства, в про-
ектах разработки обязательно должен быть раздел, где формулируются 
основные цели и основные технологические, технические и экономи-

ческие ограничения регулирования процесса эксплуатации залежей.  

Необходимость постоянного регулирования процесса разработ-
ки определяется следующими обстоятельствами:  

1) как было уже указано выше, обоснование системы разработки 

при проектировании производится по данным ограниченного числа 
скважин, геологическое строение залежи еще изучено слабо. С появ-
лением новых данных возникает необходимость уточнения геологи-

ческой модели месторождения;  
2) в процессе разработки непрерывно меняется распределение 

запасов нефти и воды по площади и разрезу залежи. Это также требу-
ет постоянного развития ранее принятых технологических решений, 

перераспределения объемов добычи нефти и закачки рабочего агента 
между скважинами и участками залежи, принятия мер по вовлечению 

в разработку слабо дренируемых и недренируемых запасов нефти, 

т. е. обширного комплекса мероприятий по регулированию процесса 
разработки с учетом постоянно меняющихся геолого-технических ус-
ловий выработки запасов.  

Цели регулирования разработки вытекают из требования обес-
печения рациональной системы разработки, и их можно сформулиро-
вать так:  

� улучшение динамики добычи нефти за весь период разработки;  

� обеспечение максимального КИН за проектный срок разработки;  

� максимально возможное ограничение затрат на эксплуатацию 

месторождения.  
Классификация методов регулирования  

Для регулирования процесса разработки применяется большое 
количество мероприятий и способов, которые можно объединить  
в две большие группы:  

1. Регулирование через пробуренные скважины без изменения 
запроектированной системы разработки:  

� увеличение гидродинамического совершенства скважин (дост-
рел, гидравлический разрыв пласта (ГРП), ОПЗ); 

� изоляция или ограничение притока попутной воды в скважинах;  
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� выравнивание притока жидкости или расхода воды по толщи-

не пласта;  
� изменение режимов работы нагнетательных скважин (измене-

ние закачки воды, перераспределение закачки по скважинам, форси-

рованный отбор жидкости (ФОЖ), периодическая закачка, остановка 
скважин, изоляция пластов, нестационарное заводнение и др.);  

� изменение режимов работы добывающих скважин (изменение 
отборов жидкости, отключение обводненных скважин, ФОЖ, перио-
дическая эксплуатация, оптимизация забойных давлений и др.);  

� совершенствование первичного и вторичного вскрытия пластов;  
� бурение скважин-дублеров;  
� одновременно-раздельная эксплуатация (ОРЭ) и одновременно-

раздельная закачка (ОРЗ).  
2. Регулирование путем частичного изменения системы разра-

ботки:  

� оптимизация размеров эксплуатационных объектов;  
� оптимизация размещения и плотности сеток скважин (бурение 

дополнительных скважин на линзах, тупиковых зонах, на линиях стя-
гивания контуров, в пределах водонефтяных зон (ВНЗ), в слабопро-
ницаемых пластах);  

� совершенствование системы заводнения (дополнительное раз-
резание, ввод очагов, перенос нагнетания, оптимизация давления  
нагнетания);  

� применение горизонтальных технологий (боковой ствол сква-
жины (БС), боковой горизонтальный ствол скважины (БГС), горизон-

тальный ствол скважины (ГС));  

� применение ОРЭ скважин;  

� применение методов увеличения нефтеотдачи пластов (МУН) [25]. 

ÃËÀÂÀ 10. ÏÎÂÛØÅÍÈÅ ÊÎÝÔÔÈÖÈÅÍÒÀ  
ÍÅÔÒÅÈÇÂËÅ×ÅÍÈß 

10.1. Ôàêòîðû, îñëîæíÿþùèå ïðîöåññ  
âûòåñíåíèÿ íåôòè âîäîé 

В пределах залежи в той или иной степени изменяется характе-
ристика коллекторов и строение продуктивных пластов. Поэтому  
в зависимости от задач при отображении неоднородности пластов 
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учитывается изменчивость какого-либо одного признака и группы 

геолого-физических свойств продуктивных пластов.  
Приходится учитывать два вида неоднородности свойств и строе-

ния коллекторов � изменчивость проницаемости и пористости пород  
и объемную неоднородность их строения.  

Следует подчеркнуть, что в ряде случаев при учете неоднород-

ного строения пластов приходится сталкиваться с масштабностью ее 
проявления. При изучении же закономерностей стягивания конусов 
водоносности на залежи может потребоваться учет неоднородного 
строения и свойств пластов. Установлено, что в механизме вытесне-
ния важную роль играют процессы перераспределения газожидкост-
ных смесей в поровом пространстве пород, происходящем под давле-
нием капиллярных сил. Результат их проявления во многом зависит 
от строения пород и степени неоднородности их емкостных и фильт-
рационных свойств (см. раздел I, параграф 2.2).  

Изучение механизма вытеснения нефти водой имеет очень боль-
шое значение для рационального регулирования разработки нефтяных 
залежей. По мере продвижения фронта воды гидравлическое сопро-
тивление пласта движению жидкости изменяется, что влияет на ско-
рость движения этого фронта.  

На степень изменения гидравлического сопротивления оказыва-
ют влияние в основном два фактора: а) соотношение вязкостей нефти  

и воды; б) изменение фазовых проницаемостей нефти и воды в зави-

симости от насыщения породы нефтью и водой. Взаимодействие этих 
факторов приводит к тому, что в случае, когда вязкость нефти во мно-
го раз больше вязкости воды, гидравлическое сопротивление зоны 

смеси нефти с водой становится меньше, чем гидравлическое сопро-
тивление зоны пласта, куда вода еще не проникла. Когда же вязкость 
нефти близка к вязкости воды, уменьшение фазовой проницаемости 

оказывается большим, чем уменьшение средней вязкости жидкости,  

и гидравлическое сопротивление зоны смеси нефти с водой становится 
больше, чем сопротивление зоны, куда вода еще не проникла. В связи 

с этим при поддержании постоянного перепада давления количество 
добываемой из пласта жидкости во времени может меняться: увели-

чиваться � для пластов насыщенных очень вязкой нефтью и умень-
шаться � для пластов насыщенных маловязкой нефтью.  
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10.2. Ðàçëè÷èÿ âÿçêîñòåé íåôòè è âîäû êàê ôàêòîð, 
îñëîæíÿþùèé ïðîöåññ âûòåñíåíèÿ íåôòè.  

Ïàðàìåòð áåçðàçìåðíîé âÿçêîñòè, åãî âëèÿíèå  
íà õàðàêòåð âûðàáîòêè çàïàñîâ 

Безразмерная вязкость � величина, характеризующая различия 
физических свойств нефти и вытесняющего агента (в основном воды). 

Определяется она отношением вязкости нефти к вязкости вытесняю-

щего реагента (в частности, воды): 

 ,
в

н
0 


  (10.1) 

где 0  � безразмерная вязкость; н  � вязкость нефти; в  � вязкость 
воды. 

В гидрофильных пористых средах (θ ≤ 30°) полнота извлечения 
нефти определяется, прежде всего, действием капиллярных сил.  
При малых скоростях фильтрации вода капиллярно впитывается  
в мелкие поровые каналы, тогда как более крупные поровые каналы 

остаются неохваченными вытесняющим агентом. В рассматриваемом 

случае капиллярные силы ухудшают условия вытеснения нефти, по-
скольку оставшаяся в крупных порах несмачивающая фаза находится 
в виде изолированных глобул или насыщает сравнительно высоко-
проницаемые участки однородного пласта, которые со всех сторон 

охвачены нагнетаемой водой. При этом оставшаяся в таком виде  
в поровом пространстве нефть при практически возможных скоростях 
фильтрации остается неподвижной.  

Исходя из теоретических соображений, при повышении скоро-
сти фильтрации в крупных порах под действием градиента гидроди-

намического давления до скорости капиллярного проникновения  
в мелкие поры воды должна наступить оптимальная или критическая 
скорость, при которой в любом сечении линейного пористого образца 
фронт воды независимо от размеров поровых каналов перемещается  
с одной и той же скоростью. При этом должна достигаться макси-

мальная безводная нефтеотдача. 
При дальнейшем повышении скорости вода более активно про-

никает в крупные поровые каналы, что должно привести к расчлене-
нию нефтяной фазы на макроцелики с последующим их капиллярным 

диспергированием на более мелкие целики. Безводная нефтеотдача 
при этом должна уменьшаться. 
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Исходя из литературных данных, отмечаются две типичные за-
висимости безводной нефтеотдачи от скорости фильтрации: а) без-
водная нефтеотдача с увеличением скорости вытеснения достигает 
некоторого значения и стабилизируется на этом уровне; б) с увеличе-
нием скорости фильтрации безводная нефтеотдача уменьшается.  
Эта зависимость получена в экспериментах с повышенной вязкостью 

нефти. 

В результате экспериментальных исследований на объемно-
прозрачных моделях пористых сред, проведенных Б. Е. Киселенко, 
установлена связь между безводной нефтеотдачей и характером про-
движения фронта воды в зависимости от отношения вязкостей нефти 

и воды и скоростей вытеснения. 
Анализируя кривые 1, 2, 3 (рис. 10.1) можно видеть, что для ка-

ждого соотношения вязкостей (до 10
в

н
0 




 ) существует опреде-

ленный диапазон скоростей вытеснения, при которых безводная неф-

теотдача остается постоянной и примерно одинаковой. Это область 
устойчивого продвижения водонефтяного контакта, где имеется бла-
гоприятное сочетание капиллярных и вязкостных сил в процессе вы-

теснения. По мере увеличения отношения вязкостей диапазон скоро-
стей, при которых происходит устойчивое продвижение фронта 
вытеснения, уменьшается. При весьма высоких, а также низких ско-
ростях вытеснения (рис. 10.1, кривая 1) величина безводной нефтеот-
дачи уменьшается.  

Опыты показали, что это снижение безводной нефтеотдачи при 

скоростях, близких к капиллярному вытеснению, и отношениях вязко-
стей нефти и воды, близких к единице, связано с неравномерным про-
движением водонефтяного контакта. Из-за микронеоднородности по-
ристой среды образуются языки воды, проникающие в нефтяную часть 
пласта под действием капиллярных сил. Размер зоны, занятой языками 

воды, в экспериментах не превышал 20 % длины модели пласта. 
С увеличением отношения вязкостей роль капиллярных языков 

в формировании фронта вытеснения резко уменьшается (от кривой 1 

к кривой 3). При отношении вязкостей, равном 10, снижения безвод-

ной нефтеотдачи при малых скоростях не наблюдается. 
При больших скоростях (больше критических) наступает сни-

жение безводной нефтеотдачи (кривая 1), что объясняется нарушени-

ем устойчивости продвижения водонефтяного контакта. Наблюдается 
вязкостная неустойчивость, при которой вода в виде языков проника-
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ет в нефтяную часть пласта. С увеличением отношения вязкостей 

нефти и воды (кривые 1�3) вязкостная неустойчивость наступает при 

более низких скоростях вытеснения, т.  е. уменьшается диапазон ско-
ростей, при которых происходит устойчивое продвижение водонеф-

тяного контакта. 

В опытах при отношениях вязкостей 13
в

н
0 




  и выше прак-

тически ни при каких скоростях вытеснения не удавалось получить 
устойчивого продвижения водонефтяного контакта. О неустойчивом 

продвижении можно заключить и из анализа кривых 4�6 (рис. 10.1). 

 

Рис. 10.1. Зависимость безводной нефтеотдачи от отношения  
вязкости нефти, воды и скоростей вытеснения 

Одним из способов повышения коэффициента нефтеотдачи за-
лежей вязкой нефти является искусственное снижение отношения 
вязкостей нефти и воды (закачка загущенной воды). 

Графики, построенные по результатам экспериментов по закач-
ке загущенной воды (вода и глицерин) при постоянной скорости вы-

теснения 008,0( v  см/с), приведены на рис. 10.2. 

Опыты были продолжительными, причем количество закачан-

ной в пласт воды было доведено до двух объемов. Исходя из данных 
всех кривых, нефтеотдача при дальнейшей прокачке после прорыва 
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воды через пласт продолжает нарастать. Однако достигаемая нефте-
отдача оказывается различной: чем больше отношение вязкостей, тем 

она меньше. 

 

Рис. 10.2. Зависимость нефтеотдачи от количества  
прокачанной жидкости 

Применение загущенной воды позволяет увеличить нефтеотдачу, 
что можно установить путем сравнения кривых 2 и 3 с кривой 4. Выше 
оказалась нефтеотдача и в том случае, когда закачку загущенной воды 

производили с самого начала процесса вытеснения (кривая 2). Когда же 
загущенную воду закачивали после того, как из модели пласта добыли 

около одного объема жидкости, первоначально находившейся в пласте, 
т. е. пласт был значительно заводнен (кривая 3), нефтеотдача оказалась 
ниже. Однако загущение воды не дает возможности получить при  

одной и той же величине 0  такую же нефтеотдачу, как при нефти  

с меньшей вязкостью (кривая 1). 

Совместное рассмотрение кривых 2 и 3 на рис. 10.2 приводит  
к выводу, что загущенная вода дает лучший результат при закачке ее 
с самого начала процесса [12]. 

Безразмерная вязкость существенно влияет на характер эксплуа-
тации скважин, выработку запасов и параметры разработки залежи. 

На рис. 10.3 представлены кривые зависимости коэффициента извле-
каемых запасов нефти (КИЗ) от обводненности добываемой продук-
ции при различных безразмерных вязкостях. 
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Рис. 10.3. Кривые зависимости коэффициента извлекаемых  
запасов нефти от обводненности добываемой продукции  

при различных безразмерных вязкостях 

Исходя из графика, можно выделить 3 области с различными 

показателями: 1 � ;30   2 � ;30   3 � .30   

1. При соотношении вязкости нефти и вытесняющего реагента, 
равного 3 (или близкого к 3), обводненность добываемой продукции 

нарастает постепенно, по линейному закону. Это связано с тем, что 
из-за незначительной разницы в вязкостях прорыв закачиваемого реа-
гента по пласту происходит поинтервально и постепенно. 

2. При соотношении вязкости нефти и вытесняющего реагента 
меньше 3 наблюдается продолжительный период безводной или низ-
кообводненной эксплуатации. Это связано с тем, что закачиваемый 

реагент наиболее полно вытесняет нефть из пор, движется по пласту 
 с меньшей скоростью. Но при дохождении фронта вытеснения до до-
бывающих скважин наступает мгновенное их обводнение в связи  

с тем, что весь нефтяной вал был вытеснен перед фронтом. При этом 

возможен перевод обводившихся скважин под нагнетание. 
3. При соотношении вязкости нефти и вытесняющего реагента 

выше 3 происходит быстрый прорыв закачиваемого вытесняющего 
реагента к добывающим скважинам. Сначала � по системе трещин  

и впоследствии � к обводнению всего интервала. Из-за значительной 

разницы в вязкостях нефть остается захороненной в породе в низко-
проницаемых пропластках, фронт вытеснения неравномерен, к сква-
жинам прорываются языки воды. 



 288

С ростом 0  (при одинаковой насыщенности породы) доля неф-

ти в потоке жидкости будет падать. Снижение 0  приводит к разра-
ботке месторождения с более низким водонефтяным фактором. Это,  
в свою очередь, позволяет в процессе разработки добывать меньше 
закачиваемой воды, что ведет к снижению затрат по ее отделению, 
обработке и закачке обратно в пласт. 

Методы, применяемые для снижения 0 : 

1. Снижение вязкости нефти � для снижения вязкости необхо-
димо повысить температуру пласта, тем самым и температуру нефти. 
Для этого используют закачку пара, горячей воды, внутрипластовое 
горение. 

2. Увеличение вязкости закачиваемого реагента � для увеличе-
ния вязкости используют специальные загустители (закачка полиме-
ров, сшитых компонентов с водой). Некоторое увеличение вязкости 
может быть связано с использованием для ППД высокоминерализо-
ванных рассолов вместо пресных или слабоминерализованных вод. 

3. Метод снижения 0  выбирают на основе экономической це-
лесообразности (учитывая затраты на технологию, с одной стороны,  
и увеличение КИН, и снижение обводненности � с другой). 

10.3. Ìåòîäû ïîâûøåíèÿ êîýôôèöèåíòà  
íåôòåèçâëå÷åíèÿ  

История развития нефтедобычи в нашей стране показала, что 
поддержание пластового давления путем закачки воды в пласт явля-
ется высокопотенциальным и эффективным методом разработки неф-
тяных месторождений.  

Несмотря на все достоинства метода заводнения, он тем не ме-
нее не обеспечивает необходимую конечную степень извлечения неф-
ти из пластов, особенно в неоднородных пластах и при повышенной 
вязкости нефти. Поэтому в 50�70-х гг. прошлого столетия велись ин-
тенсивные теоретические и лабораторные исследования механизма 
заводнения нефтяных пластов и поиск методов повышения эффектив-
ности заводнения и методов увеличения нефтеотдачи пластов.  

За рубежом, как правило, применяется трехэтапная схема разра-
ботки нефтяных месторождений:  

1) разработка на естественном режиме, которая называется пер-
вичным методом разработки;  

2) поддержание пластового давления закачкой воды (вторичный 

метод);  
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3) применение методов повышения нефтеотдачи пластов (тре-
тичные методы).  

В СНГ разработка на естественном режиме играет вспомога-
тельную роль, т. е. применяется в основном двухэтапная схема разра-
ботки. Все методы повышения нефтеотдачи пластов применяются  
в сочетании с заводнением.  

В прямом смысле методы повышения нефтеотдачи пластов �  

это такие методы, которые направлены на повышение степени извле-
чения нефти из всего объема пласта. Напомним, что коэффициент 
нефтеизвлечения определяется по формуле 
 .КИН охввытKK     (10.2) 

Коэффициент нефтеотдачи � это относительная величина, пока-
зывающая, какой объем нефти от начальных балансовых запасов  
извлекается или может быть извлечен из выработанной или предпо-
ложительно выработанной залежи до предела экономической рента-
бельности эксплуатации. И он является показателем завершенного 
процесса разработки или тем, который предполагается завершить  
в определенных условиях. 

К методам увеличения нефтеотдачи следует отнести такие, ко-
торые позволяют увеличить хотя бы одну из его составляющих �  

коэффициент вытеснения или коэффициент охвата заводнением.  

В 50-х гг. ХХ в. повышение эффективности заводнения осуще-
ствлялось в основном изменением схемы размещения нагнетательных 
и добывающих скважин (законтурное, блоковое, очаговое, площадное 
заводнение), оптимизацией давления нагнетания, выбором объектов 
заводнения и др.  

В начале 60-х гг. ХХ в. начали усиленно изучать способы улуч-
шения вытесняющей способности воды за счет добавки различных 
химреагентов: полимера, поверхностно-активных веществ, щелочи, 

кислот и др. Одновременно продолжалось совершенствование систе-
мы разработки. Начали применять метод нестационарного заводнения 
и изменение направления фильтрационных потоков, форсированный 

отбор жидкости, уплотнение сетки скважин.  

В 80-х гг. ХХ в. на месторождениях проводились широкомас-
штабные опытно-промышленные работы по применению физико-
химических и тепловых методов разработки.  

Начиная с 90-х гг. ХХ в., начали широко применять горизон-

тальную технологию бурения скважин (ГС, разветвленный, боковые 
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стволы) и микробиологическое воздействия (микроорганизмы � бак-
терии за счет разложения части нефти выделяют газы и поверхност-
но-активные вещества (ПАВ).  

Методы повышения нефтеотдачи пластов известный специалист 
в области нефтеотдачи М. П. Сургучев предлагает разбить на сле-
дующие группы:  

1. Гидродинамические методы, куда относятся технология неста-
ционарного заводнения с изменением направления фильтрационных 
потоков, метод форсированного отбора жидкости, оптимизация плотно-
сти сетки скважин и разукрупнение эксплуатационных объектов.  

2. Физико-химические методы повышения нефтеотдачи пластов. 
К ним можно отнести закачку водных растворов ПАВ, полимеров, ще-
лочей, эмульсий, кислот, воздействие на пласт физическими полями.  

3. Газовые методы: закачка углеводородных газов, двуокиси  

углерода СО2, дымовых газов, азота.  
4. Тепловые методы: закачка горячей воды, водяного пара, внут-

рипластовое горение.  
5. Микробиологические методы [25].  

По целевому назначению и механизму воздействия можно вы-

делить следующие группы:  

1. Повышение охвата дренированием:  

� совершенствование системы размещения скважин;  

� разукрупнение объектов разработки;  

� совершенствование методов вскрытия пластов.  
2. Выравнивание фронта вытеснения и повышение охвата завод-

нением:  

� циклическое воздействие на пласт;  
� закачка водогазовых смесей;  

� щелочное заводнение;  
� полимерное заводнение (загустители воды).  

3. Повышение вытK  и снижение остаточной нефти в заводнен-

ной зоне. 
3.1. Снижение вязкости нефти, объемное расширение нефти:  

� тепловые методы воздействия на пласт;  
� закачка СО2;  

� микробиологические методы.  

3.2. Снижение межфазного натяжения:  
� закачка микроэмульсии;  

� закачка растворов щелочи и ПАВ;  
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� закачка газов высокого давления.  
3.3. Ослабление молекулярных связей:  

� вибровоздействие;  
� воздействие физическими полями: электрическими, акустиче-

скими, магнитными.  

За счет применения заводнения и всевозможных МУН конечный 

коэффициент извлечения нефти можно довести:  

� при вязкости нефти � менее 10 мПа · с � до 77�70 %; 

� при вязкости нефти � 10�50 мПа · с � до 70�60 %; 

� при вязкости нефти � 50�200 мПа · с � до 60�56 %; 

Остаточные запасы нефти в пласте находятся в заводненных  
зонах, в слабопроницаемых зонах, а также в обособленных линзах  
в разрезе и в плане, совсем не охваченные дренированием системой 

скважин. При столь широком многообразии состояния остаточной 

нефти, а также при большом различии свойств нефти и воды  

и неоднородности нефтенасыщенных пластов не может быть одного 
универсального метода увеличения нефтеотдачи пластов.  

Известные методы увеличения нефтеотдачи пластов в основном 

характеризуется направленным воздействия на одну-две причины об-

разования остаточной нефти.  

Различные МУН характеризуются различной потенциальной 

возможностью увеличения нефтеотдачи пластов:  
� водогазовое воздействие � на 5�10 %;  

� полимерное заводнение � на 5�8 %;  

� щелочное заводнение � на 2�8 %;  

� закачка СО2 � на 8�15 %;  

� закачка пара � на 15�35 %;  

� внутрипластовое горение � на 15�30 %.  

Для нормального развития технологии и уменьшения риска не-
эффективных затрат на применение новой технологии она проходит 
следующие этапы:  

1. Изучение физико-химических свойств, гидрогазотермодина-
мических явлений.  

2. Определение условий вытеснения нефти, воздействия на нефть 
и пористую среду.  

3. Проведение лабораторных опытов по вытеснению нефти  

и изучение механизма процесса.  
4. Реализация технологии в промысловых условиях на опытных 

участках. 
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5. Проектирование � создание математических моделей, методов 
проектирования, изучение технологии. 

6. Промышленные испытания в различных геолого-физических 
условиях. 

7. Технико-экономическое обоснование применения метода в про-
мышленном масштабе, определение необходимых материально-техни- 

ческих средств и масштаба применения.  
8. Задание и производство химических продуктов, технических 

средств и оборудования.  
9. Промышленное внедрение технологии на месторождениях.  
Наряду с методами увеличения нефтеотдачи пластов на место-

рождениях применяется большое количество различных методов  
интенсификации добычи нефти и обработки призабойной зоны сква-
жин [26]. Нередко ряд авторов эти методы также относят к методам 

увеличения нефтеотдачи пластов, что, как правило, неверно.  
К методам увеличения нефтеотдачи следует отнести только те 

методы, которые, воздействуя на объем пласта, приводят к увеличе-
нию извлекаемых запасов нефти.  

Методы ОПЗ в отличие от методов увеличения нефтеотдачи 

пластов только ускоряют (интенсифицируют) процесс извлечения 
нефти из пласта. Они воздействуют только на малый объем пласта, 
поэтому принципиально не могут повысить ни коэффициент вытес-
нения, ни коэффициент охвата процессом заводнения.  

Следует однако заметить, что в определенных условиях воздей-

ствие на призабойную зону скважин может способствовать увеличе-
нию нефтеотдачи пласта.  

Рассмотрим кратко сущность методов повышения нефтеотдачи 

пластов. 
Назначение гидродинамических методов  увеличение коэф-

фициента охвата малопроницаемых нефтенасыщенных объемов пла-
ста вытесняющей водой путем оптимизации режимов нагнетания  
и отбора жидкости при заданной сетке скважин и порядке их ввода  
в работу. Эти методы представляют собой дальнейшую оптимизацию 

технологии процесса заводнения и поэтому не требуют существенно-
го изменения ее. 

Циклическое заводнение 
Технология его заключается в периодическом изменении расхо-

дов (давлений) закачиваемой воды при непрерывной или периодиче-
ской добыче жидкости из залежи со сдвигом фаз колебаний давления 
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по отдельным группам скважин. В результате такого нестационарного 
воздействия на пласты в них проходят волны повышения и пониже-
ния давления. Физическая сущность процесса состоит в том, что при 

повышении давления в залежи в первой половине цикла (в период на-
гнетания воды) нефть в малопроницаемых прослоях (зонах) сжимает-
ся и в них входит вода. При снижении давления в залежи во второй 

половине цикла (уменьшение расхода или прекращение закачки воды) 

вода удерживается капиллярными силами в малопроницаемых про-
слоях, а нефть выходит из них.  

Основными критериями эффективного применения метода по 
сравнению с обычным заводнением является следующее: а) наличие 
слоисто-неоднородных или трещиновато-пористых гидрофильных кол- 
лекторов; б) высокая остаточная нефтенасыщенность (более раннее 
применение метода: на начальной стадии повышение нефтеотдачи со-
ставляет 5�6 % и более, тогда как на поздней  лишь 1�1,5 %); в) тех-
нико-технологическая возможность создания высокой амплитуды ко-
лебаний давления (расходов), которая реально может достигать 0,5�0,7 

от среднего перепада давления между линиями нагнетания и отбора 
(среднего расхода); г) возможность компенсации отбора закачкой  

(в полупериод повышения давления нагнетания объем закачки должен 

увеличиваться в 2 раза, а в полупериод снижения давления  сокра-
щаться до нуля в результате отключения нагнетательных скважин). 

Циклическое заводнение означает, что в общем случае каждая 
из нагнетательных и добывающих скважин работает в режиме перио-
дического изменения забойного давления (расхода, отбора). Осущест-
вление метода требует увеличения нагрузки на нагнетательное и до-
бывающее оборудование. Для обеспечения более равномерной 

нагрузки на оборудование залежь необходимо разделить на отдель-
ные блоки со смещением полупериодов закачки и отбора. Метод спо-
собствует увеличению текущего уровня добычи нефти и конечной 

нефтеотдачи. 

Изменение направлений фильтрационных потоков 
Физическая сущность процесса состоит в следующем. Во-пер- 

вых, при обычном заводнении вследствие вязкостной неустойчивости 

процесса вытеснения образуются целики нефти, обойденные водой. 

Во-вторых, при вытеснении нефти водой водонасыщенность вдоль на-
правления вытеснения уменьшается. При переносе фронта нагнетания 
в пласте создаются изменяющиеся по величине и направлению гради-

енты гидродинамического давления, нагнетаемая вода внедряется в за-
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стойные малопроницаемые зоны, большая ось которых теперь пересе-
кается с линиями тока, и вытесняет из них нефть в зоны интенсивного 
движения воды. Объем закачки вдоль фронта целесообразно распреде-
лить пропорционально оставшейся нефтенасыщенности (соответст-
венно уменьшающейся водонасыщенности). 

Изменение направления фильтрационных потоков достигается 
за счет дополнительного разрезания залежи на блоки, очагового за-
воднения, перераспределения отборов и закачки между скважинами, 

циклического заводнения. Метод технологичен, требует лишь не-
большого резерва и мощности насосных станций и наличия активной 

системы заводнения (поперечные разрезающие ряды, комбинация 
приконтурного и внутриконтурного заводнений и др.). Он позволяет 
поддерживать достигнутый уровень добычи нефти, снижать текущую 

обводненность и увеличивать охват пластов заводнением.  

Форсированный отбор жидкости 
Технология заключается в поэтапном увеличении дебитов до-

бывающих скважин (уменьшении забойного давления). Физико-
гидродинамическая сущность метода состоит в создании высоких 
градиентов давления путем уменьшения забойного. При этом в неод-

нородных сильно обводненных пластах вовлекаются в разработку ос-
таточные целики нефти, линзы, тупиковые и застойные зоны, мало-
проницаемые пропластки и др.  

Условиями эффективного применения метода считают: а) об-

водненность продукции не менее 80�85 % (начало завершающей ста-
дии разработки); б) высокие коэффициенты продуктивности скважин 

и забойные давления; в) возможность увеличения дебитов (коллектор 
устойчив, нет опасений прорыва чуждых вод, обсадная колонна тех-
нически исправна, имеются условия для применения высокопроизво-
дительного оборудования, пропускная способность системы сбора  
и подготовки продукции достаточна). 

Газовые методы 

Вытеснение может быть как несмешивающимся, так и смеши-

вающимся (без существования границы раздела фаз). Смешиваемость 
газа с нефтью в пластовых условиях при современных технических 
средствах достигается только в случае легких нефтей (плотность де-
газированной нефти � менее 800 кг/м3

) при давлении нагнетания су-
хого углеводородного газа � около или более 25 МПа, обогащенного 
газа  15�20 МПа (для сравнения � сжиженного  8�10 МПа). С улуч-
шением смешиваемости повышается нефтеотдача. 
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Применение углеводородного газа связывалось с трудностями 

или отрицательными последствиями закачки воды (наличием в пласте 
набухающих в воде глин; малой проницаемостью пород и, как след-

ствие, � недостаточной приемистостью нагнетательных скважин). 

Основными критериями эффективности процесса закачки газа 
можно назвать:  

� углы падения пластов: при углах более 15° � закачка газа в сво-
довую часть, при меньших  площадная закачка (в пологих структурах 
затруднено гравитационное разделение газа и нефти); 

� глубину залегания пласта: при малой глубине и высоких дав-
лениях нагнетания возможны прорывы газа в вышележащие пласты 

(нарушение герметичности залежи), а при большой глубине требуют-
ся очень высокие давления нагнетания, что не всегда технически 

осуществимо и экономически оправдано;  
� однородность пласта по проницаемости и невысокая вязкость 

нефти: проявляется проницаемостная и вязкостная неустойчивость 
вытеснения и преждевременные прорывы газа в добывающие сква-
жины;  

� гидродинамическую замкнутость залежи, что исключает утечки. 

Для нагнетания можно использовать нефтяной газ, природный 

газ соседних газовых месторождений или газ из магистральных газо-
проводов. Приемистость скважин устанавливают опытно или оцени-

вают по формуле дебита газовой скважины, умножая расчетное зна-
чение на опытный коэффициент. Для поддержания давления на 
существующем уровне общий расход нагнетаемого газа должен рав-
няться сумме дебитов нефти, газа и воды, приведенных к пластовым 

условиям. Разделив общий расход на приемистость одной скважины, 

можно определить число газонагнетательных скважин. Обычно дав-
ление нагнетания на 15�20 % выше пластового давления. 

Преждевременные прорывы газа резко снижают эффективность 
процесса вытеснения и увеличивают энергетические затраты. Их вы-

являют путем контроля за газовым фактором и химическим составом 

газа. Для предупреждения прорывов газа уменьшают отборы жидко-
сти из скважин вплоть до остановки тех, в которых отмечается про-
рыв, снижают объем нагнетаемого газа, вместе с газом закачивают 
жидкость, проводят циклическую закачку газа и др. 

Закачка газа вместе с водой привела к разработке метода водога-
зового циклического воздействия как более эффективного метода  
повышения нефтеотдачи, чем применяемые в настоящее время в ши-
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роких масштабах заводнение и в качестве экспериментов � нагнетание 
газа (в условиях несмешиваемости). Коэффициент вытеснения увели-

чивается за счет наличия в пласте свободного газа на величину пре-
дельной газонасыщенности (10�15 %), при которой газ неподвижен. 

Наиболее целесообразно не одновременное, а попеременное нагнета-
ние при содержании в газоводяной смеси одного из агентов (25�75 %).  

Физико-химические методы повышения нефтеотдачи пластов 

обеспечивают увеличение одновременно коэффициентов вытеснения  
и охвата или одного из них. Среди них выделяют две подгруппы: 

1) методы, улучшающие заводнение, которые основаны на снижении 

межфазного поверхностного натяжения и изменении соотношения под-
вижностей фаз и обеспечивают увеличение коэффициентов вытеснения 
и охвата; 2) методы извлечения остаточной нефти из заводненных пла-
стов, основанные на полной или частичной смесимости рабочих агентов 
с нефтью и водой. 

Методы, улучшающие заводнение 
К ним относятся методы заводнения, использующие в качестве 

рабочих агентов поверхностно-активные вещества, полимеры, щело-
чи и серную кислоту. 

Неионогенные ПАВ типа ОП-10 при оптимальном массовом  

содержании 0,05�0,1 % обеспечивают снижение поверхностного натя-
жения от 35�45 до 7�8 мН/м, увеличение угла смачивания от 18 до 27°  

и уменьшение натяжения смачивания � в 8�10 раз. Однако такие  
растворы способны обеспечить повышение нефтеотдачи не более чем 

на 2�5 %.  

Объемы закачиваемых растворов ПАВ должны быть очень 
большими (не менее 2�3 объемов пор). Фронт ПАВ движется по пла-
сту в 10�20 раз медленнее, чем фронт вытеснения. Технология закач-
ки раствора ПАВ весьма простая, не влечет за собой существенных 
изменений в технологии и в системе размещения скважин.  

Будущее метода связывают в основном с обработкой призабой-

ных зон нагнетательных скважин для повышения их приемистости,  

с нагнетанием слабоконцентрированных (0,05�0,5 %) и высококон-

центрированных (1�5 %) растворов для освоения плотных глинистых 
коллекторов и снижения давления нагнетания, а также с созданием 

композиций ПАВ, обеспечивающих уменьшение межфазного натяже-
ния до 0,01�0,05 мН/м. 

Метод полимерного заводнения основан на способности раство-
ра полимера в воде уменьшать соотношение подвижностей (загуще-
ние воды) нефти и воды (текущий фактор сопротивления) и умень-
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шать подвижность воды, закачиваемой вслед за раствором полимера 
(остаточный фактор сопротивления), что повышает охват пластов за-
воднением. Испытан гидролизованный полиакриламид (ПАА).  

Одним из удачных решений задачи ограничения движения пла-
стовых вод в промытых пропластках неоднородного пласта является 
метод закачки в обводненные пропластки полидисперсных систем. 

Основными компонентами этой системы являются ионогенные поли-

меры с флокулирующими свойствами и дисперсные частицы глины. 

Путем выбора концентрации полимера и глины в глинистой суспен-

зии создаются условия для полного связывания полимера (флокуля-
ции), в результате чего образуются глинисто-полимерные комплексы 

с новыми физическими свойствами, устойчивыми к размыву потоком. 

Механизм взаимодействия полимера с породами и дисперсными час-
тицами в пластовых условиях при закачке полимердисперсных систем 

(ПДС) заключается в следующем. Движущийся впереди суспензии 

полимерный раствор модифицирует поверхность породы вследствие 
адсорбции и механического удержания макромолекул полимера, сни-

жая тем самым концентрацию раствора. Частицы глины, поступаю-

щие в виде суспензии, вступают во взаимодействие с макромолекула-
ми полимера, которые адсорбированы на породе и находятся во 
взвешенном состоянии. Вследствие этого снижается проникновение  
в мелкие поры, с одной стороны, с другой � происходит прочное 
удержание дисперсных частиц и полное связывание полимера. Обра-
зующиеся полимер-дисперсные агрегаты создают объемную, устой-

чивую в динамическом потоке массу. Эксперименты показывают, что 
подвижность воды после обработки полимердисперсной системой 

снижается в 2�4 раза по сравнению с закачкой только раствора поли-

мера или глинистой суспензии, остаточный фактор сопротивления 
увеличивается с повышением коэффициента проницаемости породы. 

Это является одним из важных факторов, который способствует по-
лучению высокого эффекта.  

Для улучшения отмывающих свойств пласта закачивают водные 
растворы различных химреагентов, которые часто поглощаются высо-
копроницаемыми пропластками, а малопроницаемые прослои практи-

чески не подвергаются воздействию нефтевытесняющих жидкостей.  

В связи с этим предложено использовать ПДС для предварительной 

обработки пласта перед закачкой водных растворов ПАВ, мицелляр-
ных растворов, микроэмульсий, растворителей и др. 
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Метод мицеллярно-полимерного заводнения основан на после-
довательной закачке мицеллярного и полимерного растворов, продви-

гаемых по пласту водой. Мицеллярные растворы � это особые колло-
идные системы, основными компонентами которых являются 
углеводородная жидкость и вода, стабилизированные смесью масло- 
и водорастворимых поверхностно-активных веществ. Эти системы 

способны практически полностью вытеснить из пористой среды 

нефть благодаря крайне низкому межфазному натяжению на границе 
«нефть � мицеллярный раствор». Возможность значительного увели-

чения нефтеотдачи заводненных пластов за счет применения мицел-
лярных растворов связана с тем, что вытесняющее действие их не за-
висит от текущего значения нефтенасыщенности пористой среды. 

Обладая повышенной и регулируемой вязкостью, эти системы спо-
собствуют также увеличению охвата пластов воздействием за счет 
сближения значений подвижностей нефти и вытесняющего ее флюи-

да. Закачка полимерного раствора вслед за оторочкой мицеллярной 

композиции служит для создания буфера, предохраняющего оторочку 
от вязкостного разрушения проталкивающей водой. Метод мицелляр-
но-полимерного заводнения является одним из самых сложных физи-

ко-химических методов повышения нефтеотдачи. 

Тепловые методы 

Сущность тепловых методов состоит в том, что наряду с гидро-
динамическим вытеснением повышается температура в залежи, что 
способствует существенному уменьшению вязкости нефти, увеличе-
нию ее подвижности, испарению легких фракций и др. 

Объектами их применения являются залежи высоковязкой смоли-

стой нефти вплоть до битумов, залежи нефтей, обладающих неньюто-
новскими свойствами, а также залежи, пластовая температура которых 
равна или близка к температуре насыщения нефти парафином. Высокой 

вязкостью характеризуется относительно большая доля известных запа-
сов нефти в мире, причем отмечается тенденция ее возрастания. Другие 
методы разработки и повышения нефтеотдачи либо неприменимы, либо 
не обеспечивают достаточной эффективности. Различают следующие 
разновидности тепловых методов: теплофизические � закачка в пласт 
теплоносителей (горячей воды, пара, в том числе в качестве внутрипла-
стового терморастворителя, пароциклические обработки скважин); тер-
мохимические  внутрипластовое горение. 

Прогрев призабойной зоны паром является самым эффективным 

методом теплового воздействия на призабойную зону скважин,  
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и осуществляется путем нагнетания в скважину перегретого водяного 
пара под давлением 8�15 МПа. 

Сущность метода заключается в следующем. В течение 7�14 су-
ток в скважину закачивают пар с расходом 1,5�2,5 т/ч при температу-
ре 150�250 С. После этого скважину закрывают еще на 2�7 суток для 
остывания устьевой арматуры, а также для дальнейшего проникнове-
ния тепла в глубь пласта и более равномерного прогрева его по мощ-

ности. По истечении указанного срока эксплуатацию скважины во-
зобновляют. 

Относительно более высокая по сравнению с другими методами 

прогрева эффективность паротепловой обработки призабойной зоны 

нефтяных скважин объясняется тем, что вследствие высокой тепло-
емкости пара в результате его нагнетания призабойная зона скважины 

при прочих равных условиях прогревается на значительно большую 

глубину (5�10 м). Кроме того, пар под давлением приникает в трещи-

ны и каналы, имеющиеся в пласте, снижает вязкость нефти в прогре-
той зоне и способствует удалению с ее фильтрационной поверхности 

парафиносмолистых и асфальтеновых отложений.  

Нагнетаемый в пласт пар, отдавая свое тепло, конденсируется,  
и образовавшийся конденсат частично откачивается на поверхность 
вместе с добываемой нефтью. В связи с этим возможно некоторое 
увеличение содержания воды в продукции скважины в начальный пе-
риод после возобновления ее эксплуатации. По мере остывания про-
гретой зоны пласта в процессе эксплуатации скважины и повторного 
отложения парафино-смолистых веществ дебит скважины постепенно 
уменьшается. Когда дебит снижается до первоначального (т. е. до его 
значения перед последней обработкой), паротепловую обработку по-
вторяют.  

Опыт применения данной технологии имеет следующие ограни-

чения: 
� глубина продуктивного пласта � не более 1200 м; 

� толщина пласта, сложенного карбонатными породами, песча-
никами и глинами, � не менее 15 м; 

� вязкость нефти в пластовых условиях � выше 50 мПа · с; 
� остаточная нефтенасыщенность пласта � не менее 50 %; 

� плотность нефти в пластовых условиях � не менее 900�930 кг/м3
. 

Вытеснение нефти с применением внутрипластового горе-
ния заключается в воспламенении нефти в пласте, последующем под-

держании горения и передвижении созданного очага горения по пла-
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сту. В отличие от рассмотренных выше термических методов он ос-
нован на использовании подземных источников энергии. При этом 

тепло для воздействия на нефтяной пласт образуется за счет сжигания 
части пластовой нефти.  

Метод основан на способности углеводородов (в данном случае � 

нефти) вступать в реакции с кислородом, сопровождающиеся выделе-
нием больших количеств тепла. Генерирование тепла непосредственно 
в пласте является основной отличительной особенностью методов по-
вышения нефтеотдачи с применением внутреннего горения. Эти мето-
ды позволяют устранить технические проблемы и потери тепла, кото-
рые возникают при генерировании его на поверхности и доставке  
к пласту путем нагнетания в него теплоносителей.  

Вызов горения осуществляется у скважины-зажигательницы. Эта 
важная операция заключается в нагнетании в скважину окислителя 
(обычно воздуха) при одновременном разогреве призабойной зоны 

пласта с помощью забойного электронагревателя, газовой горелки, за-
жигательных химических смесей и т. д. Вследствие этого ускоряются 
экзотермические реакции окисления нефти, которые в конечном итоге 
приводят к созданию процесса горения в призабойной зоне пласта. 

После инициирования горения непрерывное нагнетание воздуха 
обеспечивает как поддержание процесса внутрипластового горения, 
так и перемещение зоны горения по пласту. Ввиду небольшого разме-
ра зоны горения по сравнению с расстояниями между скважинами ее 
также называют фронтом горения. Когда воздух для поддержания 
горения подается в скважину-зажигательницу, фронт горения пере-
ещается в направлении от нагнетательной скважины к добывающей, 

т. е. в направлении движения нагнетаемого воздуха. Такой процесс 
называется прямоточным в отличие от противоточного, когда 
фронт горения движется в направлении от добывающей (скважины-

зажига-тельницы) к нагнетательной, т. е. против движения нагнетае-
мого воздуха. Противоточное горение пока не получило заметного 
применения, поэтому дальнейшее описание процесса относится толь-
ко к прямоточному горению. 

Перемещение фронта горения вызывается расходом топлива, 
которое представлено частью нефти, оставшейся в пласте после вы-

теснения ее газами горения, водяным паром, водой, испарившимися 
фракциями нефти впереди фронта горения, в результате сложных фи-

зико-химических процессов (дистилляции, крекинга и др.). В итоге 
сгорают наиболее тяжелые фракции нефти � коксы. Различные  
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геолого-промысловые условия способствуют концентрации кокса �  

10�40 кг на 1 м3
 пласта. Этот важный параметр горения определяют 

экспериментально в лабораторных условиях. Когда плотность и вяз-
кость нефти увеличиваются, концентрация кокса также увеличивает-
ся, а с увеличением проницаемости породы � уменьшается. Установ-
лено, что в случае поддержания внутрипластового горения путем 

нагнетания в пласт только газообразного окислителя (воздуха), потеря 
тепла нагретой в результате горения породы происходит более мед-

ленно вследствие низкой теплоемкости потока воздуха, чем при на-
гревании породы перемещающимся фронтом горения. В результате 
сухого внутрипластового горения (так называется процесс, когда для 
поддержания горения закачивается только воздух) основная доля ге-
нерируемого в пласте тепла (более 80 %) остается в области позади 

фронта горения и постепенно рассеивается в окружающие пласт по-
роды.  

Это тепло оказывает положительное влияние на процесс вытеснения 
из неохваченных горением смежных частей пласта. Возможна пере-
броска тепла в область впереди фронта горения, что может привести  

к приближению генерируемого в пласте тепла к зонам, где происхо-
дит вытеснение нефти из пласта. Такой перенос тепла связан с уско-
рением теплопереноса в пласте вследствие добавления воды к нагне-
таемому воздуху. В этой связи создается метод, сочетающий 

внутрипластовое горение и заводнение, который приведет к ускоре-
нию теплопереноса и переброске тепла в область, находящуюся впе-
реди фронта горения. 

В мировой практике все большее признание получает метод 
влажного горения. Сущность метода заключается в том, что закачи-

ваемая наряду с воздухом в определенных количествах вода, испаря-
ется в окрестности фронта горения, переносит генерируемое тепло  
в область, расположенную впереди него, в результате чего в этой об-

ласти развиваются обширные зоны прогрева, выраженные в основном 

зонами насыщенного пара и сконденсированной горячей воды.  

К основным недостаткам методов вытеснения нефти с примене-
нием внутрипластового горения относятся: 

� необходимость использования мер по охране окружающей 

среды и утилизации продуктов горения; 
� осуществление мер по предотвращению коррозии оборудования; 
� возможность проявления гравитационных эффектов и сниже-

ние вследствие этого охвата пласта тепловым воздействием. 



 302

Микробиологические методы. Биотехнологические методы 

обеспечивают возможность получения комплекса полисахаридов с са-
мыми разнообразными физическими характеристиками. Так, француз-
ская фирма «Элф опитен» выработала полисахарид «Склероглюкан» 

при помощи бактерий, культивируемых на углеводородном субстрате. 
Другой полисахарид � «Эмульсан» вырабатывается фирмой «Петро-
ферм» (США). Продукт обладает высокой эмульгирующей способно-
стью для макроэмульсионного метода повышения нефтеотдчи.  

В Российской Федерации разработана технология получения полиса-
харида под названием «Симусан», который производится на основе 
искусственных спиртов. Применительно к условиям месторождений 

Западной Сибири разработаны базовые составы на основе биополиме-
ра «ПРОДУКТ БП-92».  

Эффективность применения биополимерных композиций может 
быть очень высокой (до 100 % прироста добычи) на ранних стадиях 
разработки, когда происходит опережающее обводнение продукции 

за счет прорывов нагнетаемой в пласт воды по высокопроницаемым 

пропласткам. Использование биополимерных композиций на поздней 

стадии выработки запасов позволяет существенно замедлить темп па-
дения добычи, существенно продлить срок разработки и повысить 
нефтеотдачу пластов. Мировая и отечественная практика разработки 

нефтяных месторождений в режиме заводнения свидетельствует  
о том, что все многообразие факторов, влияющих на конечную неф-

теотдачу, сводится к двум параметрам: темп выработки запасов и уд-

линение сроков безводной (или маловодной) добычи.  

В связи с этим особого внимания заслуживает применение био-
полимерных технологий, которые продлевают безводный период экс-
плуатации нефтяных скважин [25]. 
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ÐÀÇÄÅË IV. ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÀ ÃÀÇÎÂÛÕ  
È ÃÀÇÎÊÎÍÄÅÍÑÀÒÍÛÕ ÇÀËÅÆÅÉ 

ÃËÀÂÀ 11. ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÀ ÃÀÇÎÂÛÕ ÇÀËÅÆÅÉ 

Под разработкой газовых, газоконденсатных, и газонефтяных 
залежей здесь понимается управление процессами движения в пласте 
и к скважинам газа, конденсата, воды и нефти с целью добычи их  
и других ценных компонентов. Такое управление достигается в ре-
зультате реализации определенной системы разработки залежи. 

Под системой разработки газовой, газоконденсатной и газонефтя-
ной залежи понимают размещение на продуктивной площади газонос-
ности (нефтеносности) и в структуре необходимого числа добывающих, 
нагнетательных, наблюдательных, пьезометрических скважин, порядок 
ввода их в эксплуатацию и поддержание определенных, допустимых 
технологических режимов эксплуатации скважин. 

Для отделения от газа воды, конденсата и ценных компонентов 
применяется соответствующая система обустройства промысла.  
Она включает поверхностное оборудование для сбора газа, конденсата 
и воды, отделения конденсата, воды, очистки газа от механических 
примесей, осушки газа. Система обустройства промысла в ряде случаев 
включает завод для переработки добываемой продукции, а также до-
жимную компрессорную станцию для компримирования и подачи газа 
потребителю или в магистральный газопровод. В случае, например,  
Астраханского газодобывающего комплекса вся продукция месторож-

дения подвергается обработке на газоперерабатывающем заводе. При 

разработке газоконденсатных месторождений с поддержанием пласто-
вого давления система обустройства дополняется технологическими 

линиями для закачки в пласт сухого газа или воды. Аналогично обуст-
раивается промысел при разработке газонефтяных месторождений. 

Научный подход к разработке месторождений природных угле-
водородов подразумевает наличие критерия или определения, харак-
теризующего такой подход.  

До недавнего времени оперировали следующим определением 

применительно к газовым и газоконденсатным месторождениям. 

Под рациональной системой разработки месторождения природ-
ного газа и обустройства промысла понимается такая система, при  

которой обеспечивается заданный плановыми органами уровень добы-
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чи газа, ценных компонентов (и конденсата) с наибольшей народно-
хозяйственной эффективностью (с оптимальными технико-экономи-

ческими показателями и коэффициентами газо- и компонентоотдачи) 

при соблюдении условий охраны недр и окружающей среды. 

При этом годовые уровни добычи газа или, например, конденса-
та для рассматриваемого месторождения оптимизируются с точки 

зрения соответствующего газодобывающего района. 
Под рациональной системой разработки месторождения при-

родных углеводородов и обустройства промысла понимается такая 
система, при которой население страны и местное население, в част-
ности, фирма-оператор, получает наибольшие доходы при наимень-
шем ущербе окружающей среде и недрам. 

Именно так видится сегодня понятие рациональности. Отсюда 
следует, что такие важные показатели, как уровни отбора газа, нефти, 

конденсата не диктуются сверху, а определяются исходя из указанных 
факторов при конкретном проектировании и исследованиях. Напри-

мер, запасы газа и других компонентов в Астраханском месторожде-
нии могли бы, учитывая благоприятное географическое положение, 
позволить добывать здесь 60�100 млрд м3 газа в год. Однако высокое 
содержание сероводорода в природном газе, экологические условия, 
социальная напряженность в данном районе вряд ли позволят превы-

сить годовой уровень добычи газа в 12 млрд м3
, по крайней мере,  

в ближайшие годы. Также проблема компонентоотдачи становится 
экономической категорией, отражая затраты, получаемый доход, что 
в конечном счете зависит от мировых цен на углеводороды. Кроме 
того, требования охраны недр также подразумевают бережное к ним 

отношение. 
Задача состоит в том, чтобы на основе получаемого по скважи-

нам ограниченного объема информации составить наиболее полное 
представление о месторождении в целом и сделать достоверный про-
гноз относительно проходящих в нем процессов при различных сис-
темах разработки. 

11.1. Ñîñòàâ ïðèðîäíûõ ãàçîâ. Êëàññèôèêàöèÿ 
ïðèðîäíûõ ãàçîâ. Êëàññèôèêàöèÿ ãàçîâûõ  

çàëåæåé è ìåñòîðîæäåíèé 

Природные углеводородные газы представляют собой смесь 
предельных УВ вида СnН2n + 2.  
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В состав природных газов входят:  
а) углеводороды  алканы CnH2n + 2 и цикланы CnH2n;  

б) неуглеводороды � азот N2, углекислый газ СО2, сероводород 

Н2S, ртуть, меркаптаны RSH.  

в) инертные газы � гелий, аргон, криптон, ксенон.  

Метан (СН4), этан (С2Н6) и этилен (С2Н4) при нормальных усло-
виях (р = 0,1 МПа и 273Т  К) являются реальными газами и состав-
ляют сухой газ.  

Пропан (С3Н8), пропилен (С3Н6), изобутан ),HC( 104i  нормаль-
ный бутан ),HC( 104n  бутилены (С4Н8) при атмосферных условиях 
находятся в парообразном (газообразном) состоянии, при повышен-

ных давлениях  в жидком состоянии. Они входят в состав жидких 
(сжижаемых, сжиженных) углеводородных газов.  

Углеводороды, начиная с изопентана )HC( 125i  и более тяже-
лые )517(  n  при атмосферных условиях находятся в жидком со-
стоянии. Они входят в состав бензиновой фракции.  

Углеводороды, в молекулу которых входит 18 и более атомов 
углерода (от С18Н28), расположенных в одну цепочку, при атмосфер-
ных условиях находятся в твердом состоянии. 

Классификация природных газов  
Природные газы подразделяют на три группы:  

1. Газы, добываемые из чисто газовых месторождений. Они 

представляют собой сухой газ, практически свободный от тяжелых 
углеводородов.  

2. Газы, добываемые вместе с нефтью. Это физическая смесь 
сухого газа, пропан-бутановой фракции (сжиженного газа) и газового 
бензина.  

3. Газы, добываемые из газоконденсатных месторождений. 
Они состоят из сухого газа и жидкого углеводородного конденсата. 
Углеводородный конденсат состоит из большого числа тяжелых угле-
водородов, из которых можно выделить бензиновые, лигроиновые, 
керосиновые, а иногда и более тяжелые масляные фракции. Кроме то-
го, присутствуют N2, СО2, H2S, Не, Аr и др.  

Искусственные газы получают из твердых топлив (горючие 
сланцы, бурый уголь) преимущественно в газогенераторах, ретортах, 
тоннельных и прочих печах при высоких температурах, а иногда  
и при повышенных или высоких давлениях. В последние годы в ряде 
стран налажена добыча газа из сланцевых и доманикоидных пород. 
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Залежи природного газа  
Места скоплении природного газа в свободном состоянии в по-

рах и трещинах горных пород называются газовыми залежами. Если 

газовая залежь является рентабельной для разработки, т. е. когда сум-

ма затрат на добычу, транспорт и использование газа меньше полу-
ченного экономического эффекта от его применения, то она называ-
ется промышленной.  

Газовым месторождением обычно называют одну залежь или 

группу залежей, расположенных на одной площади.  

Наряду с чисто газовыми месторождениями встречаются так на-
зываемые газоконденсатные, в которых часть углеводородов находит-
ся в жидком состоянии, или при снижении определенных давления  
и температуры может сконденсироваться. Кроме того, имеются газо-
нефтяные, газоконденсатонефтяные и газогидратные месторождения, 
углеводороды в которых находятся в твердом состоянии в соединении 

с водой в виде гидратов.  
Газовые залежи по геометрической характеристике (конфигура-

ции) подразделяются на пластовые и массивные.  
Основной формой пластовой залежи является сводовая (рис. 11.1), 

высшую точку которой называют вершиной. Боковые (по отношению  

к длинной оси) стороны ее называют крыльями, а центральную часть � 

сводом. Кровлей газоносного пласта называют верхнюю границу газо-
носного пласта с вышележащими непроницаемыми породами. Нижнюю 

границу газоносного пласта с нижележащими непроницаемыми поро-
дами называют подошвой газоносного пласта. Наикратчайшее расстоя-
ние между кровлей и подошвой пласта называется его мощностью. Если 

газовая залежь по всей площади подстилается водой, газонасыщенная 
мощность пласта определяется как расстояние от кровли до поверхно-
сти контакта газа с водой. Пластовые залежи обычно ограничиваются 
краевой пластовой водой. Если газовая залежь по газонасыщенной 

мощности меньше мощности самого пласта, то она ограничивается по-
дошвенной водой. В таком случае это будет уже массивная (водопла-
вающая) залежь. 

Наряду с общей выделяют эффективную мощность, которая оп-

ределяется путем исключения мощности непродуктивных, например, 
глинистых пропластков из общей мощности.  
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Рис. 11.1. Схема пластовой сводовой залежи с контурной водой:  

I � кровля пласта; II � подошва пласта; III � газоводяной контакт;  
h � мощность пласта; h1 � высота залежи; IV � внутренний контур 
газоносности; V � внешний контур газоносности; 1, 2, 3 � изогипсы; 

А � газовая скважина глубиной L1; Б � водяная скважина  
глубиной L2; l1 � расстояние от забоя скважины А  

до контакта газ�вода; l2 � расстояние от забоя скважины Б  

о газоводяного контакта; l � расстояние по вертикали между 

 забоями скважин А и Б; L � высота от устья до уровня 

Основными параметрами газовой залежи являются:  
а) отметка контакта газ�вода, т. е. расстояние по вертикали  

от уровня океана до контакта газ�вода;  
б) высота залежи, которая определяется расстоянием по верти-

кали от высшей точки газовой залежи до ГВК;  

в) внутренний контур газоносности, который представляет собой 

линию пересечения ГВК с подошвой газоносного пласта;  
г) внешний контур газоносности, представляющий собой линию 

пересечения ГВК с кровлей продуктивного пласта.  
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В последние годы на практике широко применяют новые мето-
ды разведки газовых и газоконденсатных месторождений, сущность 
которых состоит в том, что с помощью первых разведочных скважин 

определяются лишь основные параметры залежей, необходимые для 
составления проекта опытно-промышленной их эксплуатации. Если 

установлено, что залежь относится к газовой, то остальные параметры 

выясняются и уточняются в процессе опытно-промыш-ленной экс-
плуатации месторождения с подачей газа потребителям. В результате 
этого не только значительно уменьшается число разведочных сква-
жин, но и более правильно намечаются пути доразведки залежи.  

На разработку залежи существенно влияет положение газоводяного 
контакта, который определяется гидродинамическими исследования-
ми, по данным каротажа или опробования скважин. 

Классификация газовых месторождений  
По составу углеводородных газов месторождения подразделя-

ются следующим образом: 

а) газовые  нет тяжелых углеводородов (метан  95�98 %; отно-
сительная плотность ;56,0  при понижении температуры выделе-
ния жидких углеводородов не происходит);  

б) газонефтяные  сухой газ + жидкий газ (пропан-бутановая 
смесь) + газовый бензин С5+ (метан = 35�40 %, этан = 20 %, жидкий 

газ = 26�30 %, газовый бензин = 5 %, неуглеводороды = 8�13 %, 
;)1,1   

в) газоконденсатные  сухой газ + конденсат (бензиновая, керо-
синовая, лигроиновая и иногда масляная фракции) (метан = 75�90 %, 

этан = 5�9 %, жидкий газ = 2�5 %, газовый бензин = 2�6 %, не углево-
дороды = 1�6 %,   0,7�0,9);  

г) газогидратные  газ в твердом состоянии.  

Газоконденсатные месторождения по фазовому состоянию делят-
ся таким образом: 

а) однофазные насыщенные  пластовое давление плР  равно дав-
лению начала конденсации ;кР   

б) однофазные ненасыщенные � ;кпл РР    

в) двухфазные � ;плк РР    

г) перегретые � пластовая температура плТ  больше криконден-

термы .maxТ   
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Газоконденсатные месторождения по содержанию стабильного 
конденсата С5+ в 1 м3

 пластового газа подразделяются на следующие 
группы:  

� I � незначительное содержание � до 10 см3
/м3

;  

� II � малое содержание � от 10 до 150 см3
/м3

;  

� III � cреднее содержание � от 150 до 300 см3
/м3

;  

� IV � высокое содержание � от 300 до 600 см3
/м3

;  

� V � очень высокое содержание � свыше 600 см3
/м3

.  

Газовые и газоконденсатные месторождения по содержанию 

нефти делят таким образом: 

а) залежи без нефтяной оторочки или с оторочкой непромыш-

ленного значения;  
б) залежи с нефтяной оторочкой промышленного значения. 
По величине начального пластового давления выделяют место-

рождения: 
а) низкого давления � до 6 МПа;  
б) среднего давления � от 6 до 10 МПа;  
в) высокого давления � от 10 до 30 МПа;  
г) сверхвысокого давления � свыше 30 МПа.  
По дебитности (максимально возможный рабочий дебит) среди 

газовых месторождений обычно выделяют:  
а) низкодебитные � до 25 тыс. м3

/сутки;  

б) малодебитные � 25�100 тыс. м3
/сутки;  

в) среднедебитные � 100�500 тыс. м3
/сутки;  

г) высокодебитные � 500�1000 тыс. м3
/сутки;  

д) сверхвысокодебитные � свыше 1000 тыс. м3
/сутки. 

Изменение состава природного газа в процессе разработки  

Во время эксплуатации газовых скважин метан  газообразный  

и находится при температуре выше критической, этан  на грани паро-
образного и газообразного состояния, а пропаны и бутаны  в виде па-
ра. С повышением давления и понижением температуры компоненты, 

входящие в состав природных газов чисто газовых месторождений, 

могут переходить в жидкое состояние. При эксплуатации газоконден-

сатных месторождений с понижением давления до определенного зна-
чения (давление максимальной конденсации) обычно наблюдается пе-
реход тяжелых углеводородов в жидкое состояние, при последующем 

уменьшении давления часть их переходит обратно в газообразное  
состояние. Это приводит к тому, что состав газа, а также состав и ко-
личество конденсата в процессе разработки газоконденсатных место-
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рождений без поддержания давления изменяются, что следует учиты-

вать при проектировании заводов по переработке газа и конденсата. 
Если газоконденсатные месторождения разрабатывают с поддержани-

ем давления путем закачки газа в пласт (сайклинг-процесс), состав 
конденсата практически не изменяется, а состав газа может изменяться 
при прорыве сухого газа в эксплуатационные скважины. Если для под-
держания пластового давления закачивают в пласт воду, состав газа  
и конденсата в процессе разработки остаются неизменными.  

В процессе разработки газовых и газоконденсатных залежей 

предвестником обводнения по данным эксплуатации скважин по ряду 
месторождений является увеличение азота и редких газов (например, 
Шебелинское месторождение) или увеличение газоконденсатного 
фактора и минерализации, выносимой из скважины воды (месторож-

дения Краснодарского края).  
Таким образом, физико-химические свойства газа и его состав 

необходимо знать как на стадии разведки, так и при эксплуатации ме-
сторождения [27, 28]. 

11.2. Ôèçè÷åñêèå ñâîéñòâà ïðèðîäíûõ ãàçîâ.  
Òåïëîâûå ñâîéñòâà ïðèðîäíûõ ãàçîâ.  

Äðîññåëèðîâàíèå ãàçîâ. Ãèäðàòîîáðàçîâàíèå 

Газовые смеси характеризуются массовыми или молярными 

концентрациями компонентов. Для характеристики газовой смеси не-
обходимо знать ее среднюю молекулярную массу, среднюю плот-
ность или относительную плотность по воздуху. 

Молекулярная масса природного газа: 

 ,
1





n

i
ii XMM  (11.1) 

где iM  � молекулярная масса i-го компонента; iX  � объемное содержа-
ние i-го компонента, доли ед. Для реальных газов обычно М  16�20. 

Плотность газа г  рассчитывается по формуле 

 ,
05,24М

г
M

V

M
  (11.2) 

где МV  � объем 1 моля газа при стандартных условиях. Обычно зна-
чение г  находится в пределах 0,73�1,0 кг/м3

. Чаще пользуются отно-
сительной плотностью газа по воздуху ,г.в  равной отношению плот-
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ности газа г  к плотности воздуха ,в  и взятой при тех же давлении  

и температуре: 

 .
в

г
г.в 


  (11.3) 

Если г  и в  определяются при стандартных условиях, то 

293,1г   кг/м3
 и 

293,1
г

в


  кг/м3
. 

Объемный коэффициент пластового газа ,гb  представляющий 

собой отношение объема газа в пластовых условиях пл.гV  к объему то-
го же количества газа ,стV  который он занимает в стандартных усло-
виях, можно найти с помощью уравнения Клайперона�Менделеева: 

 ,
стпл

плст

ст

пл.г
г Tр

Tр
Z

V

V
b




  (11.4) 

где ,плр  ,плT  ,стр  стT  � давление и температура соответственно в пла-
стовых и стандартных условиях. 

Значение величины гb  имеет большое значение, так как объем 

газа в пластовых условиях на два порядка (примерно в 100 раз) мень-
ше, чем в стандартных условиях. 

Вязкость  свойство жидкостей и газов, характеризующих со-
противляемость скольжению или сдвигу одной их части относительно 
другой.  

Коэффициент динамической вязкости   характеризует силы 

взаимодействия между молекулами газа, которые преодолеваются 
при его движении.  

Коэффициент кинематической вязкости. В расчетах наряду  
с абсолютной вязкостью газа применяют кинематическую вязкость ,  

равную абсолютной вязкости, деленной на плотность газа:  

 .
г


  (11.5) 

В газах расстояние между молекулами существенно больше  
радиуса действия молекулярных сил, поэтому вязкость газов � следст-
вие хаотического (теплового) движения молекул, сопровождающегося  
переносом от слоя к слою определенного количества движения,  
и в результате медленные слои ускоряются, а более быстрые � замед-
ляются. Работа внешних сил, уравновешивающих вязкое сопротивле-
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ние и поддерживающее установившееся течение, полностью переходит 
в теплоту.  

В жидкостях, где расстояние между молекулами много меньше, 
чем в газах, вязкость обусловлена молекулярным взаимодействием, 

ограничивающим подвижность молекул. В жидкости молекула может 
проникнуть в соседний слой лишь при образовании в нем полости, 

достаточной для перескакивания туда молекулы. На образование по-
лости (на «рыхление» жидкости) расходуется так называемая энергия 
активации вязкого течения.  

При больших давлениях (больше 10�15 МПа) газы становятся 
неидеальными, так как средние расстояния между молекулами стано-
вятся сравнимыми с радиусом межмолекулярного взаимодействия,  
и природа вязкости газов становится аналогичной жидкости.  

В идеальном газе вязкость   не зависит от плотности (давле-
ния), а определяется величинами средней скорости и длиной свобод-

ного пробега молекул. Так как средняя скорость возрастает с повы-

шением температуры Т (несколько возрастает также и длина 
свободного пробега), то вязкость газов увеличивается при нагревании 

(пропорционально корню квадратному от температуры) (рис. 11.2). 

Присутствие неуглеводородных компонентов в газе повышает вяз-
кость природного газа.  

 

Рис. 11.2. Вязкость природного газа при различных  
значениях давления и температуры 
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В жидкостях энергия активации уменьшается с ростом темпера-
туры и понижением давления. В этом состоит одна из причин резкого 
снижения вязкости жидкостей с повышением температуры и роста ее 
при высоких давлениях.  

В силу того, что при больших давлениях газы приобретают 
свойства жидкости, то при давлениях больших 10�15 МПа вязкость 
природных газов падает с ростом температуры (рис. 11.2), но само 
значение вязкости повышается с ростом давления.  

Критическая температура и давление. Для каждого газа суще-
ствует температура, выше которой он не переходит в жидкое состоя-
ние при любых давлениях. Для метана критическая температура равна 
82,1 С, поэтому в недрах земной коры метан не может быть в жидком 

состоянии. Этан и пропан в земной коре могут находиться в жидком 

состоянии при давлениях выше критического, ниже которого, как бы 

ни была низка температура, газ не переходит в жидкое состояние.  
Значения критических параметров крр  и крТ  определяются: 

 ;7,35,49 гкр р    (11.6) 

 ,17693 гкр Т    (11.7) 

где г  � относительная плотность газа.  
Приведенными параметрами состояния называются безразмер-

ные величины, показывающие, во сколько раз действительные пара-
метры состояния газа больше или меньше критических. 

Приведенным давлением рпр называется отношение рабочего 
(фактического) давления газа р к его критическому давлению крр : 

 .
кр

раб
пр р

р
р    (11.8) 

Приведенной температурой Tпр называется отношение рабоче-
го (фактического) давления абсолютной температуры газа Т к ее кри-

тической температуре :крТ  

 .
кр

раб
пр Т

Т
Т    (11.9) 

Диффузия � взаимное проникновение одного вещества в другое 
при их соприкосновении, что обусловлено движением молекул. Диф-

фузия газов в пластовых условиях происходит через водонасыщенные 
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поры и трещины пород. Явление диффузии газов играет существен-

ную роль при формировании и разрушении залежей газа.  
Растворимость газов при небольших давлениях подчиняется 

закону Генри, согласно которому количество растворенного газа пря-
мо пропорционально давлению и коэффициенту растворимости.  

Коэффициенты растворимости газов в воде зависят от температуры  

и минерализации воды. При температурах до 90 °С эта зависимость � 

обратная, при более высоких температурах � прямая. С ростом мине-
рализации воды растворимость газа падает.  

Растворимость углеводородных газов в нефти примерно в 10 раз 
большая, чем в воде. Чем жирнее газ и легче нефть, тем больше рас-
творимость в ней газов. Растворенный в нефти газ увеличивает объем 

нефти и уменьшает ее плотность, вязкость и поверхностное натяже-
ние. Если объем газа значительно превышает объем нефти, то при 

давлении более 25 МПа и температуре 95 °С наступает обратная рас-
творимость � жидкие углеводороды растворяются в газе и могут пол-
ностью превратиться в газ. При понижении давления из смеси будет 
выпадать конденсат (жидкие углеводороды).  

Теплоемкостью С называют количество теплоты, необходимое 
для нагревания единицы массы или объема вещества на 1 С.  

Удельная теплоемкость  отношение теплоемкости к единице 
количества газа. Относительно газов обычно различают теплоемкости 

при постоянном объеме С  и постоянном давлении .рС  С  связана  
с процессом, характеризующимся тем, что при неизменности объема 
вся энергия, сообщаемая газу в форме теплоты, затрачивается на уве-
личение внутренней энергии газа. рС  связана с процессом, характери-

зующимся тем, что, нагревая тело, предоставляют ему возможность 
расширяться при неизменном давлении. Таким образом, часть сооб-

щенной телу теплоты идет на производство работы расширения.  
Поэтому .CСр  

Для идеальных газов между рС  и С  существует следующее со-
отношение:  
 ,RССр    (11.10) 

где R � газовая постоянная.  
В области давлений, где газы считаются идеальными, значения 

теплоемкостей постоянны. Однако для реальных газов значения теп-

лоемкости изменяются в зависимости от давления и температуры.  
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Для смеси газов теплоемкость определяется по сумме теплоем-
кости входящих компонентов по формуле 

 



n

i
iiCyC

1

,  (11.11) 

где iy  � объемное (молярное) содержание компонентов в долях еди-

ницы; iC  � теплоемкость отдельных компонентов смеси; n � число 
компонент.  

При изобарическом процессе молярная теплоемкость неуглево-
дородных компонентов природных газов (азота, углекислого газа, се-
роводорода) равна примерно половине теплоемкости углеводорода  
с одинаковой молекулярной массой при одной и той же температуре. 
Массовая теплоемкость равна отношению молярной теплоемкости  

к молекулярной массе газа ,iМ  т. е. массе киломоля i-го компонента, 
кг/моль.  

Дросселирование  расширение газа при прохождении через 
дроссель  местное сопротивление (вентиль, кран и т. д.), сопровож-
дающееся изменением температуры.  

Отношение изменения температуры газа в результате его изоэн-
тальпийного расширения (дросселирования) к изменению давления 
называется дроссельным эффектом, или эффектом Джоуля�Томсона.  

При охлаждении газа эффект считается положительным, при на-
гревании его � отрицательным. Изменение температуры при сниже-
нии давления на 1 атм (0,1 МПа) называется коэффициентом Джоуля�
Томсона. Этот коэффициент изменяется в широких пределах и может 
иметь положительный или отрицательный знак.  

Изменение температуры газа в процессе изоэнтальпийного рас-
ширения при значительном перепаде давления на дросселе называет-
ся интегральным дроссель-эффектом. Это изменение можно опреде-
лить по соотношению  

 .
1

2

21 
p

p

idpDTT   (11.12) 

Интегральный коэффициент Джоуля�Томсона для природного 
газа изменяется от 2 до 4 К/МПа в зависимости от состава газа, паде-
ния давления и начальной температуры газа. Для приближенных рас-
четов среднее значение коэффициента Джоуля�Томсона можно при-
нять равным 3 К/МПа.  



 316

Влажность природных газов. Природный газ в пластовых  
условиях всегда насыщен парами воды, так, в газоносных породах 
всегда содержится связанная, подошвенная или краевая вода.  

Влажность газа характеризуется концентрацией воды в паровой 

фазе системы «газ � вода». Обычно она выражается массой паров во-
ды, приходящейся на единицу массы сухого газа (массовая влаж-

ность), или числом молей паров воды, приходящейся на моль сухого 
газа (молярная влажность).  

Абсолютная влажность W характеризуется количеством водяно-
го пара в единице объема газовой смеси, приведенной к нормальным 

условиям 273( Т  К, 1,0р  МПа), измеряется в г/м3
 или в кг/1000 м3

.  

Относительная влажность � отношение абсолютной влажности  

к максимальной, соответствующей полному насыщению парами во-
ды, при данной температуре и давлении (в процентах). Полное насы-

щение оценивается в 100 %.  

Факторы, определяющие влагосодержание природных газов: 
давление, температура, состав газа, количество солей, растворенных  
в воде, контактирующей с данным газом.  

Присутствие углекислого газа и сероводорода в газах увеличи-

вает их влагосодержание. Наличие азота приводит к уменьшению 

влагосодержания, так как он способствует уменьшению отклонения 
газовой смеси от идеального газа и менее растворим в воде. С увели-

чением плотности (или молекулярной массы газа) за счет роста коли-

чества тяжелых углеводородов влажность газа уменьшается из-за 
взаимодействия молекул тяжелых углеводородов с молекулами воды. 

Наличие в пластовой воде растворенных солей уменьшает влагосо-
держание газа, так как при растворении солей в воде снижается пар-
циальное давление паров воды.  

При уменьшении температуры происходит уменьшение влаго-
содержания, а при падении давления � его увеличение.  

Гидратообразование. Природный газ, насыщенный парами во-
ды, при высоком давлении и при определенной положительной темпе-
ратуре способен образовывать твердые соединения с водой � гидраты.  

Особое значение гидратообразование приобретает при добыче 
газа из месторождений Сибири и Крайнего Севера. Низкие пластовые 
температуры и суровые климатические условия этих районов создают 
благоприятные условия для образования гидратов.  

Гидраты природных газов представляют собой неустойчивое 
физико-химическое соединение воды с углеводородами, которое  
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с повышением температуры или при понижении давления разлагается 
на газ и воду. По внешнему виду � это белая кристаллическая масса, 
похожая на лед или снег.  

Гидраты относятся к веществам, в которых молекулы одних 
компонентов размещены в полостях решетки между узлами ассоции-

рованных молекул другого компонента. Такие соединения обычно на-
зывают твердыми растворами внедрения, а иногда соединениями 

включения.  
По современным представлениям молекулы гидратообразовате-

лей в полостях между узлами ассоциированных молекул воды гид-

ратной решетки удерживаются с помощью Вандер-Ваальсовых сил 
притяжения.  

Увеличение процентного содержания сероводорода и углеки-

слого газа приводит к повышению равновесной температуры гидра-
тообразования и понижению равновесного давления. Например, при 

давлении 50 атм для чистого метана температура образования гидра-
тов составляет 6 С, а при 25%-м содержании H2S она достигает 
10 С.  

Природные газы, содержащие азот, имеют более низкую темпе-
ратуру образования гидратов, т. е. в этом случае гидраты становятся 
менее устойчивыми. Например, если в природном газе с относитель-
ной плотностью 0,6 отсутствует азот, гидраты его при температуре 
10 С остаются устойчивыми до давления 34 атм, если же в газе со-
держится 18 % азота, равновесное давление гидратообразования сни-

жается до 30 атм.  

Для образования гидратов в жидких углеводородных газах тре-
буются более высокое давление и более низкие температуры. В отли-

чие от природных газов выделение гидратов в жидких углеводородных 
газах сопровождается увеличением давления системы (в замкнутом 

объеме). Кроме того, как и в природных газах, в этом случае выделяет-
ся теплота, в результате чего повышается температура системы.  

Поскольку объем остается постоянным, с увеличением температуры  

в системе растет и давление.  
Разложение гидратов жидких углеводородных газов сопровож-

дается уменьшением объема и, следовательно, понижением давления. 
Образование гидратов в жидких углеводородах идет несравнимо 
труднее, чем в газообразных. Чтобы начался этот процесс, требуется 
выдержать систему при соответствующих условиях в течение некото-
рого времени и в основном � в условиях равновесия. Однако при  
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отрицательных температурах после появления мелких кристалликов 
льда гидраты начинают образовываться быстро.  

Отмечено, что гидраты жидких углеводородных газов легче  
воды [29, 30]. 

11.3. Òåõíîëîãè÷åñêèé ðåæèì ðàáîòû  
ãàçîâîé ñêâàæèíû. Ñâîáîäíûé  
è àáñîëþòíî ñâîáîäíûé äåáèò 

Под технологическим режимом эксплуатации понимается ре-
жим, при котором поддерживается определенное соотношение между 
дебитом скважины и забойным давлением или его градиентом. С ма-
тематической точки зрения технологический режим эксплуатации 

скважин определяют граничные условия на забое, знать которые не-
обходимо для интегрирования дифференциального уравнения фильт-
рации газа к скважине.  

Принципы выбора оптимального режима. При установлении 

технологического режима эксплуатации используют исходные дан-

ные, накопленные в процессе поиска залежи, разведки и опытной экс-
плуатации месторождения. Эти данные являются результатами геоло-
гических, геофизических, газогидродинамических, газоконденсатных 
исследований и лабораторного изучения образцов коллекторов и на-
сыщающих их жидкостей и газов.  

Как правило, газовые залежи неоднородны по площади и по 
разрезу, их емкостные и фильтрационные параметры, запасы опреде-
ляются неточно, в начальный период разработки отсутствует доста-
точное число скважин для получения достоверной информации.  

На технологический режим эксплуатации влияет множество 
факторов, причем влияние различных факторов может быть как одно-
направленным, так и разнонаправленным. Поэтому при недостаточно 
глубоком изучении этих вопросов установленный режим может ока-
заться неправильным.  

Для установления наиболее обоснованного технологического 
режима работы скважин необходимо учесть:  

� географические и метеорологические условия района распо-
ложения месторождения, наличие слоя многолетней мерзлоты, фор-
му, тип, размер и режим залежи; емкостные и фильтрационные пара-
метры пластов, глубину и последовательность их залегания, наличие 
гидродинамической связи между пропластками; запасы газа, конден-
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сата и нефти (при наличии нефтяной оторочки), наличие и активность 
подошвенной и красных вод;  

� условия вскрытия пласта в процессе бурения, свойства промы-

вочной жидкости, степень загрязнения призабойной зоны промывоч-
ной жидкостью; устойчивость пласта к разрушению, влияние измене-
ния давления на параметры пласта, водогазонефтенасыщенность 
пластов, их давления и температуры; совершенство скважин по сте-
пени и характеру вскрытия пласта;  

� состав газа, конденсата, нефти (при наличии оторочки) и воды, 

наличие в составе газа коррозионно-активных компонентов � H2S, 

СО2, ртути и др.; наличие отдельных пропластков и характер их изме-
нения по толщине и по площади, наличие органических кислот в пла-
стовой воде; влагосодержание газа, физико-химические свойства газа, 
конденсата, воды и нефти и их изменение по площади и по разрезу;  

� конструкцию скважин, оборудование забоя и устья скважины; 

схему сбора, очистки и осушки газа на промысле и условия очистки, 

осушки и транспортировки газа; характеристики применяемого сква-
жинного и промыслового оборудования;  

� условия потребления газа по темпу отбора, неравномерность 
потребления, теплотворную способность газа.  

Нередко влияние одного фактора противоречит другому, что не 
позволяет учесть всю совокупность факторов. Поэтому для установ-
ления технологического режима эксплуатации газовых скважин  

с учетом всех факторов должны быть обоснованы и рекомендованы 

соответствующие принципы и математические критерии. Такие прин-

ципы и критерии могут быть реализованы путем обобщения по груп-

пам различных факторов. Причем, используя накопленный опыт ус-
тановления технологического режима эксплуатации газовых скважин, 

заблаговременно можно исключить часть факторов, связанных с ус-
ловиями вскрытия, свойствами промывочной жидкости, совершенст-
вом скважины, образованием пробок, техникой и технологией сбора, 
осушки и очистки газа и др. Тогда к основным факторам, влияющим 

на технологический режим эксплуатации газовых и газоконденсатных 
скважин, можно отнести следующие:  

� деформацию и устойчивость к разрушению продуктивного 
разреза;  

� наличие активной подошвенной или контурной воды, способ-

ной по сверхпроницаемым пропласткам сравнительно быстро обвод-

нить скважины, вскрывшие газоносную толщину, включая сверхпро-
ницаемый пропласток;  
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� условия вскрытия пласта, степень и характер вскрытия с уче-
том близости контактов «газ � нефть» или «газ � вода»;  

� возможность образования жидкостных или песчано-жидкост- 
ных пробок в процессе эксплуатации;  

� наличие коррозионно-активных компонентов в составе добы-

ваемого газа и пластовой воды, концентрацию этих компонентов, 
давление, температуру и скорость потока по стволу скважины;  

� многопластовость, различие составов газов, давлений и темпе-
ратур отдельных пропластков, наличие или отсутствие гидродинами-

ческой связи между ними и последовательность их залегания, одина-
ковость уровня газоводяных контактов, неоднородность разреза  
по прочностным и фильтрационным признакам.  

По мере истощения залежи, продвижения подошвенной и кон-

турной воды, снижения дебита газа во времени, уменьшения пласто-
вого и забойного давлений наступает время, когда установленный ре-
жим не обеспечивается, и тогда необходимо изменить выбранный 

технологический режим эксплуатации. Вновь устанавливаемый тех-
нологический режим эксплуатации также обосновывается, как и в на-
чале разработки месторождения.  

Одним из простейших (с точки зрения установления и поддер-
жания в процессе разработки залежи) технологических режимов экс-
плуатации газовых скважин является режим максимально допустимой 

депрессии на пласт. Этот распространенный на практике режим ма-
тематически записывается в виде: 
 ,)()( ск рtрtр   (11.13) 

где )(к tр   пластовое давление в районе рассматриваемой скважины  

в момент времени t; )(с tр   забойное давление в той же скважине  
в момент времени t; р  � допустимая депрессия на пласт. 

В результате исследования скважины при различных отборах 
устанавливается такая максимально допустимая депрессия на пласт, 
при которой еще не происходит разрушения коллектора и выноса  
в скважину частиц породы продуктивного пласта. Время (t) в (11.13) 

соответствует моменту проведения исследования скважины. 

Согласно прогнозным расчетам, при дальнейшей разработке ме-
сторождения и падении пластовых давлений около скважин забойное 
давление в некоторой конкретной скважине изменяется во времени 

так, чтобы тождественно выполнялось равенство (11.13). 



 321

Режим максимально допустимой депрессии в условиях рыхлых 
коллекторов, строго говоря, неоптимален. В подобных случаях целе-
сообразнее поддерживать на поверхности перфорационных каналов 
максимально допустимый градиент давления. Именно градиенту дав-
ления, а не депрессии на пласт пропорциональна разрушающая скелет 
породы сила. 

Для совершенной по степени и характеру вскрытия скважины 
режим допустимого градиента давления с на стенке скважины харак-
теризуется следующей формулой: 

 ,
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  А и B � коэффициенты фильтрационных 

сопротивлений в уравнении притока газа к скважине; кR  � радиус зо-
ны дренирования скважины. 

Для несовершенной по степени и характеру вскрытия скважины: 
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где k � коэффициент проницаемости; cF  � суммарная площадь по-
верхности перфорационных отверстий;   � коэффициент, учиты-

вающий извилистость поровых каналов. 
По результатам исследования скважины определяются макси-

мальный дебит и соответственно такое минимальное забойное давле-
ние, при котором коллектор не разрушается.  

При разработке месторождений природных газов происходит 
падение пластового давления. В газоконденсатных месторождениях 
падение давления приводит к выпадению в пласте конденсата. 

В настоящее время считается, что большая часть выпавшего  
в пласте конденсата практически не может быть извлечена. В опреде-
ленной мере это связано с окончанием разработки месторождения при 
некотором конечном допустимом пластовом давлении. При значитель-
ном содержании конденсата в газе потери конденсата можно  
сократить поддержанием пластового давления путем закачки сухого га-
за или воды. При поддержании пластового давления для эксплуатаци-
онных скважин путем расчетов определяются и задаются значения за-
бойных давлений из условия сокращения потерь конденсата в пласте. 
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При разработке газоконденсатных месторождений с активным 

водонапорным режимом также возможно поддержание требуемого 
забойного давления в скважинах для уменьшения потерь конденсата. 
Однако в большинстве подобных случаев отбор из месторождения 
будет с течением времени уменьшаться. 

При значительном содержании конденсата в газе раннее падение 
добычи из месторождения иногда может быть оправданным. Следо-
вательно, при разработке газоконденсатных месторождений допусти-

мым технологическим режимом эксплуатации скважин можно счи-

тать режим заданного во времени забойного давления: 
 ).(сс tрр     (11.16) 

Эта зависимость изменения во времени забойного давления оп-

ределяется технико-экономическими расчетами. Частным случаем та-
кого режима является режим допустимого, постоянного во времени 

забойного давления const.с р  

В ряде случаев технологические условия потребления газа, на-
пример, местным потребителем, приводят к необходимости поддер-
жания заданного во времени дебита скважин или заданного давления 
на устье скважин. Следовательно, условия потребления газа могут 
диктовать следующие технологические режимы эксплуатации сква-
жин, в частности, режим заданного давления на устье скважины: 

 ).(уу tрр    (11.17) 

Технологический режим заданного давления на устье скважины 

поддерживают исходя из требования дальнего транспорта газа по ма-
гистральному газопроводу при отсутствии дожимной компрессорной 

станции или задержке ее строительства. 
Свободный дебит � это дебит, который давала бы совершенная 

скважина при давлении на устье, равном 0,1 МПа. Свободный дебит 
характеризует скважину: 
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где a и b � коэффициенты фильтрационного сопротивления, завися-
щие от параметров призабойной зоны пористой среды и конструкции 

забоя скважины;   � параметр, определяемый по формуле 
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где   � коэффициент сопротивления; срz  � средний коэффициент 
сжимаемости газа; срТ  � средняя температура газа по стволу скважи-

ны; эфD  � эффективный диаметр труб, по которым движется газ;  
S � безразмерный параметр.  

Абсолютно-свободный дебит. Абсолютно-свободный дебит � 

это дебит, который давала бы совершенная скважина при давлении на 
забое, равном 0,1 МПа. Абсолютно-свободный дебит характеризует 
продуктивные возможности пласта [31]: 
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11.4. Ñïîñîáû ýêñïëóàòàöèè ãàçîâûõ ñêâàæèí 

Газовые и газоконденсатные месторождения залегают в земной 

коре на различных глубинах: от 250 до 10000 м и более. Для извлече-
ния углеводородных компонентов пластового флюида на поверхность 
бурятся газовые и газоконденсатные скважины. Газовые скважины 

используются для следующего: 1) движения газа из пласта в поверх-
ностные установки промысла; 2) защиты вскрытых горных пород  
разреза от обвалов; 3) разобщения газоносных, нефтеносных и водо-
носных пластов; 4) предотвращения подземных потерь газа.  

Газовые скважины эксплуатируются в течение длительного  
времени в сложных, резко изменяющихся условиях. Действительно, 
давление газа в скважинах доходит до 100 МПа, температура газа 
достигает 523 К, горное давление за колоннами на глубине 10000 м 

превышает 250 МПа. В процессе освоения, исследований, капиталь-
ного ремонта и во время эксплуатации скважин резко изменяются 
давление, температура, состав газа, движущегося в скважине.  

Скважины � дорогостоящие капитальные сооружения. В общих 
капитальных вложениях в добычу газа удельный вес капитальных 
вложений в строительство скважин может составлять 60�80 % в зави-

симости от глубины залегания месторождения, геологических усло-
вий бурения скважин, географических условий расположения место-
рождений.  
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Долговечность работы и стоимость строительства скважин во 
многом определяются их конструкциями.  

Конструкцией скважины называют сочетание нескольких ко-
лонн обсадных труб различной длины и диаметра, спускаемых кон-
центрично одна внутри другой в скважину. Колонны обсадных труб 
скрепляются с породами геологического разреза цементным камнем, 
поднимаемым за трубами на определенную высоту.  

Конструкция скважины должна обеспечивать: доведение сква-
жины до проектной глубины; осуществление заданных способов 
вскрытия продуктивных горизонтов и методов их эксплуатации; пре-
дотвращение осложнений в процессе бурения и эксплуатации; ремонт 
скважины; выполнение исследовательских работ; минимум затрат на 
строительство скважины как законченного объекта в целом.  

Конструкция добывающих газовых скважин зависит от многих 
факторов: в частности, от пластового давления и отношения его к гид-
ростатическому, геологических условий бурения, геолого-физических 
параметров пласта, физических свойств пластового флюида, разности 
давлений между пластами, технологических условий эксплуатации 
скважин, режима эксплуатации пласта, экономических соображений.  

Физические свойства газа � плотность и вязкость, их изменение 
в зависимости от давления и температуры существенно отличаются от 
плотности и вязкости нефти и воды. Во многих случаях плотность га-
за значительно меньше плотности нефти и воды, а коэффициент ди-
намической вязкости газа в 50�100 раз меньше, чем у воды и нефти. 
Различие плотностей газа и жидкостей вызывает необходимость 
спуска кондуктора в газовых скважинах на большую глубину, чем  
в нефтяных для предотвращения взрыва газом горных пород, загряз-
нения водоносных горизонтов питьевой воды, выхода газа на днев-
ную поверхность. 

Малая вязкость газа требует принятия особых мер по созданию 
герметичности как обсадных колонн, так и межтрубного пространства 
газовых скважин. Герметичность колонн обсадных труб достигается 
различными способами: применением резьбовых соединений на кон-
цах труб и муфтах со специальной трапецеидальной формой попереч-
ного сечения с тефлоновыми уплотнительными кольцами, использо-
ванием фторопластовой уплотнительной ленты, герметизирующих 
уплотнительных составов для муфтовых соединений. Герметичность 
заколонного пространства скважин обеспечивается применением це-
ментов определенных марок, дающих газонепроницаемый, трещино-
стойкий цементный камень. 
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Колонну НКТ спускают в скважину для решения следующих за-
дач: 1) предохранения эксплуатационной обсадной колонны от абра-
зивного воздействия твердых примесей и коррозийных агентов,  
содержащихся в газе; 2) контроля за условиями отбора газа на забое 
скважины; 3) создания необходимой скорости движения потока газа 
для выноса на поверхность твердых частиц и жидкости с забоя;  
4) равномерной выработки газонасыщенных пластов большой толщи-

ны по всему вскрытому интервалу; 5) проведения ремонтных работ  
и интенсификации притока газа из пласта в скважину. 

Во время разработки месторождения при уменьшении пластово-
го давления диаметр НКТ увеличивают, колонны малого диаметра из-
влекают из скважины и заменяют колоннами большего диаметра.  
В завершающий период разработки при отсутствии поступления воды 

и твердых взвесей в скважину возможна эксплуатация скважин по ме-
таллической обсадной колонне.  

При наличии одного продуктивного горизонта в скважину спус-
кают одну колонну фонтанных труб. Если несколько продуктивных 
горизонтов решено эксплуатировать раздельно, но одной системой 

скважин, в последнюю спускают две или даже три колонны фонтан-

ных труб, при этом они могут быть спущены концентрично или  

параллельно с применением разобщителей (пакеров).  
Фонтанные трубы, изготавливаемые из высококачественной ста-

ли длиной 5�12 м с внутренним диаметром 33�152 мм, позволяют  
ускорить процессы освоения скважины после бурения и ее глушения 
перед работами по интенсификации добычи газа или ремонтными ра-
ботами, осуществлять контроль за состоянием ствола скважины без 
спуска в них глубинных приборов. Глубину спуска таких труб в сква-
жину определяют по продуктивной характеристике пласта (или пла-
стов) и технологическим режимам эксплуатации скважины. Обычно их 
целесообразно спускать до нижних отверстий перфорации. 

Эксплуатация газовых скважин в условиях обводнения  

и образования песчаной пробки 

Основной метод добычи газа и газового конденсата � фонтан-

ный, так как газ в продуктивном пласте обладает достаточно большой 

энергией, обеспечивающей его перемещение по капиллярным кана-
лам пласта к забоям газовых скважин. Как и при фонтанном способе 
добычи нефти, газ поступает к устью скважины по колонне фонтан-

ных труб. 
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Добычу газа ведут из одного пласта (однопластовые месторож-

дения) и из двух и более пластов (многопластовые месторождения). 
Эксплуатация газовых скважин связана с необходимостью обес-

печения заданного дебита газа и газового конденсата. Это зависит во 
многом от состояния призабойной зоны скважины, степени ее обвод-

ненности, наличия в составе газа и конденсата агрессивных компо-
нентов (сероводорода, углекислого газа) и других факторов, среди ко-
торых важное значение имеет число одновременно эксплуатируемых 
продуктивных пластов в одной скважине. 

При значительных пескопроявлениях продуктивного пласта на 
забое скважины образуются малопроницаемые для газа песчаные 
пробки, существенно снижающие дебит скважин. Например, при ра-
венстве проницаемостей пласта и песчаной пробки дебит скважин со-
ставляет всего 5 % дебита скважины газа незасоренной скважины. 

Основные задачи, решаемые при эксплуатации газовых скважин  

с пескопроявлениями на забое, таковы: с одной стороны, предотвраще-
ние образования песчаных пробок за счет ограничения дебита скважин; 

с другой стороны, выбор такого дебита скважины, при котором обеспе-
чивался бы вынос частиц песка, проникающих на забой, на поверх-
ность, к устью скважины. Наконец, если снижение дебита скважины для 
предотвращения образования песчаных пробок окажется намного 
меньше потенциального дебита скважины, то необходимо решать во-
прос о защите призабойной зоны скважины от попадания песка и обра-
зования песчаных пробок с сохранением высокого дебита скважины. 

При эксплуатации газовых скважин в условиях обводнения приза-
бойной зоны следует учитывать такие отрицательные последствия, как 
снижение дебита скважины, сильное обводнение газа, опасность обра-
зования большого объема кристаллогидратов и др. В связи с этим необ-
ходимо постоянное удаление воды из призабойной зоны скважины. 

Применяют периодическое и непрерывное удаление влаги из 
скважины. К периодическим методам удаления влаги относят: оста-
новку скважины (периодическую) для обратного поглощения жидко-
сти пластом; продувку скважины в атмосферу или через сифонные 
трубки; вспенивание жидкости в скважине за счет введения в скважи-

ну пенообразующих веществ (пенообразователей). К непрерывным 

методам удаления влаги из скважины относят: эксплуатацию скважин 

при скоростях выходящего газа, обеспечивающих вынос воды с забоя; 
непрерывную продувку скважин через сифонные или фонтанные тру-
бы; применение плунжерного лифта; откачку жидкости скважинными 

насосами; непрерывное вспенивание жидкости в скважине. 
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При эксплуатации газовых скважин может быть осложнение � 

гидратообразование. Пары воды конденсируются и скапливаются  
в скважине и газопроводах. При определенных условиях каждая мо-
лекула углеводородного газа (метан, этан, пропан, бутан) способна 
связать 6�17 молекул воды. Таким образом, образуются твердые кри-

сталлические вещества, называемые кристаллогидратами. Это устой-

чивые соединения, при нагревании или понижении давления быстро 
разлагающиеся на газ и воду. 

Образовавшиеся гидраты могут закупорить скважины, газопро-
воды, сепараторы, нарушить работу измерительных приборов и регу-
лирующих средств. 

Борьба с гидратами, как и с любыми отложениями, ведется,  
в направлениях их предупреждения и ликвидации. Следует всегда от-
давать предпочтение методам предупреждения гидратообразования. 
Если безгидратный режим невозможен, то применяются ингибиторы 

гидратообразования: метиловый спирт СН3ОН (метанол), хлористый 

кальций, гликоли (этиленгликоль, ди- и триэтиленгликоль). 
Методы увеличения производительности газовой скважины 

Дебит отдельных скважин можно в значительной мере увели-

чить как за счет внедрения методов интенсификации притока газа, так 
и улучшения техники и технологии вскрытия пласта усовершенство-
вания оборудования, используемого при эксплуатации скважин.  

Перечислим методы интенсификации притока газа к забою сква-
жины и ограничения на их применение: 

� гидравлический разрыв пласта и его различные варианты � 

многократный ГРП, направленный ГРП, ГРП на соляно-кислотной 

основе и т. д.;  

� соляная обработка и ее варианты;  

� гидропескоструйная перфорация и ее сочетания с ГРП и соля-
ной обработкой.  

Методы интенсификации не рекомендуется проводить в сква-
жинах с нарушенными эксплуатационными колоннами; с колоннами, 

некачественно зацементированными; в обводнившихся скважинах 
или в тех, которые могут обводниться после проведения в них работ 
по интенсификации; в приконтурных скважинах и в скважинах, 
вскрывших маломощные (2�5 м) водоплавающие залежи.  

Работы по интенсификации на газовых месторождениях, как 
правило, начинают тогда, когда месторождение вступает в промыш-

ленную разработку. Более рационально их проводить на стадии раз-
ведки и опытно-промышленной эксплуатации.  
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Существуют различные способы усовершенствования техники 
эксплуатации скважин: 

� раздельная эксплуатация двух объектов одной скважиной;  
� эжекция низконапорного газа высоконапорным;  
� применение плунжерного лифта для удаления с забоя воды;  
� подача на забой поверхностно-активных веществ для очистки 

скважин от поступающей из пласта воды;  
� усовершенствование конструкции подземного оборудования  

в коррозийных скважинах и установка в них разгрузочных якорей, 
пакеров, глубинных клапанов для ввода ингибиторов в фонтанные 
трубы, комбинирование труб разного диаметра и т. д. [32]. 

11.5. Îñîáåííîñòè ïðèòîêà ãàçà ê çàáîþ ñêâàæèíû 

Скважина � это один из важнейших элементов системы разра-
ботки месторождений природных газов. Из скважин добывают газ  
и конденсат. Скважины являются каналами связи с пластом, через ко-
торые осуществляется регулирование процессов, происходящих при 
разработке месторождений. В результате исследований скважин,  
наблюдения за их показателями эксплуатации добывается информа-
ция о параметрах призабойной зоны, газоносного и водоносного пла-
стов и о процессах, происходящих в залежах газа при их разработке. 

Первая особенность, свойственная притоку газа к скважине, � на-
рушение линейного закона фильтрации, обусловленное высокими ско-
ростями фильтрации газа в призабойной зоне пласта. Дебит нефтяной 
скважины в 100 м3

/сут считается достаточно высоким. Для газовой 
скважины за высокий может быть принят дебит в 1 млн м3

/сут. Пусть 
пластовое давление составляет 15 МПа, а забойное � 10 МПа. Тогда 
дебит газа, приведенный к забойному давлению, будет 10000 м3

/сут, 
т. е. скорость фильтрации газа в рассматриваемом случае вблизи забоя 
скважины � на два порядка выше скорости фильтрации нефти. 

Нарушение линейного закона фильтрации приводит к двучлен-
ному уравнению притока газа к скважине. В случае идеального газа 
это уравнение для некоторого момента времени t записывается в виде: 

 ),()()()( 22
с

2
к tBqtAqtрtр   (11.21) 

где )(к tр  � пластовое давление в районе данной скважины на тот же 
момент времени; )(с tр  � забойное давление в скважине в момент вре-
мени t; А и В � коэффициенты фильтрационных сопротивлений;  
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)(tq  � дебит скважины в момент времени t, приведенный к атмосфер-
ному давлению и пластовой температуре. 

Под пластовым давлением в районе некоторой скважины будем 

понимать такое давление, которое установится на забое скважины в 
результате ее длительного простаивания. Поэтому под длительным 

простаиванием скважины понимается время, необходимое для вырав-
нивания депрессионной воронки в районе рассматриваемой скважины 

(локальной депрессионной воронки). 

Другая особенность притока газа к скважине � искривление ли-

ний тока. Это искривление происходит из-за несовершенства скважин 

по характеру вскрытия, а если скважина частично вскрывает продук-
тивный пласт, � то и вследствие несовершенства скважины по степе-
ни вскрытия. Несовершенство скважины по характеру и степени 

вскрытия находит свое отражение в повышенных значениях коэффи-

циентов фильтрационных сопротивлений А и В в уравнении притока 
газа к скважине (11.21).  

Следующая особенность притока газа к скважине обусловлена 
фильтрацией газоконденсатной смеси (двухфазная фильтрация).  
При разработке газоконденсатных месторождений, даже с поддержа-
нием пластового давления, забойное давление в каждой i-й скважине 
рсi меньше давления начала конденсации рн.к. Выпадение конденсата  
в призабойной и прилегающих зонах пласта изменяет фильтрационные 
сопротивления А и B в уравнении (11.21). С двухфазной фильтрацией  

в призабойной зоне приходится сталкиваться при обводнении продук-
ции скважины контурной или подошвенной водой. Если не принимать 
специальных мер по удалению поступившей в скважину жидкости,  

то она может самозадавиться. Особенно ухудшаются условия эвакуа-
ции на поверхность притекающих к скважинам жидких флюидов в ко-
нечные годы разработки, когда дебиты по газу снижаются. 

При эксплуатации скважин, вскрывших рыхлые, неустойчивые 
коллекторы, дебиты скважин приходится ограничивать, чтобы не до-
пустить разрушения призабойной зоны пласта, выноса частиц породы 

и осложнения процесса эксплуатации скважины � образования песча-
ной пробки и эрозии оборудования. На особенности притока газа  
к скважине значительно влияет высота подвески насосно-компрес-
сорных труб. Исходя из опыта эксплуатации месторождений Красно-
дарского края считается целесообразным башмак НКТ устанавливать 
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на уровне ниже перфорационных отверстий, что предотвращает обра-
зование на забое песчано-глинистых, жидкостных пробок [30]. 

Разработка месторождений природных газов сопровождается 
падением пластового и забойного давлений. Это приводит к деформа-
ции пласта. Лабораторные и промысловые исследования указывают 
на изменение (уменьшение) коэффициентов пористости и проницае-
мости пласта со снижением пластового давления. При этом сущест-
венно изменяется коэффициент проницаемости. Естественно, что во-
круг скважин, дренирующих деформируемые коллекторы, помимо 
депрессионной воронки формируется «воронка пористости». 

Деформационные изменения могут быть упругими, упругопла-
стическими и пластическими. В первом случае при восстановлении 
давления (закрытие скважины, закачка в пласт, например, газа при 
превращении залежи в хранилище) скелет пласта достигает первона-
чальной структуры. Значит, коэффициенты проницаемости и порис-
тости при восстановлении давления приближаются к своим первона-
чальным значениям. Во втором случае коллекторские свойства при 
восстановлении давления не достигают своих начальных значений. 
При пластических деформациях коллекторские свойства даже при 
возрастании пластового давления остаются на уровне, соответствую-
щем достигнутым минимальным давлениям в разных точках пласта. 

При изменении пластового, а следовательно, забойного давле-
ния свойства газа начинают сказываться, например, на величине про-
гнозируемого дебита скважины. При неучете отклонения реальных 
газов от закона Бойля�Мариотта и изменения их вязкости вследствие 
изменения давления погрешности прогнозирования дебитов колеб-
лются в пределах от 10 до 16 % для метана и от 23 до 28 % � для при-
родного газа более сложного состава. 

При проходке скважин фильтрат промывочного раствора про-
никает в призабойную зону пласта, продуктивные отложения глини-
зируются. Аналогичные осложнения наблюдаются при глушении до-
бывающих скважин перед проведением капитального ремонта, работ 
по интенсификации притока. Хотя в дальнейшем призабойная зона  
и очищается от шлама, глинистой корки и осушается, но какое-то 
время все это отражается на притоке газа к скважине, на ее дебите.  
С разрушением и выносом глинистой корки продуктивность скважин 
существенно возрастает. Разная степень глинизации продуктивных 
пропластков определяет разновременность приобщения их к эксплуа-
тации, неравномерность дренирования продуктивных отложений по 
толщине. Эти факторы нельзя не учитывать при исследовании сква-
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жин, при проектировании, анализе и определении перспектив разра-
ботки месторождений природных газов.  

К особенностям притока газа к скважине относятся также значи-
тельные потери давления в призабойной зоне пласта. Так, при рас-

стоянии между скважинами 1500 м и 9,0
к

с 
р
р

 на преодоление 

фильтрационных сопротивлений в призабойной зоне пласта радиусом 
10 м приходится 52,9 % общих потерь давления, причем 18,8 % этих 
потерь приходятся на призабойную зону радиусом 0,4 м. 

С увеличением депрессии на пласт (характеризуемой )  потери 

давления вблизи скважины возрастают. Так, при тех же расстояниях 
между скважинами (1500 м), но при 0  (что означает )0c p  на 
призабойную зону пласта радиусом 10 м приходится 71,9 % общих 
потерь давления против 52,9 % при .9,0  

Изменение расстояния между скважинами при неизменной де-
прессии не оказывает большого влияния на распределение потерь 
давления в пласте. Например, при увеличении расстояния между 
скважинами с 500 до 1500 м, т. е. в 3 раза, доля потерь давления от 
общих потерь, приходящаяся на призабойную зону радиусом 10 м, 
снижается с 60,4 до 52,9 % (при ).9,0  В условиях несовершенной 

скважины, нелинейного закона фильтрации и нестационарного при-
тока газа к скважине соответствующая доля общих потерь давления, 
приходящаяся на призабойную зону пласта, возрастает. 

Б. Б. Лапук показал, что процесс фильтрации газа в пласте явля-
ется практически изотермическим. Однако в призабойной зоне пласта 
вследствие падения давления за счет эффекта Джоуля�Томсона сни-
жается температура. Поэтому приток газа к скважине может сопро-
вождаться образованием гидратов в призабойной зоне пласта, когда 
пластовая температура невысокая. 

При эксплуатации газовых и нефтяных скважин имеют место 
отложения асфальто-смолистых веществ, парафина, солей как в фон-
танных трубах, так и в призабойной зоне пласта, что снижает продук-
тивные характеристики скважин. Эксплуатация скважин, если не 
принимать специальных мер, может сопровождаться коррозией труб, 
внутрискважинного и другого оборудования. Для газовых скважин 
осложнения возникают при подтягивании конусов подошвенной  
воды. В случае дренирования нефтяной оторочки газовые и водяные 
конуса являются причиной снижения эффективности работы отдель-
ных скважин и разработки месторождения в целом. 
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Эффективность притока газа или нефти к скважине зависит и от 
качества цементирования. Различные механические свойства продук-
тивных отложений по толщине определяют профиль, в частности, за-
боя скважины. Это означает, что толщина цементного кольца с глуби-

ной изменяется. Следовательно, в результате перфорации получается 
разная сообщаемость скважины с продуктивными пропластками. Ана-
логичное явление наблюдается и при неконцентричном расположении 

эксплуатационной колонны в стволе скважины. Некачественное це-
ментирование может привести к образованию грифонов, к неконтро-
лируемым утечкам газа в выше- или нижезалегающие горизонты. 

Конструкция забоев скважин, параметры пласта и призабойной 

зоны и их изменение во времени определяют продуктивные характе-
ристики скважин, следовательно, и необходимое число скважин для 
разработки месторождения. Особенности притока газа к скважинам 

необходимо учитывать при выборе и обосновании методов интенси-

фикации притока газа к скважинам, воздействующих именно на при-

забойную зону пласта. 
Чем больше дебиты скважин, тем благоприятнее экономические 

показатели разработки месторождений природных газов. Скважины 

требуют больших капитальных вложений. Этим объясняется необхо-
димость и целесообразность сооружения в высокопродуктивных от-
ложениях месторождений высокодебитных добывающих скважин, 

т. е. с увеличенными диаметрами и дебитами. Заметим, что сам по се-
бе диаметр скважины мало влияет на дебит. Однако от диаметра экс-
плуатационной колонны зависит диаметр, а значит, и пропускная спо-
собность НКТ (скважины). 

11.6. Ìåòîäèêà îáðàáîòêè ðåçóëüòàòîâ ñòàöèîíàðíîãî 
è íåñòàöèîíàðíîãî èññëåäîâàíèÿ ãàçîâîé ñêâàæèíû. 
Ôèëüòðàöèîííûå ñîïðîòèâëåíèÿ. Ïîíÿòèå î ñðåäíåé 

ãàçîâîé ñêâàæèíå 

Задача исследования пластов и скважин заключается в получе-
нии исходных данных для подсчета запасов газа, проектирования 
опытной эксплуатации, разработки, обустройства промысла, установ-
ления технологического, гидродинамического и термодинамического 
режима работы скважин и наземных сооружений, оценки эффектив-
ности работ по интенсификации и контроля за разработкой и эксплуа-
тацией путем установления продуктивной характеристики скважин  

и параметров пласта.  
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Под продуктивной характеристикой скважины понимается со-
вокупность следующих сведений:  

1. Зависимость дебита газа от разности квадратов пластового  
и забойного давлений, характеризующая условия притока газа к за-
бою скважины.  

2. Значение коэффициентов фильтрационных сопротивлений  

и уравнение притока газа, которые используются для определения 
средних значений параметров призабойной зоны пласта и прогноза 
изменения дебита и давления во времени.  

3. Зависимость дебита и забойной температуры от депрессии на 
пласт.  

4. Зависимость дебита и устьевой температуры от давления на 
устье скважины.  

5. Рабочие и максимально допустимые дебиты скважин, полу-
чаемые из анализа условий разрушения призабойной зоны скважины, 

скопления примесей на забое, образования гидратов, коррозии обору-
дования, подтягивания конусов воды, технических условий эксплуа-
тации и т. д.  

6. Свободный и абсолютно свободный дебиты скважины.  

7. Условия выноса жидкости (воды и конденсата), твердых час-
тиц породы и степень очищения или засорения призабойной зоны 

скважины при различных депрессиях на пласт.  
8. Зависимость изменения во времени дебита газа, температуры 

и давления после открытия скважины, служащая для определения пе-
риода стабилизации и параметров пласта.  

9. Зависимость изменения во времени температуры и давления 
на забое и на устье после закрытия скважины, используемая для оп-

ределения периода нарастания пластового (статического) давления  
и параметров пласта.  

10. Проницаемость (проводимость) призабойной и дренажной зон 

скважины.  

11. Емкость дренажной зоны скважин (произведение эффектив-
ной мощности на пористость и газонасыщенность).  

12. Неоднородность пласта (наличие зон резко ухудшенной про-
водимости пласта).  

Газогидродинамические методы исследования скважин делятся 
на исследования при установившихся (стационарных) и неустано-
вившихся (нестационарных) режимах фильтрации.  
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К первым относят снятие индикаторной кривой, отражающей 

зависимость между забойным давлением и дебитом при работе сква-
жины на различных установившихся режимах. Ко вторым относится 
снятие кривой восстановления давления (КВД) после остановки, сня-
тие кривых стабилизации давления (КСД) и дебита при пуске сква-
жины в работу на определенном режиме (с определенным диаметром 

шайбы, штуцера, диафрагмы).  

Газогидродинамические исследования скважин при устано-
вившихся режимах (метод установившихся отборов) 

Исследование скважин при стационарных режимах фильтрации, 

часто называемое методом установившихся отборов, базируется на 
связи между установившимися забойными (устьевыми) давлениями  

и дебитом газа на различных режимах и позволяет определить сле-
дующее:  

� зависимость дебита газа от депрессии на пласт и давления на 
устье;  

� изменения забойного и устьевого давлений и температур от 
дебита скважин;  

� оптимальные рабочие дебиты газа и причины их ограничений;  

� уравнение притока газа к забою скважины; 

� коэффициенты фильтрационного сопротивления, применяе-
мые для определения продуктивной характеристики скважины и при-

забойной зоны пласта, расчета технологического режима и оценки 

эффективности методов интенсификации притока газа;  
� абсолютно свободный и свободный дебиты газа, используемые 

для оценки возможностей пласта и скважины;  

� условия разрушения призабойной зоны, скопления примесей 

на забое и их выноса из скважины; количество выносимых твердых 
частиц и жидкости (воды и конденсата) в зависимости от депрессии 

на пласт;  
� технологический режим работы скважин с учетом различных 

факторов;  
� изменение давления и температуры в стволе скважины в зави-

симости от дебита;  
� коэффициент гидравлического сопротивления труб;  

� эффективность таких ремонтно-профилактических работ, как 
интенсификация, крепление призабойной зоны, дополнительная пер-
форация, замена фонтанных труб и др.  
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Методика проведения испытаний газовых скважин  

Методика включает следующие работы: 
1. Составляют подробную программу испытаний, подготавли-

вают соответствующие приборы и оборудование (диафрагменный из-
меритель, породоуловитель, манометры), монтируют их на скважине. 
Породоуловитель используется для определения количества твердых 
примесей.  

2. Для очистки забоя от жидкости и твердых частиц скважину 
продувают, измеряя с момента пуска дебит газа и давление на головке 
и в затрубном пространстве теми же приборами, что и при испыта-
нии. При этом надо учитывать возможный вынос из пласта значи-
тельного количества твердых частиц при высоких дебитах, что может 
явиться причиной разъедания оборудования, образования пробки на 
забое, а при наличии подошвенной или контурной воды � прорыва 
водяного конуса или языка в скважину.  

3. Перед началом исследований методом установившихся отбо-
ров давление на устье скважины должно быть статическим Рст. Ис-
следование проводится, начиная от меньших дебитов к большим 
(прямой ход).  

Скважину следует пускать в работу с небольшим дебитом до 
полной стабилизации давления и дебита. Первая точка индикаторной 
линии выбирается тогда, когда давление и дебит скважины на данной 
диафрагме (шайбе, штуцере) не изменяется по времени. Процесс ста-
билизации давления и дебита непрерывно регистрируется и получен-
ное давление используется для определения параметров пласта.  

После проведения соответствующих замеров давления на забое, 
на устье (в фонтанных трубах), в затрубном и межтрубном простран-
ствах и температуры в необходимых точках, дебитов газа, жидкости  
и количества твердых частиц скважину закрывают. Давление в сква-
жине начинает восстанавливаться. Процесс восстановления давления 
до Рст также фиксируется непрерывно, что позволяет при соответст-
вующей обработке определить параметры пласта по КВД (кривой 
восстановления давления). 

Полный цикл изменения давления во времени на одном режиме 
показан на рис. 11.3. Исследование скважин проводится не менее чем 
на 5�6 режимах прямого и 2�3 режимах обратного хода. На всех ре-
жимах необходимо соблюдать условия, выполненные на первом ре-
жиме, и провести аналогичные замеры давления, температуры, дебита 
газа, жидкости и твердых частиц. Весь процесс снятия индикаторной 
линии при стационарных режимах фильтрации показан на рис. 11.4. 
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Рис. 11.3. Изменение давления при исследовании скважины  

на одном режиме 

 

Рис. 11.4. Изменение давления при исследовании скважины  

на стационарных режимах фильтрации: 

1�6 � прямой ход;  1обр�3обр � обратный ход 

Для точного определения дебита газа и измерения количества  
и состава жидкости, твердых частиц, выносимых в процессе испыта-
ния на различных режимах, перед прибором устанавливается породо-
уловитель или сепараторы, конструкции которых выбирают с учетом 

условий работы скважины. При наличии жидкости в потоке газа же-
лательно, чтобы один из режимов обратного хода был с наименьшим 

дебитом. Такой контрольный режим позволяет определить наличие 
жидкости на забое, вынос которой был затруднен при прямом ходе  
в начале испытания скважины заданной конструкции.  

При наличии пакера в затрубном пространстве и значительного 
количества влаги в потоке газа определение забойного давления по 
давлению на устье приводит к существенным погрешностям. В этом 
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случае следует пользоваться глубинным манометром с местной или 

дистанционной регистрацией забойного давления нa различных ре-
жимах. Для сравнительно сухого газа и скважины с чистым забоем 

забойное давление можно определить расчетным путем. При наличии 

значительного количества влаги в продукции забойное давление по 
замерам на устье скважины в фонтанных трубах определяется при-

близительно с использованием соответствующих коэффициентов со-
противления с учетом количества влаги в добываемом газе.  

Если скважина перед началом испытания работала, то следует ее 
закрывать для восстановления давления до рст, затем измерить давле-
ние и температуру с целью определения пластового давления. При 

наличии возможности образования столба жидкости на забое необхо-
димо пользоваться глубинным манометром.  

При испытании газоконденсатных скважин для определения ко-
личества конденсата на различных режимах желательно использовать 
двухступенчатую сепарацию газа. Такая работа выполняется при по-
мощи передвижных установок, если исследуемая скважина не под-

ключена к промысловому пункту подготовки газа.  
4. Для контроля за качеством получаемых данных в процессе 

испытания проводят первичную их обработку непосредственно на 
скважине. При значительном разбросе точек или аномальном виде 
индикаторной кривой испытания повторяют.  

Уравнение притока газа к забою скважины, характеризующее 
зависимость потерь давления в пласте от дебита газа, это уравнение 
параболы (рис. 11.5, кривая 1), называемой индикаторной кривой: 
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где l � коэффициент макрошероховатости породы; С1�С4 � коэффици-

енты, учитывающие несовершенство по характеру и степени вскры-

тия в линейной и квадратичной частях уравнения притока; прR  � при-

веденный радиус влияния скважины. 

Зависимость 2
плр  от Q нелинейна (рис. 11.5, кривая 1), поэтому 

ее линеаризуют путем деления на Q. Таким образом, по результатам 

испытания для каждого режима вычисляют ,
2
з

Q

р
 полученные значе-

ния наносят на график (рис. 11.5, кривая 2), через нанесенные точки 

проводят прямую линию. Значения коэффициента a определяют по 
отрезку, отсекаемому этой прямой на оси ординат, а значение коэф-

фициента b � как тангенс угла наклона прямой к оси абсцисс. Коэф-

фициенты а и b можно вычислить по методу наименьших квадратов: 

 1 � ;2
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2
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Рис. 11.5. Индикаторные диаграммы в координатах  

Влияние различных факторов на форму индикаторной кривой 

Установлены различные причины нарушения вида индикаторной 
кривой (ИК). Иногда получаемая зависимость отличается от двухчлен-
ной. Испытания в таких случаях необходимо повторить, и если это  
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невозможно, то следует использовать приближенные методы обработ-
ки результатов исследования.  

Если изменения k, l, h от депрессии незначительны, то индика-
торные кривые искажаются в меньшей степени, и в таких случаях вы-

явление причин искажения индикаторных кривых сопряжено с опре-
деленными трудностями.  

Часто могут встречаться случаи, когда степени влияния различ-
ных параметров могут компенсировать друг друга, и в конечном счете 
индикаторная кривая, несмотря на происходящие в процессе испыта-
ния изменения отдельных параметров, сохраняет стандартную форму.  

Исходя из вышеизложенного, при обработке индикаторных кри-

вых необходимо обратить внимание на следующее:  
� наличие в разрезе пропластков с различными пластовыми дав-

лениями;  

� загрязнение призабойной зоны и возможное очищение этой 

зоны по мере роста депрессии;  

� возможность выпадения и накопления в призабойной зоне 
конденсата;  

� возможность образования песчаной или жидкой пробки;  

� величины давления и депрессии на пласт, способные сущест-
венно изменить свойства газа на различных режимах;  

� степень восстановления давления между режимами и стабили-

зации давления и дебита на режимах;  
� возможность образования конуса воды или нефти из нефтяной 

оторочки;  

� возможность образования гидратов. 
Изменения давления и температуры на режимах приводят к из-

менению коэффициентов вязкости и сверхсжимаемости, а следова-
тельно, из-за вариации коэффициентов сопротивления а и b � к изме-
нению формы индикаторной кривой. А именно, индикаторная кривая 
становится выпукла к оси Q (рис. 11.6, кривая 3).  

Поэтому при переменных   и z, зависящих от давления, форму-
ла притока (11.23) не поддается обработке для определения коэффи-

циентов фильтрационных сопротивлений.  

Изменение температуры не пропорционально изменению депрес-
сии, а намного меньше. В связи с этим влияние изменения давления  
и температуры от режима к режиму на   и z можно заменить на их из-
менение только от давления газа (изменение давления с 58,7 МПа  
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до 25 МПа приводит к уменьшению вязкости на 40 %, а коэффициента 
сверхсжимаемости � на 30 %).  

Нижние пределы давления и депрессии, с которых надо учиты-

вать реальные свойства газа � плр  12�14 МПа, отношение .9,0
пл

з 
р
р

 

Изменения проницаемости коллекторов необходимо учитывать 
при фильтрации газа в глубокозалегающих залежах и создании значи-

тельных депрессий на пласт, а также при наличии трещиноватости.  

Значительное изменение проницаемости (особенно в трещино-
ватых коллекторах) при изменении депрессии на пласт на различных 
режимах приводит к искажению результатов испытания.  

 

Рис. 11.6. Качественный вид индикаторных  
диаграмм в зависимости от факторов влияния:  

1 � стандартная; 2 � очищение призабойной зоны;  

3 � реальные свойства газа, скапливание жидкости  

или породы на забое, неполное восстановление пластового  
и забойного давлений; 4 � многопластовая залежь 

Коэффициент макрошероховатости зависит от проницаемости  

и пористости, и так как изменение давления от пористости незначи-

тельно, то характер изменения l от давления приближенно можно 
принять таким же как и коэффициента проницаемости от давления.  
В большинстве случаев по мере снижения давления коэффициенты  

k и l уменьшаются. Чем меньше проницаемость и макрошерохова-
тость пород, тем меньше их изменение от давления. При этом наибо-
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лее выражена зависимость указанных параметров для трещиноватых 
пород. Уменьшение коэффициентов k и l с падением давления приво-
дит к увеличению коэффициентов фильтрационного сопротивления 

Таким образом, индикаторная кривая вогнута к оси 
Q

р2
 (рис. 11.6, 

кривая 3). 

Увеличение депрессии ведет к разрушению пород и образова-
нию пробок, но в то же время скорость потока по мере увеличения 
депрессии на пласт растет. При наличии песчаной или жидкостной 

пробки увеличение скорости приводит к разрушению и постепенному 
уносу пробки. Коэффициенты а и b также увеличиваются и индика-
торная кривая будет более крутой, чем при неизменных а и b. В коор-

динатах 
Q

р2
 от Q вместо прямой будет кривая, выпуклая к оси деби-

тов (рис. 11.6, кривая 3). Во время последующего выноса примесей  

с забоя при больших дебитах точки на индикаторной кривой будут 
располагаться ниже, так как перепад давления для их значений будет 
меньше, чем в первоначальных опытах. 

Наличие песчаной пробки в скважине практически равносильно 
несовершенству скважины по степени вскрытия. Происходит увеличе-
ние коэффициентов несовершенства при образовании пробки и их 
уменьшение при очищении забоя. По мере уменьшения высоты пробки 

с ростом депрессии происходит снижение величин а и b. Это приво-

дит к искажению индикаторной кривой. В координатах 
Q

р2 от Q вме-

сто прямой будет кривая, вогнутая к оси дебитов (рис. 11.6, кривая 2)  

[30, 33�35]. 

Исследования скважин при нестационарных режимах 
фильтрации 

Исследования скважин при нестационарных режимах фильтра-
ции заключаются в снятии и обработке следующих кривых:  

� нарастания (восстановления) забойного давления (КВД) после 
остановки скважины;  

� стабилизации давления и дебита (КСД) после пуска скважины;  

� перераспределения давления при постоянном дебите и дебита 
при постоянном забойном давлении;  
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� перераспределении давления в реагирующих скважинах при 

пуске или остановке возмущающей скважины (прослушивание сква-
жины);  

� изменение дебита и давления при эксплуатации скважины.  

Параметры, определяемые с помощью нестационарных мето- 
дов, � это проводимость и проницаемость k не только призабойной 

зоны, но и удаленных от скважины участков пласта; пьезопровод-

ность; пористость m или произведение эффективной мощности на по-
ристость; зоны с резко выраженной неоднородностью пласта (нали-

чие экранов или зон ухудшенной проводимости); условия работы 

скважины, пластовое давление и т. д. 
Скважину подключают к газопроводу или газ выпускают в ат-

мосферу (если скважина перед этим была закрыта), регистрируя при 

этом изменение давления на головке, в затрубном пространстве и из-
мерителе дебита. После достижения стабилизации скважину закры-

вают и снимают кривую изменения нарастания давления на головке  
и в затрубном пространстве в зависимости от времени.  

Забойное давление определяют по давлению на устье расчетным 

путем, но предпочтительнее снимать кривые нарастания забойного 
давления с помощью дифференциальных, глубинных манометров. 
Снятие КВД на забое предпочтительно во всех случаях, особенно  
в высокодебитных скважинах, работающих с малыми депрессиями  

и вскрывающих пласт с высокой температурой. 

Методика обработки КВД существенным образом зависит от 
темпа нарастания давления после остановки скважины, наличия со-
седних скважин и расстояния между ними. Если исследуемая скважи-

на удалена от соседних работающих на 3�4 км и продолжительность 
ее работы незначительна, то данную скважину можно рассматривать 
в «бесконечном» пласте. В противном случае процесс восстановления 
давления надо рассматривать как процесс, происходящий в пласте 
конечных размеров. 

Условия применения следующие: Т ≥ 20t, где t � время, необхо-
димое для восстановления давления; Т � время работы скважины до 
снятия КВД.  

Используемая зависимость: 

 ,lg2
з taр   (11.25) 
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зp  и з0p  � текущее и начальное абсолютные забойные давления  
(до остановки скважины); t � время восстановления давления;   �  

коэффициент пьезопроводности; с.прr  � приведенный радиус; b �  

коэффициент нелинейного сопротивления в двухчленной формуле 
стационарного притока к скважине; 0Q  � дебит скважины до останов-
ки; пл  � вязкость газа в пластовых условиях; плТ  � температура пла-
ста; плz  � коэффициент сверхсжимаемости газа при пластовых значе-
ниях давления и температуры; 1,0ат р  МПа; h � эффективная 
толщина пласта; 293ст T  К.  

 

Рис. 11.7. Кривая восстановления давления при Т ≥ 20t 

Из прямой (рис. 11.7) находятся коэффициенты: a � равный от-
резку, отсекаемому на оси ординат, и   � тангенс угла наклона.  

По полученным значениям a и   определяют следующие пара-
метры пласта:  

� параметр проводимости: 

 ;



kh

kh  (11.26) 

� при известной эффективной мощности � значение проницае-

мости ;
h

k
k h  

� при известном коэффициенте b � параметр  : 
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� при известном коэффициенте пьезопроводности � приведен-

ный радиус скважины ;с.пр 


r   

� параметр скин-эффекта, характеризующий совершенство сква-
жины и состояние призабойной зоны: 

 .
25,2

lg15,1
2
с.пр

2
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2
0з










 






r
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C  (11.28) 

Факторы, искажающие форму начальных участков КВД:  

1. Наличие притока газа в скважину после ее закрытия на устье. 
При этом начальный участок отклоняется вниз от прямой (рис. 11.8, а). 
КВД начинается из точки с координатами 0lg t  и .2

0з
2
з рр   

2. Значительное отличие параметров призабойной зоны от пара-
метров пласта, в том числе ухудшение их в результате выпадения кон-

денсата и улучшение после работ по интенсификации. Если проводи-

мость призабойной зоны лучше проводимости пласта, начальный 

участок отклоняется вверх от прямой (рис. 11.8, б). В случае ухудшен-

ных параметров призабойной зоны начальный участок отклоняется 
вниз и имеет вид, аналогичный КВД с влиянием притока (рис. 11.8, а). 
Применение методов обработки с учетом притока в этом случае не вы-

прямляет начальный участок. 
3. Влияние границ пласта, т. е. соответствие принятых при обра-

ботке граничных условий характеру работы скважины в процессе ис-
следования. Например, при обработке КВД скважин, работающих  
в условиях ограниченного пласта, конечный участок искривляется 
(рис. 11.8, в).  
 

 

а) б) в) 
Рис. 11.8. Влияние различных факторов на кривую  

восстановления давления 
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В процессе проектирования разработки газовых месторождений 

приходится прибегать к понятию о средней скважине, т. е. о такой 

расчетной скважине, взятой из реально существующих, по которой 

при заданной депрессии получают тот же расход газа [30].  

Уравнение притока газа средней скважины имеет вид: 

 .)(
2
гсргср

2*
ср

2* QbQaрtр    (11.29) 

Задача состоит в том, чтобы по данным о небольшом числе уже 
имеющихся скважин определить средневзвешенные значения коэф-

фициентов срa  и .срb  Для этого депрессии и расходы принимают сред-

неарифметическими: 
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11.7. Ãàçîâàÿ çàëåæü êàê åäèíîå öåëîå.  
Óäåëüíûå îáúåìû äðåíèðîâàíèÿ.  
Ðåæèìû ðàáîòû ãàçîâûõ ïëàñòîâ 

На начальных этапах развития теории разработки нефтяных  
и газовых месторождений существовало представление об ограни-

ченном радиусе действия (влияния) скважин. Из концепции ограни-

ченного радиуса дренирования вытекало, что газовые скважины не-
обходимо располагать на расстоянии, не превышающем двойного 
радиуса действия скважин, во избежание оставления части газа неиз-
влеченной. К настоящему времени доказана несостоятельность этого 
положения. Если не касаться вопросов о темпах и сроках разработки, 

о возможных коэффициентах газо- или нефтеотдачи, то можно ут-
верждать, что теоретически любую залежь можно разработать даже 
одной скважиной, не говоря уже о системе скважин. 

Газовая залежь (если она тектоническими нарушениями не раз-
бита на отдельные блоки) представляет собой единое газодинамиче-
ское целое, вне зависимости от ее размеров. 
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Отбор газа из газовой залежи приводит к падению давления не 
только в газоносной, но и в водоносной части пласта. Об этом свиде-
тельствуют результаты замеров давления или уровней воды в пьезо-
метрических скважинах. Падение же давления в области газоносности 

приводит к поступлению воды в газовую залежь. 
Если к одному и тому же водоносному бассейну приурочено не-

сколько месторождений природного газа, то в процессе разработки 

происходит их взаимодействие.  
Итак, газовая залежь вместе с окружающим ее водоносным пла-

стом или группа залежей в единой пластовой водонапорной системе 
представляют собой единую газогидродинамическую систему. 

Опыт разработки месторождений газа и нефти в последние годы 

с особой четкостью высветил еще один аспект единства, а именно: 
что залежи газа и нефти, их коллекторы и флюиды должны рассмат-
риваться как единое целое с выше- и нижезалегающими горными  

породами. 

Вместе с тем в теории проектирования и разработки месторож-

дений природных газов распространено понятие об удельных объемах 
дренирования.  

Для примера рассмотрим пласт прямоугольной формы, одно-
родный по коллекторским свойствам и разрабатываемый тремя рав-
нодебитными скважинами. Можно выделить в пласте две нейтраль-
ные линии � I и II (рис. 11.9, а). Левее линии I весь газ, в том числе  
и из точки а, притекает к скважине 1, а правее линии I, в том числе  
и из точки b, течет к скважине 2. Следовательно, к каждой скважине 
газ притекает из соответствующего объема дренирования. 

Вводимое понятие об удельных объемах дренирования не про-
тиворечит принципу, что газовая залежь представляет собой единую 

газодинамическую систему. Действительно, пусть распределение 
давления в рассматриваемом пласте для некоторого момента имеет 
вид, изображенный схематично на рис. 11.9, б. Здесь, как и ранее, ли-

нии I и II � нейтральные. Пусть теперь скважина 2 остановлена. Тогда 
в пласте начинается процесс перераспределения давления. Через не-
которое время распределение давления в пласте будет иметь вид как 
на рис. 11.9, в. Отключение скважины привело к перераспределению 

удельных объемов дренирования. 
Теперь нейтральная линия, т. е. линия (поверхность), разделяю-

щая соответствующие объемы дренирования, проходит через скважи-

ну 2. Если, например, дебит скважины 2 уменьшить, то это также 
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приведет к перераспределению давления и пласте и удельных объе-
мов дренирования (рис. 11.9, г). 

Подобные рассуждения можно продолжить, но даже из этих 
простых примеров ясен смысл понятия об удельных объемах дрени-

рования. 
Понятие об удельных объемах дренирования используется при 

определении запасов газа, приходящихся на каждую скважину. Сум-

мирование запасов, приходящихся на каждую скважину, позволяет 
устанавливать начальные запасы газа в пласте. В дальнейшем будет 
ясно, что введение понятий о «средней» скважине и удельных объе-
мах дренирования позволяет эффективно определять показатели раз-
работки месторождений при газовом и водонапорном режимах,  
а также показатели разработки многопластовых месторождений. 

 

а) 

б) 

в) 

г) 

 

Рис. 11.9. Схемы профилей давления в пласте при эксплуатации 

трех (б), двух (в) равнодебитных и трех (г) разнодебитных  
скважин (а � схема расположения скважин в пласте) 
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Приведенные здесь рассуждения в полной мере справедливы 

для газоконденсатных и газонефтяных месторождений [33]. 

Режимы работы газовых пластов 
Под режимом газового месторождения понимается проявление 

движущих сил в пласте, обусловливающих приток газа к забоям 

скважин. Существуют три режима эксплуатации газовых месторож-

дений: газовый, газоупруговодонапорный и газоводонапорный. 

Газовый режим 

При газовом режиме (режиме расширяющегося газа) приток газа 
к забоям скважин обеспечивается за счет потенциальной энергии дав-
ления, под которым находится газ в продуктивном пласте. Ее запас 
обычно оказывается достаточным для довольно полной выработки за-
лежи (сжимаемость газа на три порядка более сжимаемости воды  

и породы). Режим формируется при отсутствии влияния законтурной 

области и может иметь место в условиях как инфильтрационной, так 
и элизионной водонапорной системы. 

При газовом режиме в процессе разработки залежи объем зале-
жи практически не меняется. Некоторое уменьшение пустотного про-
странства залежи может происходить вследствие деформации пород-

коллекторов или выпадения конденсата в пласте в результате сниже-
ния пластового давления. 

Пластовое давление залежи плP  в процессе ее разработки непре-
рывно снижается. Для газового режима характерно, что удельная до-
быча газа на 0,1 МПа снижения пластового давления обычно посто-
янна на протяжении всего периода разработки. 

Режим обеспечивает достаточно высокие темпы добычи газа � 

по крупным залежам в период максимальной добычи � до 8�10 % на-
чальных запасов в год и более. Значительного поступления попутной 

воды в скважины обычно не происходит. Однако иногда, несмотря на 
неподвижность ГВК, в часть скважин поступает некоторое количест-
во воды, что может быть связано с перемещением ее из водоносной 

части пласта по трещинам или по тонким высокопроницаемым про-
слоям, из водосодержащих линз, прослоев или каверн, имеющихся  
в объеме самой залежи, и с другими причинами. Выявление источни-

ка и путей поступления воды в скважины в таких случаях требует 
проведения специальных геолого-промысловых исследований. Значе-
ния коэффициента извлечения газа при газовом режиме обычно высо-
кие � 0,9�0,97. Газовый режим характерен для многих крупных газо-
вых месторождений [28]. 
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Газоупруговодонапорный режим 

Газоупруговодонапорный � режим, при котором в процессе раз-
работки залежи отмечается подъем ГВК, т. е. происходит внедрение  
в залежь краевой воды. При этом режиме напор краевой воды всегда 
сочетается с действием упругих сил газа. 

Масштабы внедрения в залежь воды принято оценивать коэф-

фициентом возмещения, который равен отношению объема воды, 

внедрившейся в залежь за определенный период времени, к объему 
газа в пластовых условиях, отобранному из залежи за этот же период. 

Так, при внедрении в залежь 0,2 млн м3
 воды в результате отбора  

1 млн м3
 газа в пластовых условиях (при пластовом давлении 10 МПа 

на поверхности это составит около 100 млн м3
 газа) коэффициент воз-

мещения будет равен 0,2. Повышенные его значения указывают на 
большую роль водонапорной составляющей режима. 

При этом режиме при прочих равных условиях пластовое давле-
ние снижается медленнее, чем при газовом. Интенсивность падения 
давления возрастает при невысокой активности законтурной области 

(при приуроченности залежи к элизионной водонапорной системе, 
при пониженной проницаемости коллекторов и др.), с увеличением 

темпов добычи газа и под влиянием других причин. 

Действие режима сопровождается постепенным обводнением 

части скважин, в связи с чем они рано (в то время, когда залежь еще 
имеет высокое пластовое давление) выходят из эксплуатации. Возни-

кает необходимость бурения вместо них дополнительных скважин. 

Вследствие неоднородности продуктивных отложений и неравномер-
ности отбора газа из прослоев с разной проницаемостью происходит 
опережающее продвижение воды в глубь залежи по наиболее прони-

цаемым прослоям. Это приводит к появлению воды в продукции 

скважин, усложнению условий их эксплуатации и раннему отключе-
нию. В итоге коэффициенты извлечения газа часто бывают меньши-

ми, чем при газовом режиме, диапазон их значений может быть весь-
ма широким � от 0,7 до 0,85 в зависимости от степени 

неоднородности продуктивных пластов [33]. 

Газоводонапорный режим 

Газоводонапорным режимом следует называть такой режим, при 

котором основными источниками энергии, продвигающей газ к забоям 

добывающих скважин, являются активный напор пластовых (краевых 
и подошвенных) вод, а также расширение находящегося в залежи газа. 
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Геологические условия для проявления этого режима следуюшие: 
высокие проницаемость и фильтрационная характеристика пласта;  
высокая гидродинамическая связь между газовой и законтурной частя-
ми залежи; близкое расположение области питания от залежи и значи-

тельная разница их гипсометрических отметок. Этот режим характерен 

для залежей, связанных и инфильтрационной водонапорной системой. 

В начальный период разработки в залежи вначале проявляется 
газовый режим. Продолжительность его зависит в основном от 
фильтрационных характеристик залежи и степени активности пласто-
вой воды. Уже при незначительном снижении пластового давления  
в залежь начинает поступать пластовая вода, соответственно подни-

мается и газоводяной контакт. Снижение пластового давления при 

этом режиме зависит от текущего отбора газа. Следовательно, первы-

ми признаками проявления этого режима будут: 1) быстрый подъем 

газоводяного контакта; 2) медленное понижение пластового давления. 
Конечный коэффициент газоотдачи достигает 0,9. 

11.8. Ìåòîä ìàòåðèàëüíîãî áàëàíñà  
è åãî ïðèìåíåíèå äëÿ èçó÷åíèÿ ãàçîâûõ çàëåæåé.  

Ãàçîîòäà÷à ãàçîâûõ ïëàñòîâ. Ñõåìû ðàñ÷åòîâ  
ãàçîîòäà÷è ïðè ãàçîâîì è âîäîíàïîðíîì ðåæèìàõ  

Уравнение материального баланса для газовой залежи � основа 
метода определения запасов газа по данным об изменении добытого 
количества газа и средневзвешенного по газонасыщенному объему по-
рового пространства пластового давления. Уравнение материального 
баланса в той или иной форме записи используется при определении 

показателей разработки месторождений природного газа в условиях 
газового или упругогазоводонапорного режима. Дифференциальные 
уравнения истощения газовой залежи применяются в расчетах показа-
телей разработки газовых месторождений в период падающей добычи 

газа. Приведем вывод уравнений. 

Газовый режим 

Согласно принципу материального баланса, начальная масса нМ  

газа в пласте равняется сумме отобранной к моменту t массы газа добМ  

и оставшейся на момент t массы газа остМ  в пласте: 

 ).()( добостн tМtММ       (11.32) 



 351

Если обозначить начальный объем порового пространства через 
,н  а средний для залежи коэффициент газонасыщенности (отноше-

ние газонасыщенного объема к общему поровому объему залежи)  

через ,  то начальная масса газа в залежи до ее разработки будет: 

 ,М ннн   (11.33) 

где н  � плотность газа при пластовой температуре плT  и начальном 

пластовом давлении. 

Согласно уравнению состояния для реального газа: 

 ,
нат

атн
атн zр

zр
  (11.34) 

где ат  � плотность газа при атр  и ;плT  нz  и атz  � коэффициенты 

сверхсжимаемости газа при температуре плT  и давлениях нр  и атр  со-
ответственно. 

Следовательно, начальная масса газа в пласте равняется: 

 .
нат

атн
атнн zр

zрМ     (11.35) 

По мере разработки газовой залежи давление в ней падает. Пла-
стовая температура в процессе разработки газового месторождения 
остается (практически) неизменной. Тогда к некоторому моменту t 

при среднем пластовом давлении )(tР  масса газа в пласте: 

  .)(
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атност

tрzр
ztр

tМ   (11.36) 

Пусть изменение во времени отбора газа из залежи в единицу 
времени определяется функциональной зависимостью ).(** tQQ    

Тогда за время t суммарная масса отобранного газа составит: 

 .)()()(
0

*
ат

*
добатдоб dttQtQtМ

t

        (11.37) 

С учетом выражений (11.35)�(11.37) уравнение материального 
баланса для газовой залежи в случае газового режима записывается  
в виде: 

   ),(
)(

)( *
добат
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   (11.38) 
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где )(*
доб tQ  � количество добытого газа к моменту t, приведенное  

к атмосферному давлению и пластовой температуре. 
Обычно добытый из залежи объем газа вычисляется при стан-

дартной температуре 293ст Т  К и .атр  Добытое количество газа, 
приведенное к стандартным условиям, обозначим ).(доб tQ  В этом 

случае уравнение материального баланса принимает вид: 
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  (11.39) 

Коэффициент атz  близок к единице. Уравнение материального 
баланса (11.38) можно получить интегрированием дифференциально-
го уравнения истощения газовой залежи. Поступим наоборот.  
Из уравнения (11.38) получим дифференциальное уравнение истоще-
ния газовой залежи: 
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 (11.40) 

С учетом выражения добытого количества газа (11.37) получаем 

следующее искомое уравнение: 
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Из уравнения (11.41) следует, что количество отбираемого  
в единицу времени газа в момент t пропорционально скорости (темпу) 
изменения приведенного среднего пластового давления в залежи на 
тот же момент. 

Упругогазоводонапорный режим 

При упругогазоводонапорном режиме формулировка принципа 
материального баланса следующая: начальная масса газа в пласте 
равняется сумме добытой массы газа и массы газа, оставшейся в газо-
насыщенном и обводненном )( обвМ  объемах пласта. 

Так как обводненный объем пласта равен ),(н t  то в этом 

объеме при среднем коэффициенте остаточной газонасыщенности 

ост  находится газ в количестве: 
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Следовательно, уравнение материального баланса для газовой 

залежи в условиях упругогазоводонапорного режима с учетом непол-
ноты вытеснения газа водой записывается в виде: 

     
 

 
 )(

)(
)()(

)(

)(~~

в

в
остн

ст

пл
добат

н

н

нн

tрz

tр
t

Т
Т

tQр
tрz

tр
z

р






,  (11.43) 

где )(в tр  � среднее давление в обводненном объеме пласта; )( врz  � 

коэффициент сверхсжимаемости при вр  и ;плТ  ост  � отношение за-
щемленного объема газа (при давлении вр  и температуре )плТ  к об-

щему поровому объему обводненной зоны пласта.  
Исходя из данных лабораторных исследований, коэффициент 

остаточной газонасыщенности зависит от давления в обводненном 

объеме, что и отражено в уравнении (11.43). 

При среднем коэффициенте остаточной газонасыщенности 

)( вост р  суммарное количество воды ),(в tQ  поступившей в залежь  

к некоторому моменту t, распределится в объеме .
)(

)(

вост

в

р
tQ


 

Тогда газонасыщенный объем (внутри контура «газ � вода») ко 
времени t составит: 
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   (11.44) 

Таким образом, под текущим газонасыщенным объемом (в 11.43) 

понимается его выражение согласно (11.44). 

Не представляет труда из уравнения материального баланса 
(11.43) получить дифференциальное уравнение истощения залежи 

при упругогазоводонапорном режиме. 
Принципиальных затруднений для использования (11.43)  

и (11.44) при определении показателей разработки газовых месторож-

дений в условиях упругогазоводонапорного режима не имеется.  
Однако использование указанных формул усложняет методику расче-
тов, что объясняется необходимостью определения ост  и учета из-
менения этого коэффициента от переменного давления .вр  Кроме то-
го, при анализе фактических данных затрудняется определение 
зависимости ).(вв tрр   Расчеты значительно упрощаются, если  

в (11.43) принять следующее допущение: 
 ).()(в tрtр     (11.45) 
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Условие (11.45) характеризует допущение о том, что газ защем-

ляется при давлении, равном среднему пластовому давлению в зале-
жи, и изменение коэффициента остаточной газонасыщенности опре-
деляется изменением во времени среднего пластового давления, т. е. 

).(остост р  Тогда из (11.43) с учетом (11.44) и (11.45) получим: 
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Важность уравнения (11.46) состоит в том, что для использова-
ния его, благодаря допущению (11.45), не требуется знания трудно 
определяемой ост  обводненной зоны пласта и установления зависи-

мости ее изменения во времени. Уравнение (11.46) обеспечивает вы-

сокую точность при прогнозных расчетах до отбора из залежи 50 %  

и более от начальных запасов газа в пласте. При больших отборах не-
обходимо использовать уравнения (11.43) и (11.44). 

В ряде случаев при значительной неоднородности пласта по 
коллекторским свойствам в обводненной зоне может оставаться газ  
и виде макрозащемленных объемов. Тогда при анализе разработки  

в уравнении материального баланса его необходимо учитывать.  
Характерные периоды разработки газовых месторождений 

В теории и практике разработки месторождений природного га-
за различают: I � период нарастающей добычи; II � период постоян-

ной добычи; III � период падающей добычи. Эти периоды характерны 

в основном для средних, крупных и уникальных по запасам месторо-
ждений, служащих источником дальнего газоснабжения. Небольшие 
по запасам месторождения часто сразу разрабатываются с периода 
постоянной добычи газа, обычно небольшого по продолжительности.  

При разработке таких месторождений основным может оказать-
ся период падающей добычи газа (линия 1 на рис. 11.10). Встречают-
ся случаи, когда месторождению присущ только период падающей 

добычи (линия 3) или имеют место периоды нарастающей и падаю-

щей добычи (линия 2). 

При нарастающей добыче газа осуществляется разбуривание 
месторождения, обустройство промысла и вывод месторождения на 
постоянную добычу газа. Этот период связан также с вводом в экс-
плуатацию линейных компрессорных станций по трассе магистраль-
ного газопровода. Он длится от 1�2 до 11 лет.  
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Рис. 11.10. Примеры зависимостей изменения во времени  

годовых отборов газа из месторождений 

В период постоянной добычи в ряде случаев отбирается около 
половины начальных запасов газа месторождения. Этот период про-
должается до тех пор, пока дальнейшее разбуривание месторождения 
или наращивание мощности дожимной компрессорной станции ста-
новится нецелесообразным, т. е. экономически неоправданным.  

Период постоянной добычи продолжается до суммарного отбора из 
месторождения около 60�70 % запасов газа и более (с начала разра-
ботки). 

Для периода падающей добычи газа характерно практически  

неизменное (или уменьшающееся в связи с обводнением) число до-
бывающих скважин. Не исключено, что в некоторых случаях объем 

потребления и ресурсы газа в данном районе обусловят ввод в экс-
плуатацию определенного числа скважин. Однако эти скважины лишь 
в некоторой степени позволят поддерживать на более высоком уровне 
падающую добычу газа. Этот период продолжается до достижения 
минимального рентабельного отбора из месторождения. 

Различие в характерах изменения основных показателей разра-
ботки для отмеченных периодов (рис. 11.11) определяется в основном 

изменением во времени темпов отбора газа из месторождения. 
Кроме того, на показатели разработки может значительно вли-

ять режим месторождения. Всем отмеченным периодам присуще 
уменьшение во времени дебитов скважин, среднего пластового и за-
бойного давлений. Следствие этого � увеличение во времени необхо-
димого числа скважин (n) в I и II периоды и уменьшение добычи газа 
из месторождения в III период разработки. При этом возможны от-
клонения. Например, месторождения в период постоянной добычи га-
за могут разрабатываться и неизменным числом скважин � когда воз-
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можно увеличение депрессии на пласт, что позволяет поддерживать 
дебит скважин постоянным. Вследствие возрастающей разности дав-
лений между водоносной и газоносной зонами пласта и снижения от-
бора газа из месторождения в период падающей добычи возможно  
не падение, а повышение среднего пластового давления в залежи. 

 

Рис. 11.11. Изменение во времени прогнозных показателей  

разработки месторождения А при газовом режиме,  
равномерном размещении скважин на площади  

газоносности и пренебрежении реальными свойствами газа 

Обычно наилучшие экономические показатели разработки ме-
сторождения и обустройства промысла приходятся на конец периода 
нарастающей, начало и середину периода постоянной добычи газа. 
Ухудшение экономических показателей добычи газа связано с увели-

чением числа скважин, вводимых в эксплуатацию, и увеличением по-
требной мощности дожимной компрессорной станции и установок 
искусственного холода, а также снижением отбора газа из месторож-

дения (в период падающей добычи). 

В период падающей добычи газа увеличивается число обвод-

ненных и выбывших из эксплуатации скважин, возрастает фонд сква-
жин с обводненной продукцией. В условиях низких пластовых давле-
ний затрудняется удаление конденсационной и пластовой жидкостей 
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с забоев скважин, капитальный ремонт, вскрытие и освоение продук-
тивного пласта. Газопромысловое оборудование (шлейфы, теплооб-

менники, сепараторы) и НКТ могут забиваться плотными осадками 

солей, если не принимать меры по ингибированию добываемой про-
дукции. 

При разработке месторождения различают также периоды бес-
компрессорной и компрессорной эксплуатации. Эти периоды, как 
правило, характерны для месторождений, служащих источником 

дальнего газоснабжения. В настоящее время для дальнего транспорта 
газа используются трубы большого диаметра, рассчитанные на рабо-
чее давление 7,5 или 5,5 МПа. Поэтому газ, поступающий с промысла 
на прием магистрального газопровода, должен иметь давление 5,5  

или 7,5 МПа.  
В начальные годы разработки месторождения пластовое давле-

ние бывает достаточным для внутрипромысловой транспортировки 

газа, обработки и подачи его на прием магистрального газопровода  
с требуемым давлением. Снижение пластового давления с определен-

ного момента приводит к необходимости ввода в эксплуатацию уста-
новок искусственного холода или перехода к иным методам обработ-
ки газа. Затем вводится в эксплуатацию дожимная компрессорная 
станция (ДКС). Рассмотрение работы ДКС в проектных документах 
по разработке месторождения необходимо потому, что время ее ввода 
в эксплуатацию, изменение ее мощности во времени связаны с выби-

раемыми и реализуемыми системами разработки месторождения  
и обустройства промысла. К тому же технико-экономические показа-
тели работы ДКС влияют на показатели разработки месторождения  
в целом. 

Выделяют также период опытно-промышленной эксплуатации  

и период промышленной разработки месторождений природных га-
зов. В период опытно-промышленной эксплуатации газ подается по-
требителю и одновременно происходит доразведка месторождения, 
подсчет запасов газа и подготовка исходных данных для составления 
проекта разработки месторождения. Продолжительность опытно-
промышленной эксплуатации газовых и газоконденсатных месторож-

дений составляет 2�3 года. В период промышленной разработки ме-
сторождения основная задача � надежное и оптимальное снабжение 
конкретных потребителей газом и другой продукцией [32, 33�35]. 
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Определение показателей разработки газового месторожде-
ния при газовом режиме 

Определение показателей разработки для периодов нарастаю-

щей и постоянной добычи газа 
Итак, дана зависимость изменения во времени отбора газа из 

месторождения ).(tQQ   Расчеты показателей разработки будем вес-
ти для отборов газа, из месторождения и дебитов скважин, приведен-

ных к атмосферному давлению и стандартной температуре. Поэтому 
здесь под Q понимается отбор газа, приведенный к атP  и .стT  Извест-
ны запасы газа, начальные пластовые давления и температура, допус-
тимый технологический режим эксплуатации средней скважины, 

уравнение притока газа к средней скважине. 
Требуется определить изменение во времени среднего пластового 

и забойного давлений, дебита и потребного числа скважин. Определе-
ние этих показателей разработки газового месторождения методом  

последовательной смены стационарных состояний сводится к реше-
нию системы уравнений: 

� материального баланса для газовой залежи;  

� технологического режима эксплуатации скважины;  

� притока газа к забою скважины; 

� связи потребного числа газовых скважин, отбора газа из ме-
сторождения Q и дебита газовой скважины q. 

Изменение во времени среднего пластового давления определя-
ется по уравнению материального баланса для газовой залежи приме-
нительно к газовому режиму: 
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В этом уравнении две неизвестные величины: )(tр  и  .)(tрz   

Известно, что зависимость коэффициента сверхсжимаемости газа  
от давления для каждого месторождения определяется составом газа 
и пластовой температурой. На рис. 11.11 приведена зависимость 

)( рzz   для газа следующего молярного состава, %: СН4 � 94,32; 

С2Н6 � 3,9; С3Н8 � 1,17; i-С4Н10 � 0,08; n-С4Н10 � 0,13; СО2 � 0,4. 

Для вычисления пластового давления по формуле (11.47) можно 
использовать метод итераций (последовательных приближений).  

При вычислении пластового давления в момент t в уравнение (11.47) 

подставляется значение добытого количества газа на этот момент 
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времени. Это можно сделать, так как зависимость от времени годово-
го отбора газа из месторождения задана. В качестве первого прибли-

жения принимается значение коэффициента z в предыдущий момент � 

при давлении р  в момент .tt   По формуле (11.47) с коэффициен-

том  )( ttрz   вычисляется пластовое давление )(
~

tР  на момент t.  

По вычисленному пластовому давлению уточняется коэффициент z.  

С уточненным коэффициентом  )(tрz  по формуле (11.47) вновь  
определяется пластовое давление на момент t и т. д., до тех пор, пока 
пластовое давление в последней и предпоследней итерациях не будет 
отличаться на заданную погрешность 01,0(   МПа). Аналогично 
определяются значения среднего пластового давления на другие мо-
менты времени, т. е. находится первая искомая зависимость ).(tрр   

 

Рис. 11.12. Зависимости коэффициентов сверхсжимаемости z  

и динамической вязкости μ газа от давления 

Другой способ определения изменения во времени среднего 
пластового давления заключается в следующем. Уравнение матери-

ального баланса записывается в виде: 
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   (11.48) 

Вычисляется зависимость изменения во времени приведенного 

среднего давления ).(
)(

tfрz

р
  Зависимость )( рzz   пересчитывается 
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в зависимость ).(
)(

ррz

р
  На рис. 11.13. приведена зависимость 

)( рz

р  от р, построенная по данным рис. 11.12. 

 

Рис. 11.13. Зависимость приведенного давления 
)( рz

р
 от р 

Пользуясь вычисленными значениями  
 

,
)(

)(

tрz

tр
 по графику зави-

симости )(
)(

ррz

р
  определяются соответствующие значения  

пластового давления р. Использование зависимости )(
)(

tfрz

р
   

позволяет вычисленные значения пластового давления отнести к со-
ответствующим моментам времени, т. е. определить искомую зависи-

мость ).(tрр   

Пусть скважины эксплуатируются при технологическом режиме 
допустимой депрессии на пласт .р  Примем, что депрессии по сква-
жинам одинаковы. Тогда имеем: 

 .)()( ск рtрtр   (11.49) 

При использовании допущения )()(к tрtр   режим заданной де-
прессии на пласт переписывается в виде: 
 .)()( с рtрtр   (11.50) 



 361

При известной зависимости )(tрр   условие (11.50) позволяет 
вычислить вторую искомую зависимость изменения во времени за-
бойного давления в скважинах ).(сс tрр   

Согласно исследованиям Г. А. Зотова, Ю. П. Коротаева,  
Е. М. Минского, уравнение притока реального газа к забою скважины 

записывается в виде: 

   2
срср

*2
с

2
к qBzqzAрр   (11.51) 

или при замене контурного давления кp  средним пластовым давлени-

ем имеем: 
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Здесь А и B � коэффициенты фильтрационных сопротивлений, 

определяемые по данным испытания скважин: 
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где )(р  и ат  � коэффициенты динамической вязкости при Тпл и при 

давлениях р и ;атp   к*z  и  с*z  � прозведение z*  соответственно 
при контурном (пластовом) и забойном давлениях. 

При известных зависимостях )(tрр   и )(сс tрр   уравнение 
(11.52) представляет собой квадратное уравнение относительно деби-

та средней скважины. Решая его, имеем: 
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   (11.53) 

По найденному пластовому и забойному давлениям на момент 
времени t вычисляются соответствующие значения ср

* )( z  и .срz   

Вычисленные  ср*z  и ,срz  а также пластовое и забойное давления 
подставляются в формулу (11.53) и определятся, дебит средней сква-
жины q в момент времени t. Подобным же образом вычисляются де-
биты средней скважины на разные моменты и в результате находить-
ся треться искомая зависимость � ).(tqq   
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Найденная зависимость изменения во времени среднего дебита 
газовых скважин )(tqq   и заданная зависимость отбора газа из ме-
сторождения )(tQQ   по формуле 

 
)(

)(
)(

tq

tQ
tn         (11.54) 

позволяют установить искомую зависимость во времени потребного 
числа скважин на разработку месторождения ).(tnn   

Период падающей добычи газа 
Определение показателей разработки в период падающей добы-

чи газа сводится к интегрированию дифференциального уравнения 
истощения газовой залежи (11.41). 

Рассмотрим простую, но и более общую методику прогнозиро-
вания показателей разработки в период падающей добычи газа. Она 
позволяет, например, учитывать различия скважин по продуктивным 

характеристикам, изменение во времени депрессии на пласт, числа 
добывающих скважин и т. д.  

Если для периода падающей добычи задана зависимость изме-
нения во времени отбора газа из месторождения ),(tQQ   то исполь-
зуется методика рассмотренная выше. В противном случае неизвест-
но, какой отбор газа во времени обеспечит имеющийся фонд 

добывающих скважин. 

Тогда прибегаем к методу последовательных приближений по 
уточнению добытого количества газа на разные моменты периода па-
дающей добычи. 

Пусть на момент t периода падающей добычи газа все показате-
ли разработки известны. Приближенно оценим добытое количество 
газа к моменту tt   по формуле 
 .)()()( добдоб ttQtQttQ       (11.55) 

Другими словами, принимаем, что отбор газа за рассматривае-
мый интервал времени не изменился. По уравнению материального 
баланса определяется соответствующее этому добытому колиеству 
газа )(доб ttQ   среднее пластовое давление. При достаточно равно-
мерном дренировании залежи по площади газоносности найденное 
среднее пластовое давление )( ttp   определяет дебит каждой  

отдельной скважины. 
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Знание допустимых депрессий по каждой скважине позволяет 
определить приближенные забойные давления в них на момент .tt   

По найденным )( ttp   и ),(c ttp i   где ,...,,2,1 ni   определяются 

)(ср
* )( ttiz   и .)(ср ttiz   Затем с использованием уравнения притока га-

за к каждой скважине вычисляются дебиты отдельных скважин на 
момент .tt   Суммирование дебитов по отдельным скважинам дает 
отбор газа из месторождения в целом )( ttQ   на рассматриваемый 

момент. По формуле 
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    (11.56) 

уточняется добытое количество газа на момент .tt   Уточненное до-
бытое количество газа используется в расчетах второго приближения 
и т. д., до получения искомого решения задачи на момент .tt   

Аналогичными расчетами для других моментов определяется 
изменение во времени основных показателей разработки месторож-

дения в период падающей добычи газа с учетом различий в продук-
тивных характеристиках скважин. 

Нетрудно видеть, что излагаемый итерационный процесс (метод 

последовательных приближений) является сходящим. Если при рас-
четах в первом приближении задано завышенное добытое количество 
газа )(доб ttQ   на момент ,tt   то найденное с использованием 

уравнения материального баланса среднее пластовое давление ока-
жется заниженным. Соответственно будут занижены дебиты скважин 

и )( ttQ   в формуле (11.50). Поэтому в расчетах второго приближе-
ния будет задаваться величина ),(доб ttQ   вычисленная согласно 
(11.56), меньшая, чем использованное значение )(доб ttQ   при про-
ведении расчетов в первом приближении, и т. д. [32]. 

Практика разработки отечественных и зарубежных месторожде-
ний показывает, что коэффициент газоотдачи во многих случаях дос-
тигает 85�95 %. 

Основными физическими факторами, влияющими на коэффици-

ент газоотдачи, являются: 1) режим эксплуатации месторождения;  
2) средневзвешенное по объему порового пространства пласта конеч-
ное давление в залежи; 3) площадная и по разрезу пласта неоднород-

ности литологического состава и фациальная изменчивость пород;  

4) тип месторождения (пластовое, массивное); 5) темп отбора газа. 
 



 364

Газоотдача при газовом режиме 
Если разработка некоторого месторождения экономически оп-

равдана до конечного пластового давления ,конр  то извлекаемые за-
пасы газа из пласта равняются: 
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    (11.57) 

Тогда конечный коэффициент газоотдачи, равный отношению 

извлекаемых запасов к начальным запасам газа запQ  с учетом уравне-
ния (11.57), можно записать в виде: 
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В некоторых случаях рентабельный отбор газа из месторожде-
ния определяется не ,конр  а средним давлением в дренируемой зоне 
пласта. Определение коэффициента газоотдачи по (11.58) возможно, 
если режим месторождения газовый. 

В случае упругогазоводонапорного режима конечный коэффи-

циент газоотдачи может быть оценен по уравнению 
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   (11.59) 

где в  и г  � обводненный и газонасыщенный поровые объемы на 
конец разработки залежи. 

Уравнение (11.59) учитывает только микрозазещемленные объ-

емы газа, остающегося в обводненной зоне пласта. Из (11.58), (11.59), 

теории и практики разработки месторождений природных газов сле-
дует, что коэффициент газоотдачи зависит от глубины залегания  
и продуктивной характеристики месторождения, темпа отбора, рас-
стояния до потребителя и других факторов. 

На коэффициенты газоотдачи кроме рассмотренных влияют  
и другие факторы: а) охват залежи вытеснением; б) размещение сква-
жин на структуре и площади газоносности; в) глубина спуска колон-

ны насосно-компрессорных труб.  

Коэффициент газоотдачи практически не зависит от вязкости  

газа и воды и поверхностного натяжения на границе фаз (при различ-
ных температурах), а также от давления вытеснения и скорости вы-

теснения газа водой. На этот коэффициент в основном влияют капил-
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лярные процессы, происходящие при вытеснении газа водой, а также 
коллекторские свойства продуктивных горизонтов. Чем больше  
макро- и микронеоднородность пласта, тем меньше коэффициент  
газоотдачи.  

Со снижением пластового давления в обводненной зоне пласта 
увеличивается коэффициент остаточной газонасыщенности, что при-

водит к уменьшению фазовой проницаемости для воды. Стабилизация 
коэффициентов остаточной газонасыщенности и фазовой проницае-
мости для воды происходит практически одновременно. После дос-
тижения критической газонасыщенности «защемленный» газ обретает 
подвижность и выходит в газонасыщенную часть залежи, что может 
существенно увеличить ее газоотдачу.  

При разработке газовых и газоконденсатных залежей, приуро-
ченных к однородным по коллекторским свойствам пластам, в целях 
увеличения конечной газоотдачи рекомендуется увеличивать темп 

отбора газа из них. В этом случае вода не успевает поступать в газо-
вую залежь, в связи с чем резко сокращается количество «защемлен-

ного» ею газа.  
В случае разработки неоднородных по коллекторским свойствам 

залежей их форсированная разработка может привести к избиратель-
ному обводнению, значительно снижающему газоотдачу месторож-

дения в целом.  

Существенно может снизить газоотдачу месторождений прове-
дение капитальных и подземных ремонтов на заключительной стадии 

разработки залежи. В этот период эксплуатации глушение скважин 

глинистым раствором или другими задавочными жидкостями приво-
дит к тому, что в большинстве случаев производительность их резко 
падает, а иногда скважины после ремонтных работ вообще не удается 
освоить [30, 32].  

11.9. Ñèñòåìû ðàçìåùåíèÿ ñêâàæèí ïðè ðàçðàáîòêå  
ãàçîâûõ çàëåæåé â óñëîâèÿõ ðàçëè÷íûõ ðåæèìîâ 

Рациональное размещение скважин на продуктивной площади 

имеет большое значение. На рассматриваемом газовом (газоконден-

сатном) месторождении могут быть приняты различные сетки разме-
щения скважин. Сетка размещения скважин существенно влияет на 
все технико-экономические показатели разработки месторождения  
и обустройства промысла. Рациональная система размещения сква-
жин обосновывается технико-экономическими расчетами. Расчетам  
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и анализу подвергаются различные возможные схемы размещения 
скважин на площади газоносности. В теории и практике разработки 

месторождений природных газов широкое распространение получили 

следующие системы размещения скважин.  

1. Равномерное размещение по квадратной или треугольной сет-
ке (рис. 11.14). 

 

а) б) 
Рис. 11.14. Схемы размещения скважин по равномерной сетке: 

а � квадратная; б � треугольная сетка 

2. Размещение скважин в виде кольцевых батарей или цепочек 
скважин (рис. 11.15 и 11.16). 

 

Рис. 11.15. Схема размещения добывающих скважин  

в виде цепочки 

 

Рис. 11.16. Схема размещения скважин  

в виде кольцевых батарей 



 367

3.  Размещение скважин в центральной (сводовой) части залежи 

(рис. 11.17). 

 

Рис. 11.17. Схема размещения добывающих скважин  

в центральной (сводовой) части залежи 

4. Размещение скважин в виде кустов (рис. 11.18). 

 

Рис. 11.18. Схема размещения скважин  

в виде кустов 

5. Неравномерное размещение скважин на площади газоносно-
сти (рис. 11.19). 

 

Рис. 11.19. Схема размещения скважин  

по неравномерной сетке 
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С точки зрения теории проектирования разработки газовых ме-
сторождений под равномерной сеткой понимается такая система раз-
мещения скважин на площади газоносности, когда в процессе разра-
ботки не образуется депрессионной воронки, т. е. пластовые давления 
вдали от каждой скважины примерно одинаковы и близки к среднему 
пластовому давлению на соответствующий момент. Тогда динамика 
дебитов газовых скважин определяется изменением во времени сред-

него пластового давления по залежи в целом.  

Следовательно, геометрически равномерное размещение скважин 

на площади газоносности удовлетворяет отмеченному условию лишь 
при достаточной однородности пласта по коллекторским войствам.  

В случае существенной неоднородности пласта под равномерной сет-
кой размещения газовых скважин можно понимать такую сетку, при 

которой приблеженно выполняется соотношение (Г. А. Зотов, 1966): 

 const,....
2

2

1

1 






 n

nqqq
 (11.60) 

где iq  � дебит i-й скважины; i  � газонасыщенный объем дрениро-
вания i-й скважины. 

При переменных во времени дебитах в (11.60) подставляются зна-
чения соответстующих добытых количеств газа по каждой скважине. 

При разведке газовых и газоконденсатных месторождений для 
изучения их геологического строения бурят определенное число раве-
дочных скважин, зависящее от степени неоднородности продуктивных 
отложений по коллекторским свойствам, от тектонического строения 
месторождения, его конфигурации и других факторов. С вводом ме-
сторождения в разработку большинство разведочных скважин перево-
дится в добывающие. Следовательно, размещение разведочных скважин 

может значительно влиять на систему размещения добывающих сква-
жин. Поэтому на практике наиболее распространена схема неравно-
мерного размещения скважин на площади газоносности. В общем слу-
чае первые три схемы «искажаются» системой разведочных скважин. 

Иногда требуемое число газовых скважин для разработки месторож-

дения оказывается меньше числа разведочных скважин, переводимых 
в добывающие. Следовательно, здесь система размещения разведоч-
ных скважин целиком определяет соответствующие технико-
экономические показатели разработки месторождения. Такое поло-
жение довольно часто создается при разведке и разработке небольших 
по запасам месторождений природных газов. 
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На сетку размещения добывающих скважин влияют поверхно-
стные условия. На газовых месторождениях севера Тюменской облас-
ти лимитирующим фактором в определенной мере служит заболочен-

ность части территории промысла. На сетку скважин Оренбургского 
месторождения повлияли населенные пункты, сельскохозяйственные 
угодья, а также пойменная зона р. Урал (с точки зрения интересов 
рыбного хозяйства). Аналогична ситуация на Астраханском месторо-
ждении. 

Необходимое число газовых скважин для обеспечения плана до-
бычи газа, как правило, с течением времени увеличивается. При вы-

боре, например, равномерной системы размещения скважин сетку 
скважин устанавливают исходя из необходимости размещения на 
площади газоносности необходимого проектного числа скважин на 
определенный момент (на конец периода постоянной добычи газа или 

на конец бескомпрессорного периода). Тогда в любой другой момент 
сетка скважин будет отличаться от равномерной в связи с постоянным 

добуриванием скважин. Поэтому классификация первых трех систем 

размещения скважин в определенной мере условна.  
Рассмотрим кратко, в каких случаях и какой системе можно от-

дать предпочтение. 
1. Равномерное размещение скважин рекомендуется при разра-

ботке газовых (газоконденсатных) месторождений в условиях газово-
го режима и значительной однородности продуктивного пласта по 
коллекторским свойствам. В этих условиях при равномерном разме-
щении скважин на площади газоносности пластовые давления в каж-

дый момент изменяются от точки к точке пласта незначительно  
и близки к среднему пластовому давлению. Дебиты газовых скважин 

при прочих равных условиях определяются пластовым давлением. 

Поэтому дебиты газовых скважин при равномерном их размещении 

больше, чем при других сетках (при прочих равных условиях и одно-
родности пласта по коллекторским свойствам). Это означает, что  
и необходимое число скважин для разработки месторождения оказы-

вается минимальным. 

При равномерной сетке размещения давления на устьях скважин 

близки между собой и падают медленнее, чем при других схемах раз-
мещения скважин. Следовательно, при равномерном размещении 

скважин месторождение может дольше разрабатываться без дожим-

ной компрессорной станции, а потребная мощность ее возрастает во 
времени медленнее. При рассматриваемой схеме размещения скважин 
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отодвигается необходимость ввода установок искусственного холода. 
Вместе с тем при равномерном размещении скважин увеличивается 
протяженность газосборных сетей и промысловых коммуникаций. 

На основе проведенных исследований Е. М. Минский сделал 
следующий вывод относительно равномерной сетки размещения сква-
жин на площади газоносности: пусть на месторождении прямоуголь-
ной формы и однородном по коллекторским свойствам рассматрива-
ются системы равномерного размещения скважин (рис. 11.20). В этом 

случае увеличение числа скважин в равномерной сетке уменьшает  
коэффициент фильтрационного сопротивления А в уравнении притока 
газа к скважине. Коэффициент фильтрационного сопротивления В 

практически не зависит от числа скважин. Следовательно, один и тот 
же дебит скважин схемы на рис. 11.20, в будет получаться при мень-
шей депрессии на пласт, чем в схемах на рис. 11.20, а, б. При этом все 
скважины схемы на рис. 11.20, в находятся в одинаковых условиях,  
т. е. при сделанном допущении об однородности пласта по коллектор-
ским свойствам эксплуатируются при одинаковых дебитах. 

 

а) б) в) 
Рис. 11.20. Схема уплотнения сетки скважин 

Естественно, что увеличение числа скважин при сохранении их 
дебитов приводит к более быстрому истощению газовой залежи. 

Итак, увеличение числа скважин на газовом месторождении опреде-
ляет непрерывное увеличение отбора газа из месторождения. 

При относительно длительном разбуривании месторождения 
последующие скважины характеризуются меньшей продуктивностью. 

Одна из причин состоит в ухудшении условий бурения, заканчивания, 
цементирования и освоения скважин в условиях снижающихся пла-
стовых давлений. 

Постоянное число скважин может обеспечить постоянный отбор 
газа из месторождения лишь при увеличении в скважинах депрессии 

на пласт (в связи с расходом упругой энергии в процессе разработки 

газового месторождения). Сделанные здесь выводы не касаются слу-
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чаев резкого изменения геометрии фильтрационных потоков при уве-
личении числа скважин на площади газоносности. 

Считается, что при равномерном размещении скважин в услови-

ях водонапорного режима будут интенсивнее обводняться скважины 

и месторождение. 
С точки зрения теории разработки месторождений природных 

газов рассматриваемая схема размещения скважин наиболее проста. 
Расчетные методы определения показателей эксплуатации для данной 

схемы также наиболее просты и разработаны. 

2. Размещение скважин в виде кольцевых батарей или цепочек 
используется при проектировании систем разработки газоконденсат-
ных месторождений с поддержанием пластового давления закачкой 

сухого газа или воды. 

При размещении скважин в виде кольцевых батарей или цепо-
чек быстрее (чем при равномерном размещении) падают забойные  
и устьевые давления и дебиты скважин, раньше требуется ввод до-
полнительных скважин для разработки месторождения. Газосборные 
системы и промысловые коммуникации при рассматриваемой системе 
размещения отличаются компактностью. 

Скважины, подключаемые к установкам комплексной подготов-
ки газа (УКПГ), размещаются на площади сравнительно небольшого 
радиуса. В результате создаются условия для безгидратной эксплуа-
тации системы сбора газа (малые длины шлейфов) (рис. 11.17). Такое 
размещение скважин ускоряет освоение месторождения, сокращает 
капитальные вложения в систему обустройства промысла. 

Подчинение системы разработки месторождения нуждам систе-
мы обустройства промысла представляется спорным. При значитель-
ных глубинах залегания залежей газа перспективно бурение наклон-

ных скважин. Это позволяет концентрировать устья скважин на 
заданной ограниченной площади промысла и реализовывать требуе-
мую сетку скважин на площади газоносности. Такой подход целесо-
образен при разработке месторождений природных газов в шельфо-
вых зонах. 

3. Обосновывается и подтверждается расчетами целесообраз-
ность размещения добывающих скважин в наиболее продуктивных 
зонах месторождения, в частности, в центральной, купольной части 

месторождения. В одном кусте � несколько скважин, расположенных 
друг от друга на расстоянии 50�70 м, расстояние между кустами со-
ставляет около 1,5 км. 
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Основные доводы в пользу названной системы размещения 
скважин следующие. Предполагается, что при размещении скважин  

в центральной части месторождения (часто в «сухом поле», т. e. там, 

где отсутствует контурная вода) продлевается период безводной экс-
плуатации скважин. Нередко коллекторские свойства пласта ухудша-
ются к периферии месторождения. Поэтому размещение скважин  

в более продуктивной части месторождения обеспечивает вначале 
большие дебиты. Однако конечное необходимое число скважин для 
разработки месторождения, время ввода в эксплуатацию и потребная 
мощность ДКС зависят от «глубины» сформировавшейся общей де-
прессионной воронки. Следовательно, существует оптимальная зона 
разбуривания, обеспечивающая наилучшие технико-экономические 
показатели разработки месторождения и обустройства промысла. 

Для сопоставления рассматриваемых систем размещения сква-
жин проанализируем следующий гипотетический случай разработки 

месторождения. 
Предположим, месторождение имеет круговую форму. Пласт 

однороден по коллекторским свойствам. Режим месторождения �  

газовый. Рассматриваются три возможные системы размещения  
скважин: 

1. Равномерное размещение на площади газоносности.  

2. Однобатарейное размещение. 
3. Размещение скважин в центральной зоне. 
Скважины во всех вариантах размещения эксплуатируются при 

одинаковых допустимых депрессиях на пласт. Сопоставим распреде-
ления давления в пласте для трех вариантов размещения скважин на 
момент, когда отобрано одинаковое количество газа. На рис. 11.21 

схематично изображены профили давления для рассматриваемых сис-
тем размещения скважин на гипотетическом месторождении. 

Для всех трех вариантов размещения скважин имеем одинаковое 
среднее пластовое давление р  (отобрано одинаковое количество газа 
в каждом варианте). Однако забойные давления при этом могут суще-
ственно различаться. Из рис. 11.21 следует, что забойные давления 
при равномерном размещении скважин больше, чем при батарейном 

с.бр  и цетральном расположении скважин с.цр : 

 .с.цс.бс.р ррр     (11.61) 
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Рис. 11.21. Профили пластового давления для вариантов  
равномерного, батарейного и центрального размещения скважин  

на залежи, однородной по коллекторским свойствам  

(при одинаковом добытом количестве газа) 

В зависимости от соотношения радиуса батареи и радиуса об-

ласти центрального размещения скважин это неравенство может 
иметь вид: 

 .с.бс.цс.р ррр     (11.62) 

Это приводит к более быстрому снижению дебитов скважин, ран-

нему вводу в эксплуатацию ДКС, установок искусственного холода для 
вариантов с батарейным и центральным размещением скважин. Вслед-
ствие большей интерференции скважин для двух последних сеток (при 

одинаковой депрессии) дебиты скважин будут меньше, а необходимое 
их число больше, чем при равномерном размещении скважин. 

Если коллекторские свойства пласта улучшаются к своду струк-
туры, то, например, при размещении скважин в центральной зоне не-
обходимое число скважин может получиться меньше по сравнению  

с другими вариантами. Если число батарей увеличить, то показатели 

этого варианта разработки могут оказаться лучше, чем показатели 

размещения скважин в центральной зоне. При значительном числе 
батарей сетка размещения скважин приближается к равномерной  

и т. д. 
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Таким образом, если на некотором рассматриваемом месторож-

дении ожидается газовый режим, то, как правило, нельзя заранее  
предугадать, какая из возможных систем размещения скважин будет  
эффективнее.  

При упругогазоводонапорном режиме для выбора оптимальной 

системы размещения скважин на площади газоносности также следу-
ет определить газогидродинамические и технико-экономические по-
казатели различных систем размещения скважин. Однако в этом слу-
чае существенно усложняются газогидродинамические методы 

расчета. 
При упругогазоводонапорном режиме задача усложняется  

в связи с необходимостью детальной геологической информации  

о строении месторождения, коллекторских свойствах пласта и их из-
менении по площади залежи и толщине пласта. При данном режиме 
предпочтение нельзя отдать сразу ни одной из рассматриваемых сис-
тем размещения скважин на площади газоносности. Распространен-

ное мнение о преимуществе размещения скважин в центральной час-
ти залежи при упругогазоводонапорном режиме не всегда оправдано. 

Для примера рассмотрим гипотетическую залежь, подстилае-
мую контурной водой. Коллекторские свойства залежи неоднородны 

по толщине пласта. Проанализируем две системы размещения сква-
жин на залежи � равномерную и в центральной зоне (рис. 11.22 а, б). 
Пусть при размещении скважин в центральной зоне скважины полно-
стью вскрыли продуктивную толщу (рис. 11.22, б), а при равномер-
ном размещении скважин толщина вскрыта так, как показано на  
рис. 11.22, а. 

Из рис. 11.22, а, б следует, что скважины, размещенные в цен-

тральной зоне, подвергаются большей опасности быстрого обводне-
ния по пропластку В, чем при равномерном размещении. В то же вре-
мя сопоставляемые схемы размещения примерно равноценны, 

например, в отношении обводнения по пропластку А. Следовательно, 
при упруго-газоводонапорном режиме имеет значение не только сис-
тема размещения скважин на площади газоносности, но и характер 
размещения их на структуре и особенности вскрытия продуктивных 
отложений. Так, на месторождениях газа севера Тюменской области, 

согласно исследованиям О. Ф. Андреева, С. Н. Бузинова, Н. А. Бук-
реевой, Н. Г. Степанова, Л. С. Темина, О. Ф. Худякова (1974), приме-
няется схема дифференцированного по разрезу дренирования пласта 
(рис. 11.23). 
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а) 

 

б) 
Рис. 11.22. Схемы равномерного размещения скважин  

с избирательным вскрытием (а) и размещения совершенных  
по степени вскрытия скважин в центральной зоне (б) 

 

Рис. 11.23. Схема дифференцированного дренирования  
водоплавающей залежи при кустовом размещении скважин 

Равномерная система размещения скважин (необязательно, как 
отмечалось, геометрически правильная сетка) может иметь и другие 
преимущества перед системой размещения в центральной зоне. В ре-
зультате более высоких пластовых давлений в первом случае дебиты 

скважин могут оказаться большими (на момент равенства отобранных 
количеств газа), необходимое число скважин � меньшим. По этой же 
причине в первом случае увеличивается продолжительность беском-

прессорного периода эксплуатации. 
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Система равномерного размещения скважин на площади газо-
носности при упругогазоводонапорном режиме (как и при газовом) 

может оказаться предпочтительной при резкой литологической из-
менчивости продуктивных отложений. Эта система способствует 
приобщению к дренированию выклинивающихся пластов и пропласт-
ков, увеличению конечного коэффициента газоотдачи. Поэтому сква-
жины первой очереди (необходимые для осуществления опытно-
промышленной эксплуатации) следует располагать по достаточно 
равномерной сетке. Затем по мере изучения месторождения после-
дующие скважины сосредотачиваются в более продуктивных зонах  
и зонах с наибольшими удельными запасами газа. 

При размещении скважин в центральной или иной продуктив-
ной зоне в процессе разработки образуется общая депрессионная во-
ронка. В начальный период разработки эта депрессионная воронка 
может способствовать отдалению момента обводнения скважин. За-
тем вода по мере поступления в залежь попадает в область все боль-
ших градиентов пластового давления. Это может в определенные мо-
менты ускорить обводнение скважин и осложнить процесс разработки 

месторождения. Наибольшие осложнения возникают при неравно-
мерном по толщине пласта продвижении воды в залежь. 

При любой системе размещения скважин на площади газонос-
ности необходимо выяснить возможность неравномерного дрениро-
вания продуктивных отложений по толщине. Путем специальных ис-
следований и работ по интенсификации притока газа к скважинам 

следует стремиться к приобщению всего продуктивного разреза  
к разработке. Это предотвратит преждевременное обводнение и вы-

бытие некоторых скважин из эксплуатации, будет способствовать по-
лучению наибольшего коэффициента газоотдачи, а также повышению 

дебитов скважин и замедлению темпов падения их во времени. 

Только учет всей наличной информации, исследование различ-
ных вариантов размещения скважин на площади газоносности обес-
печат обоснованный выбор оптимальной системы разработки место-
рождения. 

При качественном анализе систем размещения скважин мы не 
затронули неравномерную систему размещения, так как в зависимо-
сти от числа скважин, характера размещения их на площади газонос-
ности она имеет те или иные особенности рассмотренных систем раз-
мещения [32, 33]. 
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ÃËÀÂÀ 12. ÎÑÎÁÅÍÍÎÑÒÈ ÐÀÇÐÀÁÎÒÊÈ  
ÃÀÇÎÊÎÍÄÅÍÑÀÒÍÎÉ ÇÀËÅÆÈ 

12.1. ßâëåíèÿ îáðàòíîé êîíäåíñàöèè.  
Ðàçìåùåíèå ñêâàæèí ïðè ðàçðàáîòêå  

ãàçîêîíäåíñàòíûõ çàëåæåé 

Основные особенности поведения газоконденсатных систем свя-
заны с соответствующими фазовой диаграмме явлениями обратной 

конденсации и испарения. Эти особенности приводят к тому, что при 

снижении давления в газоконденсатной системе ниже давления насы-

щения начинается выпадение тяжелых углеводородов (конденсата). 
Фильтрационные течения газоконденсатных систем в пласте со-

провождаются фазовыми переходами. Считается, что эти переходы 

происходят в условиях локального термодинамического равновесия. 
Если давление в газоконденсатном пласте в процессе разработки под-
держивается на уровне начального (или давления начала конденсации), 

то фазовые переходы возникают лишь в зонах пласта, примыкающих  
к скважинам. Это приводит к необходимости учета изменения во вре-
мени, например, фильтрационных сопротивлений в призабойных зонах 
скважин. 

Если газоконденсатное месторождение разрабатывается на исто-
щение, то конденсат в пласте выпадает повсеместно. Однако выпадаю-

щий конденсат зачастую мало изменяет коэффициент газонасыщенно-
сти всего пласта. Следовательно, при разработке газоконденсатного 
месторождения на истощение (при малом удельном содержании кон-

денсата в газе) фильтрационные течения могут рассматриваться в рам-

ках однофазных течений, так как выпадающий конденсат неподвижен. 

Малая конденсатонасыщенность пласта приводит к небольшим измене-
ниям его емкостных и фильтрационных параметров. Двухфазная фильт-
рация имеет место в призабойной зоне пласта. 

Фильтрационные течения газоконденсатных систем в пласте ана-
логичны течениям газированной жидкости. Эта аналогия позволила не-
которым исследователям предложить модели фильтрации газоконден-

сатных систем и вывести соответствующие дифференциальные 
уравнения. При этом они исходили из рассмотрения фильтрации бинар-
ной системы, оправдавшей себя при исследовании газированной жид-
кости. Интегрирование полученных дифференциальных уравнений по-
зволило найти решение некоторых задач установившегося притока 
газоконденсатных систем к скважине.  
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При решении проблемы максимизации добычи конденсата из 
пласта возникает необходимость поддержания пластового давления  
в процессе разработки газоконденсатного месторождения. Эффектив-
ность и целесообразность поддержания пластового давления зависят 
от содержания конденсата в газе, общих запасов газа и конденсата, 
глубины залегания пласта, географического местоположения про-
мысла, стоимости проходки скважин и сооружения объектов по под-

держанию давления, извлечению и переработке конденсата и других 
факторов. 

Поддержание пластового давления может осуществляться за-
качкой сухого (отбензиненного) газа или воды. Закачка сухого газа 
применяется в условиях, когда имеется возможность консервации за-
пасов газа данного месторождения в течение определенного времени. 

Возможность закачки воды зависит от наличия дешевых источников 
воды, приемистости нагнетательных скважин и степени неоднородно-
сти пласта по коллекторским свойствам. 

Каждый из методов поддержания пластового давления имеет 
свои преимущества и недостатки. Наибольшее извлечение конденсата 
достигается при обратной закачке сухого газа в пласт (сайклинг-
процесс). При этом процессе имеются системы добывающих и нагне-
тательных скважин. Из добывающих скважин извлекается жирный 

газ. Через нагнетательные скважины в пласт закачивается сухой газ. 
При этом преследуются следующие цели. Во-первых, закачка сухого 
газа позволяет поддерживать пластовое давление на уровне начально-
го (или давления начала конденсации). В результате ретроградные 
процессы не происходят до тех пор, пока поддерживается пластовое 
давление.  

Во-вторых, сухой газ вытесняет к скважинам жирный газ. Дан-

ный положительный фактор превращается затем в свою противопо-
ложность. Сухой газ по наиболее дренируемым участкам и пропласт-
кам избирательно прорывается к добывающим скважинам. Наступает 
момент, когда рециркуляция газа становится нерентабельной. Тогда 
разработка газоконденсатного месторождения продолжается на ре-
жиме истощения пластовой энергии. 

Основной недостаток этого процесса � относительно длительная 
(несколько лет) консервация запасов газа. Определенные преимуще-
ства в этом отношении имеет частичная закачка сухого газа, когда до-
бывается конденсат с одновременной подачей некоторой доли добы-
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того газа потребителю и закачкой остального сухого газа обратно  
в пласт. При частичной закачке сухого газа только его часть (40�80 % 

от общей добычи) закачивается обратно в пласт. Поэтому при частич-
ном поддержании давления оно уменьшается в процессе разработки  

с самого начала. Здесь выигрыш заключается в том, что запасы газа 
не консервируются, проигрыш � в достижении меньшего конечного 
коэффициента конденсатоотдачи пласта (по сравнению с поддержа-
нием давления на уровне начального). 

Для закачки сухого газа требуются компрессоры высокого дав-
ления, что в некоторых случаях может быть ограничивающим факто-
ром. При закачке сухого газа образуются целики жирного газа, про-
исходит прорыв в добывающие скважины сухого газа по отдельным 

высокопроницаемым и дренируемым пропласткам. Это, естественно, 
снижает эффективность процесса закачки сухого газа. Добыча кон-

денсата после прорыва в скважины сухого газа падает во времени 

(при постоянном отборе газа из месторождения). 
Относительно размещения добывающих и нагнетательных 

скважин на газоконденсатном месторождении, разрабатываемом  

с поддержанием пластового давления обратной закачкой сухого газа  
в пласт (сайклинг-процесс), имеются определенные рекомендации. 

Цепочки или батареи добывающих и нагнетательных скважин следует 
располагать на как можно больших расстояниях друг от друга для 
достижения наибольшего коэффициента охвата процессом вытесне-
ния по площади.  

Наилучшие результаты достигаются при размещении скважин, 

например, вблизи границ пласта. Однако при этом не учитывается 
предстоящий период разработки месторождения на истощение.  
Так, скважины, расположенные вблизи границы раздела «газ � вода», 

быстро обводнятся. Добавим, что увеличение расстояний между до-
бывающими и нагнетательными скважинами приводит к значитель-
ным потерям давления в пласте, а следовательно, к ретроградным по-
терям конденсата. Эти недостатки в значительной мере устраняются, 
если добывающие и нагнетательные скважины при обратной закачке 
сухого газа располагать так, как в вариантах площадного заводнения 
нефтяных месторождений (рис. 12.1 и 12.2). 

Некоторые исследователи предлагают размещать нагнетатель-
ные скважины на своде, а добывающие � на периферии структуры. 

Считается, что в этом случае за счет разности плотностей сухого  
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и жирного газов можно достичь увеличения коэффициента охвата. 
Однако расположение добывающих скважин на периферии вследст-
вие неравномерности дренирования по толщине и неоднородности 

пласта по коллекторским свойствам может привести к преждевремен-

ному их обводнению.  

Размещение же нагнетательных скважин на периферии создает 
«барьер» давления, который препятствует поступлению воды в залежь. 

 

Рис. 12.1. Пятиточечная схема размещения  
при обратной закачке сухого газа в пласт:  

1 � нагнетательные; 2 � добывающие скважины 

 

Рис. 12.2. Семиточечная обращенная схема  
расположения скважин при обратной закачке  

сухого газа в пласт 
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При разработке нефтяных месторождений с применением пло-
щадного заводнения для уменьшения обводнения и увеличения нефте-
отдачи изменяют направление вытеснения в результате изменения ре-
жимов закачки и отбора, избирательного отключения скважин и т. д. 

Использование такого метода регулирования разработки при обрат-
ной закачке газа также может дать большой эффект в случае, если до-
бывающие и нагнетательные скважины располагать, как в вариантах 
площадного заводнения нефтяных месторождений. 

Пусть имеем два элемента пятиточечной системы поддержания 
пластового давления в газоконденсатной залежи (рис. 12.3). Добы-

вающими служат скважины А, В, С, D, E, F, нагнетательными � М и N.  

 

Рис. 12.3. Границы раздела жирного и сухого газов  
при использовании в качестве нагнетательных скважин М и N 

На рис. 12.3 показаны положения границы раздела между жир-
ным и сухим газами на момент прорыва сухого газа в добывающие 
скважины. Образующиеся при этом целики жирного газа заштрихо-
ваны. Для их вымывания требуется длительная прокачка сухого газа 
через пласт. Предположим, что добывающую скважину F превратили 

в нагнетательную.  

На рис. 12.4. она приведена вместе с соседними добывающими 

скважинами и примыкающими к ней целиками газа.  
Границу закачанного сухого газа в скважину F изобразили в ви-

де окружности (без учета языкообразования). Тогда заштрихованные 
участки на рис. 12.4 характеризуют дополнительную добычу жирного 
газа из ранее сформировавшихся целиков газа. 

 



 382

 

Рис. 12.4. Граница раздела жирного и сухого газов  
окружность) после перевода добывающей  

скважины F в нагнетательную 

Данным примером регулирования мы ограничимся, хотя можно 
было бы привести и другие аналогичные варианты воздействия на 
процесс обратной закачки сухого газа в пласт. Противопоказания 
процессу обратной закачки сухого газа в пласт � специфические осо-
бенности геологического строения залежи. Так, при резкой литологи-

ческой изменчивости коллектора, неравномерной трещиноватости не 
обеспечивается высокий коэффициент охвата вытеснением жирного 
газа сухим. Сухой газ быстро прорывается в добывающие скважины, 

и эффективность процесса резко снижается. 
При заводнении газоконденсатного пласта может реализоваться 

законтурное или внутриконтурное заводнение (рис. 12.5 и 12.6).  

В первом случае нагнетательные скважины располагаются за внеш-

ним контуром газ�вода; во втором � в пределах площади газоносно-
сти. В последнем случае целесообразно нагнетание воды вблизи кон-

такта газ�вода. 

 

Рис. 12.5. Размещение скважин при законтурном заводнении  

газоконденсатной залежи:  

1 � нагнетательные скважины; 2 � добывающие 
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а) б) 
Рис. 12.6. Схемы внутриконтурного заводнения газоконденсатной 

залежи при наличии контурной (а) или подошвенной (б) воды. 

Скважины: 1 � добывающие; 2 � нагнетательные 

При закачке воды возможно преждевременное обводнение за-
лежи и скважин вследствие неоднородности параметров пласта по 
площади и толщине, а также неравномерного дренирования отдель-
ных пачек, пропластков. Процесс неравномерного дренирования за-
лежи в добывающих скважинах осложняется неравномерной закачкой 

воды по вскрытой толщине пласта в нагнетательных скважинах. Кро-
ме того, при закачке воды за фронтом вытеснения остается газ при 

высоком пластовом давлении, что способствует снижению коэффици-

ентов газо- и конденсатоотдачи пласта. 
Закачка воды имеет и положительные стороны. При закачке во-

ды с самого начала разработки месторождения газ подается потреби-

телю. Так как давление поддерживается на определенном уровне (оп-

тимальное поддерживаемое давление как при закачке газа, так и при 

закачке воды определяется технико-экономическими расчетами), то 
оттягивается срок сооружения дожимной компрессорной станции. 

Постоянство поддерживаемого пластового давления также обеспечи-

вает стабильную добычу конденсата. 
Особенности газоконденсатных систем необходимо учитывать 

при проектировании систем сбора, транспортировки, извлечения кон-

денсата и обработки газа. Эти особенности отражаются в расчетах 
движения двухфазных систем в стволе скважин и газосборных сетях, 
в установлении оптимальных технологических параметров, характе-
ризующих работу установок обработки газа. 
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Большинство исходных геолого-физических данных, необходи-

мых для проектирования разработки газоконденсатного месторожде-
ния на истощение, аналогично исходным данным, используемым при 

проектировании разработки газовых месторождений. При рассмотре-
нии вариантов разработки газоконденсатного месторождения с под-

держанием пластового давления закачкой сухого газа или воды тре-
буется большая степень достоверной информации о геологическом 

строении залежи, изменении коллекторских свойств по площади  

залежи и по толщине пласта, характеристика водонапорной системы  

и данные о параметрах водоносного пласта. К числу дополнительных 
исходных параметров относятся данные о приемистости нагнетатель-
ных скважин по газу или воде. Необходима также статистическая об-

работка кернового материала. В результате определяется функция 
распределения проницаемости, позволяющая рассчитывать, напри-

мер, эффективность процесса обратной закачки газа. 
Основные отличия в исходной информации, необходимой для 

проектирования разработки газоконденсатных месторождений, опре-
деляются особенностями поведения газоконденсатной системы при 

изменении давления и температуры. Эти особенности учитываются 
построением изотерм конденсации. При проектировании системы 

разработки месторождения и обустройства промысла наибольшее 
значение имеют пластовая изотерма конденсации и изотермы конден-

сации для различных возможных температур сепарации газа. 
Пластовая изотерма конденсации определяет количество выпа-

дающего в пласте конденсата в кубических сантиметрах из 1 м3
 газа 

при изменении среднего пластового давления в процессе разработки 

месторождения. Пластовая изотерма конденсации характеризует по-
тери конденсата в пласте при разработке месторождения на «истоще-
ние». 

В результате экспериментов на бомбе рVT устанавливают зави-

симости от давления потерь и выхода конденсата. Определяют дина-
мику выхода каждого компонента в отдельности. Находят конечный 

коэффициент извлечения конденсата при моделировании процесса 
разработки газоконденсатного месторождения в режиме истощения 
пластовой энергии. 

При помощи изотерм конденсации в условиях различных темпе-
ратур сепарации газа определяется соответствующий каждой темпера-
туре выход конденсата. Технико-экономическими расчетами, осно-
ванными на учете добычи конденсата при различных температурах  
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сепарации, затрат на поддержание различных температур сепарации 

газа, а также температурного режима магистрального газопровода  
устанавливается оптимальная температура сепарации газа. Различают 
изотермы стабильного и нестабильного конденсата. В зависимости  

от решаемых задач используется изотерма контактной или дифферен-

циальной конденсации. Процессы, проходящие в пласте при разработ-
ке газоконденсатного месторождения на истощение, в наибольшей ме-
ре соответствуют дифференциальной конденсации. 

Показатели разработки газоконденсатного месторождения на 
истощение 

Газоконденсатные месторождения разрабатываются в режиме 
истощения пластовой энергии при небольшом содержании конденса-
та в газе, когда для дополнительного извлечения конденсата поддер-
живать давление в месторождении нецелесообразно, т. е. нерента-
бельно. 

Определение показателей разработки газоконденсатного место-
рождения на истощение мало отличается от соответствующих расче-
тов для газовых месторождений. Для определения зависимости изме-
нения во времени давления в залежи можно воспользоваться 
результатами дифференциальной конденсации на бомбе рVT или 

уравнением материального баланса для газоконденсатной залежи. 

Выпадение конденсата влияет на фильтрационные процессы  

в призабойной зоне скважин, на коэффициенты фильтрационных со-
противлений А и В в уравнении притока. 

Следует чуть подробнее остановиться на уравнении притока га-
зоконденсатной системы к скважине. Здесь отсутствует какой-либо 
устоявшийся подход к исследованию газоконденсатных скважин,  

к прогнозированию изменения в процессе разработки продуктивной 

характеристики скважины, в частности, изменения коэффициентов 
фильтрационных сопротивлений.  

Сложность задачи связана с постоянным выпадением конденса-
та в пласте и призабойной зоне. Выпадающий в призабойной зоне 
конденсат при определенной конденсатонасыщенности начинает при-

текать к скважине. Поэтому коэффициенты фильтрационных сопро-
тивлений А и В в уравнении притока постоянно изменяются. При этом 

эти изменения необходимо согласовать с динамикой притекающей  

в призабойную зону газоконденсатной системы переменного во вре-
мени состава. В такой постановке задача притока газоконденсатной 

системы к скважине не имеет замкнутого аналитического решения. 
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Поэтому наиболее строгий подход состоит, во-первых, в эксперимен-

тальном определении фазовых проницаемостей для газа и конденсата 
при пластовых давлениях и, во-вторых, в численном решении задачи 

нестационарного, неизометрического притока газоконденсатной сме-
си к системе эксплуатационных скважин в многокомпонентной по-
становке. При этом для газовой фазы учитывается отклонение от за-
кона Дарси, а для конденсата принимается справедливость этого 
закона. Чаще поступали следующим образом. По данным исследова-
ний газоконденсатных скважин при установившихся режимах фильт-
рации находили уравнения притока к отдельным скважинам в началь-
ные моменты освоения месторождения. Затем эти уравнения 
использовались в прогнозных расчетах, например, на среднюю сква-
жину. Газоконденсатные характеристики введенных в разработку ме-
сторождений оказывались такими, при которых указанный прибли-

женный подход в определенной мере оправдывал себя. 
Основное отличие в проектировании разработки газоконденсат-

ного месторождения на истощение от разработки чисто газового  
месторождения заключается в том, что определяются следующие  
дополнительные показатели разработки газоконденсатного месторо-
ждения: 

� возможные потери конденсата в пласте; 
� данные об изменении во времени добываемого количества  

и состава конденсата и газообразной фазы в продукции залежи. 

Ответ на первый вопрос позволяет установить целесообразность 
поддержания пластового давления или разработки месторождения на 
истощение пластовой энергии. Решение второй задачи необходимо 
при выборе метода переработки газа и конденсата и определении на-
правлений использования продуктов переработки. 

Наиболее достоверные результаты применительно к указанным 

задачам получаются на основе исследований рекомбинированной 

пробы пластового газа в бомбе рVT. Необходимая для расчетов ис-
ходная информация, полученная в результате экспериментов на бомбе 
рVT для одной из газоконденсатных систем, приведена в качестве 
примера на рис. 12.7�12.9. 

При этом данные, характеризующие залежь и газоконденсатную 

систему, следующие: начальное пластовое давление � 31,4 МПа; дав-
ление начала конденсации � 30 МПа; пластовая температура � 394 К; 

содержание конденсата (бутан плюс высшие) в газе в начальный мо-
мент времени при стандартных условиях � 904 см3

/м3
. 
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Рис. 12.7. Пластовая изотерма конденсации 

 

Рис. 12.8. Изменение молярного содержания Мк добываемой  

продукции в процессе разработки газоконденсатного месторождени 

 

Рис. 12.9. Зависимость коэффициента  
сверхсжимаемости газа от давления:  

1 � экспериментальные данные; 2 � расчетные данные 
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Расчет добычи конденсата 
Процессы, имеющие место в бомбе рVT, отождествляются с про-

цессами, проходящими в газоконденсатной залежи при разработке ее 
на истощение. Это означает, что давление на оси абсцисс (рис. 12.7) 

отождествляется со средними давлениями в залежи или средними 

давлениями в зоне дренирования в разные моменты времени. Тогда 
количество извлекаемого из залежи стабильного конденсата за любой 

i-й достаточно малый период разработки залежи, приведенное к атp   

и ,стT  находится по следующей очевидной формуле: 

 ,)(кк iiii QрqQ   (12.1) 

где iQк  и iQ  � соответственно добытые количества стабильного 
конденсата и газа за i-й интервал разработки (приведенные атp  и ;)стT  

iqк  � среднее содержание стабильного конденсата в добываемом газе 
за рассматриваемый период; iр  � среднее давление в залежи или дре-
нируемой зоне пласта на середину i-го интервала. 

Содержание стабильного конденсата в добываемом газе при не-
котором среднем пластовом давлении р  равняется: 

 ),()()( кпнкк рqрqрq   (12.2) 

где )( нк рq  � начальное потенциальное содержание стабильного кон-

денсата в газе (при начальном давление ),нр  в рассматриваемом при-

мере ;/мсм904)( 33
нк рq  )(кп рq  � потери стабильного конденсата  

в пласте при давлении ,р  которое определяется по изотерме диффе-
ренциальной конденсации, приведеной на рис. 12.7. 

Суммарное извлеченное из залежи количество стабильного кон-

денсата кQ  к n-му моменту определяется по формуле 

 .)()(
1
к

1
кк 




n

i
ii

n

i
i QрqQtQ      (12.3) 

Определение потерь конденсата 
Очевидно, что суммарная добыча конденста существенным об-

разом определяется суммарной добычей газа. Другими словами, ко-
эффициент конденсатоотдачи зависит от коэффициента газоотдачи. 

Выполним несложные преобразования выражения (12.3). Обе части 

соотношения (12.3) разделим на начальные запасы конденсата 
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.)( запнк Qрq  Кроме того, правую часть умножим и разделим на сум-

марное добытое количество газа: 
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или  
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где к  � коэффициент конденсатоотдачи пласта; г  � коэффициент 
газоотдачи. 

Физический смысл кq  � среднее содержание конденсата в добы-

том с начала разработки газе. 
Расчет текущего и конечного коэффициентов конденсатоотдачи 

целесообразно проводить по формуле (12.4) с использованием необ-

ходимых для этого эксперементальных данных исследований на бом-

бе рVT. Тогда в первом случае в формуле (12.4) n относится к теку-
щему моменту времени, во втором � к конечному. 

В формулу (12.4) входит коэффициент газоотдачи пласта. Он 

определяется системой разработки месторождения, режимом разра-
ботки. 

Основными физическими параметрами, влияющими на коэффи-

циент конденсатоотдачи, являются: 1) метод разработки месторожде-
ния (с поддержанием или без поддержания пластового давления);  
2) потенциальное содержание конденсата (С5+) в газе; 3) удельная по-
верхность пористой среды; 4) групповой состав и физические свойст-
ва конденсата (молекулярная масса и плотность); 5) начальное давле-
ние и температура.  

Наиболее высокий коэффициент конденсатоотдачи достигается 
при поддержании начального пластового давления в процессе отбора 
пластового газа. В этом случае он может достигать 85 % при поддер-
жании давления с помощью газообразного рабочего агента и 75 %  

при поддержании давления при закачке воды в залежь [30, 32, 33].  
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ÐÀÇÄÅË V. ÎÕÐÀÍÀ ÍÅÄÐ È ÎÊÐÓÆÀÞÙÅÉ ÑÐÅÄÛ 

В соответствии с основами законодательства Республики Бела-
русь, Кодексом о недрах, Кодексом о земле и Водным кодексом, дей-

ствующими положениями Департамента по надзору за безопасным  

ведением работ в промышленности и атомной энергетике при Мини-

стерстве чрезвычайных ситуаций Республики Беларусь, постановле-
ниями Министерства природных ресурсов и охраны окружающей сре-
ды, направленными на сохранение окружающей среды и улучшение 
использования природных ресурсов, разведка, разбуривание и разра-
ботка нефтяных месторождений должны осуществляться при полном  

и строжайшем соблюдении мер по охране недр и окружающей среды. 

Проектно-сметная документация на строительство разведочных, экс-
плуатационных и других скважин, бурящихся на нефтяных месторож-

дениях, должна содержать специальный раздел по охране недр и окру-
жающей среды. 

Охрана недр предусматривает осуществление комплекса меро-
приятий, направленных на предотвращение потерь нефти в недрах 
вследствие низкого качества проводки скважин, нарушений техноло-
гии разработки нефтяных залежей и эксплуатации скважин, приводя-
щих к преждевременному обводнению или дегазации пластов, а также 
из-за перетока жидкости между продуктивными и соседними горизон-

тами, разрушения нефтесодержащих пород, обсадной колонны и це-
мента за ней и т. п. 

Охрана окружающей среды предусматривает мероприятия, на-
правленные на обеспечение безопасности населенных пунктов, ра-
циональное использование земель и вод, предотвращение загрязнения 
поверхности и подземных вод, воздушного бассейна, сохранение лес-
ных массивов, заповедников, охранных зон и т. п. 

Ответственность за охрану недр и окружающей среды возлага-
ется на руководителей предприятий (структурных подразделений 

производственных предприятий), осуществляющих разведку, разбу-
ривание и разработку нефтяных месторождений.  

Контроль за выполнением правил, положений, норм и инструк-
ций по охране окружающей среды при разведке, разбуривании и раз-
работке нефтяных месторождений осуществляется Министерством 

природных ресурсов и охраны окружающей среды Республики Бела-
русь, его местными органами, а также местными органами санитарно-
эпидемиологической службы. 
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Контроль за выполнением правил, положений, норм и инструк-
ции по охране недр возложен на указанный Департамент и его терри-

ториальные органы. Предписания органов данного Департамента обя-
зательны для всех предприятий и организация, осуществляющих 
разведку, разбуривание и разработку нефтяных месторождений. 

Охрана недр и окружающей среды в процессе разбуривания 
нефтяного месторождения 

При бурении скважин на нефтяных месторождениях должны 

быть приняты меры, обеспечивающие: 
� предотвращение открытого фонтанирования, грифонообразо-

вания, поглощений промывочной жидкости, обвалов стенок скважин 

и межпластовых перетоков нефти, воды и газа в процессе проводки, 

освоения и последующей эксплуатации скважин; 

� надежную изоляцию в пробуренных скважинах нефтеносных, 
газоносных и водоносных пластов по всему вскрытому разрезу; 

� необходимую герметичность всех технических и обсадных ко-
лонн труб, спущенных в скважину, их качественное цементирование; 

� предотвращение ухудшения коллекторских свойств продук-
тивных пластов, сохранение их естественного состояния при вскры-

тии, креплении и освоении.  

 Пласты с признаками нефтегазоносности, обнаруженные в про-
цессе бурения скважины по данным керна, каротажа и непосредст-
венных нефтегазопроявлений, должны быть изучены с целью опреде-
ления возможности получения из них промышленных притоков 
нефти и газа. Пласты с благоприятными показателями должны быть 
обязательно взяты на учет. При прохождении их скважинами должны 

быть приняты меры по охране недр. 
В процессе разведки при подготовке месторождений к разработ-

ке необходимо опробовать все пласты, нефтегазоносность которых 
отмечена по результатам анализа шлама, образцов пород и геофизи-

ческих исследований. В случае получения при опробовании этих пла-
стов воды на них должны быть проведены исследовательские работы, 

уточняющие источник поступления воды, и при необходимости по-
вторное опробование после изоляционных работ. 

Вскрытие пластов с высоким давлением, которое может привес-
ти к угрожающим выбросам или открытым фонтанам, необходимо 
проводить при установленном на устье скважин противовыбросовом 

оборудовании с применением промывочной жидкости в соответствии 

с техническим проектом на бурение скважин. 
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Противовыбросовое оборудование и его обвязка должны монти-
роваться в соответствии с типовой схемой, утвержденной руково-
дством нефтегазодобывающего предприятия и согласованной с орга-
нами соответствующего Департамента и специальными службами  
по предупреждению возникновения и ликвидации открытых газовых  
и нефтяных фонтанов. Обвязка превенторов должна обеспечивать воз-
можность промывки скважины с противодавлением на пласты. Перед 
установкой противовыбросовое оборудование должно быть испытано 
на пробное давление, указанное в паспорте. После установки превен-
тора на устье скважина опрессовывается на давление, величина кото-
рого определяется максимальным давлением, ожидаемым на устье 
скважины при возможным открытом фонтанировании. 

Эксплуатационные объекты месторождения следует разбуривать 
при обеспечении всех необходимых мер по предотвращению возмож-
ного сообщения с ниже или вышезалегающими объектами разработ-
ки. При первоочередном разбуривании нижних пластов должны быть 
предусмотрены все необходимые технические мероприятия, гаранти-
рующие успешную проводку скважин через верхние продуктивные 
пласты (предотвращающие нефтяные или газовые выбросы и откры-
тые фонтаны, а также глинизацию верхних пластов и ухудшение их 
естественной проницаемости). 

В скважинах, проводимых на нижележащие пласты, должны 
быть осуществлены технические мероприятия по предупреждению 
ухода промывочной жидкости в верхние пласты. При уходе промы-
вочной жидкости в разрабатываемые верхние пласты эксплуатация 
добывающих скважин, ближайших к бурящейся, должна быть пре-
кращена до окончания ее бурения или спуска промежуточной колон-
ны, перекрывающей эксплуатируемый пласт. 

Перфорация и торпедирование скважин должны производиться 
при строгом соблюдении действующих инструкций.  

Для предотвращения снижения проницаемости призабойной зоны 
скважин в результате длительного воздействия на них воды или глини-
стого раствора после окончания бурения скважин и перфорации колон-
ны должны быть приняты меры по немедленному освоению скважин. 
Временное бездействие скважин, связанное с отставанием обустройства 
площадей, допускается только при условии заполнении ствола скважи-
ны (или хотя бы его нижней части) пластовой жидкостью. 

В разведочной скважине, имеющей эксплуатационную колонну, 
последовательное опробование нескольких нефтеносных пластов про-
изводится раздельно «снизу-вверх». После окончания опробования 
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очередного пласта его изолируют путем установки цементного моста 
(или других технических средств) с последующей проверкой его ме-
стоположения и герметичности снижением уровня и опрессовкой. 

В скважинах, не законченных бурением по техническим причи-

нам (вследствие аварий или низкого качества проводки), в пройденном 

разрезе которых установлено наличие нефтегазоводоносных пластов, 
необходимо произвести изоляционные работы в целях предотвраще-
ния межпластовых перетоков нефти, воды и газа. 

В процессе бурения и освоения разведочных, эксплуатационных 
(добывающих) и нагнетательных скважин должен быть проведен 

комплекс геофизических, гидродинамических и других исследований 

в соответствии с проектом бурения скважины, утвержденными про-
ектными документами на разработку и проектами на строительство 
скважин. 

Мероприятия по охране окружающей среды в процессе разбури-

вания нефтяных месторождений должны быть направлены на предот-
вращение загрязнений земли, поверхностных и подземных вод буровы-

ми растворами, химреагентами, нефтепродуктами, минерализованными 

водами. Они включают в себя: 
� планировку и обваловку буровых площадок, емкостей с неф-

тепродуктами и химреагентами, использование для хранения буровых 
растворов и шлама разборных железобетонных емкостей или земля-
ных амбаров с обязательной гидроизоляцией их стенок и днища; 

� многократное использование бурового раствора, нейтрализа-
цию, сброс в поглощающие горизонты или вывоз его и шлама в спе-
циально отведенные места; 

� рациональное использование и обязательную рекультивацию 

земель после бурения скважин. 

Охрана недр и окружающей среды при разработке нефтяных  
месторождений 

Разработка нефтяного месторождения в целом и каждого от-
дельного объекта осуществляется в соответствии с утвержденными 

проектными документами.  

Вносимые в процессе эксплуатации месторождения (залежи), не 
предусмотренные проектом предложения по совершенствованию сис-
темы разработки, ведущие к изменению принятых проектных поло-
жений по количеству добывающих и нагнетательных скважин, уров-
ней добычи нефти и закачки воды, могут внедряться только после 
переутверждения проектного документа. 
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Промышленная разработка нефтяных и нефтегазовых месторо-
ждений допускается только при условии, когда добываемый вместе  
с нефтью газ используется или в целях временного хранения закачи-
вается в специальные подземные газохранилища, в разрабатываемые 
или подлежащие разработке нефтяные пласты. 

В процессе промышленной разработки нефтяных месторожде-
ний должны быть обеспечены сбор и использование добываемых 
вместе с нефтью газа, конденсата и сопутствующих ценных компо-
нентов и воды в объемах, предусмотренных в утвержденном техноло-
гическом проектном документе. Проект обустройства нефтяного ме-
сторождения под промышленную разработку может быть принят  
к утверждению только в случае, когда в нем решены вопросы сбора  
и рационального использования нефтяного газа. 

На разрабатываемых месторождениях (залежах) должен прово-
диться обязательный комплекс исследований и систематических  
измерений по контролю разработки, соответствующий утвержденно-
му принципиальному комплексу гидродинамических и промыслово-
геофизических исследований и измерений, удовлетворяющих требо-
ваниям утвержденного проектного документа на разработку.  

В этот комплекс должны быть включены исследования по свое-
временному выявлению скважин � источников подземных утечек  
и межпластовых перетоков.  

Добывающие и нагнетательные скважины должны эксплуатиро-
ваться в соответствии с технологическим режимом, утвержденным  
в установленном порядке. Освоение и эксплуатация добывающих и на-
гнетательных скважин должны производиться при соответствующем 
оборудовании устья скважины, которое должно предотвращать воз-
можность выброса и открытого фонтанирования нефти и газа, потерь 
нагнетаемой воды. 

Эксплуатация дефектных добывающих и нагнетательных сква-
жин (с нарушенной герметичностью эксплуатационных колонн, отсут-
ствием цементного камня за колонной, пропусками фланцевых соеди-
нений и т. д.) не допускается. В виде исключения эксплуатация 
дефектных скважин может быть разрешена нефтедобывающим пред-
приятием по согласованию с Департаментом по надзору за безопасным 
ведением работ в промышленности и атомной энергетике при Мини-
стерстве чрезвычайных ситуаций Республики Беларусь. Одновременно 
с выдачей такого разрешения утверждаются специальные режимы экс-
плуатации этих скважин, обеспечивающие охрану недр и окружающей 
среды, а также план ремонтно-восстановительных работ. 
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В районе дефектных скважин необходимо осуществлять посто-
янный контроль с целью принятия соответствующих мер по охране 
недр. 

При проведении мероприятий по повышению производительно-
сти нефтяных скважин путем воздействия на призабойную зону пла-
ста должна быть обеспечена сохранность колонны обсадных труб  

и цементного кольца выше и ниже продуктивного горизонта. 
В скважинах, где раздел между нефтеносными и газоносными, 

нефтеносными и водоносными пластами невелик, мероприятия по ин-

тенсификации добычи должны производиться при условии создания 
допустимого перепада давления на перемычку. 

Если до обработки призабойной зоны выноса породы и разруше-
ния пласта не наблюдалось, а после обработки началось интенсивное 
поступление породы пласта в скважину, необходимо прекратить или 

ограничить отбор нефти из скважины и осуществить технические ме-
роприятия по ограничению доступа породы пласта в ствол скважины. 

Практическому осуществлению любого метода интенсификации 

добычи нефти на каждом новом нефтяном месторождении должны 

предшествовать экспериментальные исследования в процессе обосно-
вания основных параметров процесса, соблюдение которых обеспе-
чивает сохранность колонны и цементного кольца скважины. 

Освоение скважин после бурения, подземного и капитального 
ремонта следует производить при оборудовании устья скважины гер-
метизирующим устройством, предотвращающим разлив жидкости, 

открытое фонтанирование. 
При обводнении эксплуатационных (добывающих) скважин по-

мимо контроля за обводненностью их продукции необходимо прово-
дить специальные геофизические и гидрогеологические исследования 
с целью определения места притока воды в скважину через колонну, 
источника обводнения и глубины его залегания. 

Решение вопроса о прекращении эксплуатации добывающей 

скважины должно приниматься в соответствии с действующим поло-
жением по определению предела разработки нефтяного месторожде-
ния и эксплуатации скважин.  

Если в процессе разработки месторождения появились признаки 

подземных утечек и межпластовых перетоков нефти, газа и воды, ко-
торые могут привести к безвозвратным потерям нефти и газа в недрах, 
то нефтегазодобывающие предприятия обязаны установить и ликвиди-

ровать причину неуправляемого движения пластовых флюидов. 
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На нефтяных месторождениях с большим содержанием сероводо-
рода при бурении скважин, добыче, сборе и транспорте нефти и попут-
ного газа должны выполняться требования действующей инструкции  

по безопасности работ при разработке нефтяных, газовых и газоконден-

сатных месторождений, содержащий сероводород.  
Мероприятия по охране окружающей среды при разработке 

нефтяных месторождений должны быть направлены на предотвраще-
ние загрязнения земли, поверхности и подземных вод, воздушного 
бассейна нефтепродуктами (жидкими и газообразными), промысло-
выми сточными водами, а также на рациональное использование  
земель и пресных вод. Они включают в себя: 

� полную утилизацию промысловой сточной воды путем ее за-
качки в продуктивные или поглощающие пласты; 

� при необходимости � обработку закачиваемой в продуктивные 
пласты воды антисептиками с целью предотвращения ее заражения 
сульфатовосстанавливающими бактериями, приводящими к образо-
ванию сероводорода в нефти и в воде; 

� использование герметизированной системы сбора, промысло-
вого транспорта и подготовки продукции скважин; 

� полную утилизацию попутного газа, использование замкнутых 
систем газоснабжения при газлифтной эксплуатации скважин; 

� быструю ликвидацию аварийных разливов нефти, строитель-
ство нефтеловушек на реках, в местах ливневых стоков; 

� создание сети контрольных пунктов для наблюдения за соста-
вами поверхностных и подземных вод; 

� исключение при нормальном ведении технологического про-
цесса попадания в землю, в поверхностные и подземные воды питье-
вого водоснабжения ПАВ, кислот, щелочей, используемых для повы-

шения нефтеотдачи; 

� применение антикоррозионных покрытий, ингибиторов для 
борьбы с солеотложениями и коррозией нефтепромыслового обору-
дования; 

� организацию регулярного контроля за состоянием скважин  

и нефтепромыслового оборудования [1].  
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