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ПРЕДИСЛОВИЕ 

Высокий уровень добычи нефти, в первую очередь, обусловлен 

освоением новых нефтедобывающих регионов и вводом в разработку 
крупных высокопродуктивных месторождений. Однако их количест-
во в мире неуклонно сокращается. Вместе с тем искусственное  
воздействие на нефтяные пласты и внедрение новых высокоэффек-
тивных технологий является одним из главных условий, способст-
вующих росту добычи нефти. В этом отношении нефтяная промыш-

ленность и наука достигли значительных успехов.  
Извлечение остаточных и вновь вводимых в разработку трудно 

извлекаемых запасов связано со значительным осложнением процессов 
разработки пластов, строительства и эксплуатации скважин. Разработка 
этих запасов с применением обычной технологии заводнения характе-
ризуется низкими темпами добычи и коэффициентами извлечения угле-
водородов из пласта. Наблюдается резкий рост обводнения скважин, 

сопровождающийся ухудшенными технико-экономическими показате-
лями. Традиционные методы и технологии разработки с заводнением во 
многих случаях оказываются недостаточно эффективными.  

Данная ситуация характерна для многих ведущих нефтедобы-

вающих стран мира, которые испытывают такую угрозу.  
Учитывая реально сложившуюся обстановку, характеризую-

щуюся падением добычи нефти при росте ее потребления, следует 
признать, что только широкомасштабное, повсеместное внедрение 
новых технологий, существенно повышающих эффективность обыч-
ного заводнения, позволит уменьшить темп падения добычи нефти. 

Поэтому во всем мире с каждым годом возрастает внимание к мето-
дам повышения нефтеотдачи пластов.  

Целью настоящего практикума является более углубленное изу-
чение основ применения технологий повышения нефтеотдачи пла-
стов, формирование практических навыков расчета технологических 
показателей, а также организация учебного процесса при проведении 

практических занятий.  

При написании данного практикума использовались методики, 

изложенные в трудах таких авторов, как Ю. П. Желтов, В. Д. Лысеко, 
Р. Х. Муслимов, Ш. К. Гиматутдинов и др. 
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1. ОБЩИЕ ПОНЯТИЯ О НЕФТЕОТДАЧЕ 

1.1. Факторы, влияющие на коэффициент  
нефтеотдачи и заводнение пластов 

Коэффициент нефтеотдачи определяется отношением балансо-
вых (извлекаемых) запасов нефти к начальным и показывает количе-
ство нефти, которое можно извлечь из недр при существующих мето-
дах эксплуатации. Конечный коэффициент нефтеотдачи – это 
отношение извлеченных запасов нефти (добытого количества нефти 

за весь срок разработки) к балансовым запасам: 

 ./ н.бн.и QQ  

Поскольку заводнение в настоящее время является основным 

методом искусственного воздействия на нефтяные пласты, оптимиза-
ция этого процесса, в том числе с применением методов физико-
химического воздействия, позволяет существенно увеличить количе-
ство извлекаемой нефти. 

Эффективность заводнения любого нефтеносного пласта харак-
теризуется тремя основными коэффициентами: 

– коэффициентом дренирования ),( дрK  который определяет до-
лю нефтенасыщенного объема залежи, где обеспечена фильтрация 
жидкостей имеющейся системой скважин: 

 ;залдрдр VVK   

– коэффициентом охвата пластов заводнением, который опреде-
ляет долю дренируемого нефтенасыщенного объема залежи, охвачен-

ного (занятого) водой: 

 ;дрзавохв VVK   

– коэффициентом вытеснения нефти водой из пористой среды, 

который определяет степень замещения нефти водой в пористой сре-
де св(  – начальная насыщенность пористой среды водой; ост н.  – ос-
таточная нефтенасыщенность пористой среды в зоне, занятой водой): 

 .
1

1

св

ост н.св
выт 


K  
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Указанные коэффициенты характеризуют и нефтеотдачу пласта 
в целом, так как коэффициент нефтеотдачи можно выразить через их 
произведение: 
 .вытдрохв KKK  

На показатели эффективности заводнения оказывают существен-
ное влияние природные факторы. К числу основных следует отнести: 
неоднородность пластов, соотношение вязкостей нефти и вытесняющей 
жидкости в пластовых условиях, структурно-механические свойства 
нефти, смачиваемость породы насыщающими ее флюидами, структуру 
пористой среды и др. Последние два параметра характеризуют величи-
ну капиллярного давления и относительные проницаемости. 

Под неоднородностью пластов понимают литолого-физическую 
изменчивость основных параметров пласта по площади и разрезу: 
проницаемости, пористости, эффективной толщины, прерывистости 
нефтенасыщенности и др. 

Ряд авторов предлагают выделять зональную и вертикальную не-
однородность по разрезу, а также оценивать и сопоставлять прерыви-
стость различных пластов между собой. Прерывистость пласта может 
существенно повлиять на разработку месторождения. Если значитель-
ная часть объема пласта представлена отдельными изолированными 
линзами, то это может сказаться не только на конечной нефтеотдаче за 
счет снижения коэффициента охвата, но и на текущей добыче вследст-
вие снижения коэффициента воздействия на пласт. 

Важными показателями литологии пласта являются коэффици-
енты песчанистости, расчлененности разреза, а также степень анизо-
тропии.  

В реальных слоисто-неоднородных пластах при наличии гидроди-
намической связи между слоями эффективность вытеснения нефти водой 
зависит не только от степени неоднородности пласта и вязкости нефти.  
В этом случае механизм вытеснения нефти осложнен капиллярными и 
гидродинамическими перетоками между пропластками. Влияние степени 
неоднородности коллектора на коэффициент охвата неоднозначно и за-
висит от величины соотношения подвижностей воды и нефти: 

 ,
нн

вв
0 




k

k
 

где 0  – коэффициент подвижности; вk  и нk  – фазовые проницаемо-
сти для воды и нефти; н  и в  – вязкости нефти и воды в пластовых 
условиях. 
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При малых значениях коэффициента подвижности влияние неод-
нородности проявляется в большей степени для резко неоднородных 
пластов. Если же коэффициент подвижности 0 > 30, то охват пласта 
заводнением в большей мере зависит от степени неоднородности. 

Отмеченную особенность взаимосвязи неоднородности пласта и 

коэффициента подвижности необходимо учитывать при выборе объек-
тов для применения методов увеличения нефтеотдачи. При полимер-
ном воздействии, например, закачиваемая в пласт вода, загущенная 
полимерами, выравнивает не только подвижности, но и неоднород-
ность в результате адсорбции полимера в пористой среде, что приво-
дит к благоприятному перераспределению потоков в пласте и к повы-

шению нефтеотдачи. 

Анализ опыта разработки нефтяных месторождений позволяет 
количественно оценить влияние параметра 0 на динамику отбора 
жидкости из пласта и нефтеотдачу. Прослеживается довольно четкая 
зависимость между вязкостью нефти и эффективностью вытеснения 
ее водой.  

Влияние соотношения вязкостей на динамику отбора воды и 

нефти из пласта особенно сильно проявляется в безводный период 

эксплуатации, характеризуя безводную нефтеотдачу и показатели 

разработки в области низких значений .0  При разработке месторож-

дений, где 300   к моменту накопления воды в два раза меньше, чем 

отобрано нефти, из пласта добывается 90 % и более извлекаемых за-
пасов нефти. С увеличением параметра 0  резко возрастает объем 

добываемой с нефтью воды. При разработке месторождений с высо-
ковязкими нефтями )30( 0   суммарное количество добываемой во-
ды может в 10 и более раз превышать количество добытой нефти. 

Снижение величины параметра 0  в два раза приводит к увеличению 

нефтеотдачи в среднем на 5 %. 

Влияние структурно-механических свойств нефти может пере-
крыть по своей значимости все остальные факторы. Наличие вязко-
пластичных свойств существенно влияет на эффективность процесса 
вытеснения нефти из пласта. Разработка месторождений, содержащих 
неньютоновские нефти, сопровождается существенными осложне-
ниями и низким коэффициентом нефтеотдачи. Сопоставление показа-
телей разработки месторождений, насыщенных аномальной нефтью и 

вязкой, указывает на имеющиеся особенности и различия в разработ-
ке этих двух типов месторождений. Заводнение пластов, насыщенных 
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неньютоновской нефтью, приводит, как правило, к преждевременно-
му прорыву закачиваемой воды и к значительному снижению коэф-

фициента текущей и конечной нефтеотдачи. 

Роль капиллярных сил в процессах течения несмешивающихся 
жидкостей в неоднородной пористой среде достаточно велика. Из-
вестно, что интенсивность проявления капиллярных сил в основном 

зависит от величины напряжения смачивания. Поверхностное натя-
жение   системы «вода–нефть» меняется слабо и может быть легко 
измерено. Смачиваемость же породы, характеризуемая краевым уг-
лом ,  может меняться в очень широких пределах и, по существу, 
предопределяет характер капиллярных процессов. Но этим не исчер-
пывается роль смачиваемости. Ряд авторов отмечают, что фазовые 
проницаемости для фильтрующихся жидкостей при одной и той же 
насыщенности в сильной степени зависят от смачиваемости породы.  

На основе анализа экспериментальных данных можно сделать 
однозначный вывод: из гидрофильного пласта нефть извлекается при 

более низком водонефтяном факторе и, следовательно, меньшим ко-
личеством нагнетаемой воды, чем из гидрофобной среды. Таким об-

разом, при прочих равных условиях вытеснение смачивающей жид-

кости несмачивающей жидкостью менее эффективно, чем вытеснение 
несмачивающей жидкости смачивающей жидкостью. 

От смачиваемости породы пласта в значительной степени зави-

сят характер распределения нефтеводонасыщенности, нефтеотдача  
и количество связанной воды.  

1.2. Типовые задачи разработки нефтяных  

месторождений 

1.2.1. Определение продолжительности разработки 

нефтяной залежи 

Задача 1.1. Определить продолжительность разработки круго-
вой залежи нефти при следующих условиях: радиус начального кон-

тура нефтеносности нR  = 3000 м; радиусы эксплуатационных рядов: 
1R  = 2400 м, 2R  = 2000 м, 3R  = 1600 м; расстояние между скважинами 

в рядах 2  300 м; в центре – одна скважина с радиусом cr  0,01 м; 

мощность пласта h  10 м; пористость пласта m = 12 %. Каждая сква-
жина работает с допустимым дебитом q = 50 м3

/сут. На первом этапе 
разработки все ряды работают одновременно. На втором этапе из экс-
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плуатации исключается первый ряд; на третьем – работают только 
третий ряд и центральная скважина. 

Решение 
1. Рассчитываем запасы нефти, извлекаемые каждым рядом 

скважин за весь период разработки залежи: 

 66222
1

2
н1 1021,1212,01010)4,23(14,3)(  hmRRV  м3

; 

 66222
2

2
12 1063,612,01010)0,24,2(14,3)(  hmRRV  м3

; 

 66222
c

2
34 106,912,01010)01,06,1(14,3)(  hmrRV  м3

. 

2. Рассчитываем число скважин в каждом ряду: 
 ;50300/240014,3222 11  Rn  

 ;42300/200014,3222 22  Rn  

 .34300/160014,3222 33  Rn  

3. Рассчитываем суммарный дебит ряда: 
 2500505011  qnQ  м3

/сут; 

 2100425022  qnQ  м3
/сут; 

 1700345033  qnQ  м3
/сут. 

4. Рассчитываем суммарный дебит всех скважин по этапам раз-
работки: 

    6350)1344250(501321Р1
 nnnqQ м3

/сут; 

    3850)13442(50132Р2
 nnqQ  м3

/сут; 

    1750)134(5013Р3
 nqQ  м3

/сут. 

5. Общие запасы нефти, извлекаемые из залежи за весь период 

разработки: 

  1087,33)6,943,563,621,12(10 66
4321общ  VVVVV  м3

. 
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6. Продолжительность этапов разработки: 

 1923=6350/ 1012,21=/ 6
P11 1

 QVt  сут; 

 1722=3850/ 106,63=/ 6
P22 2

 QVt  сут; 

 3103=1750/ 105,43=/ 6
P33 3

 QVt  сут. 

7. Общая продолжительность разработки: 

 18,5 = сут 6748 =3103+1722+1923=++ 321общ tttt   лет. 

1.2.2. Определение времени прорыва воды  

к эксплуатационным скважинам  

и обводненной площади залежи 

Задача 1.2. Для поддержания давления в нефтяной пласт закачи-

вается вода через нагнетательную скважину в объеме нq  1000 м3
/сут. 

Дебит близлежащей эксплуатационной скважины эq  100 м3
/сут, мощ-

ность пласта h 8 м, коэффициент пористости коллектора m = 0,2.  

Расстояние между эксплуатационной и нагнетательной скважинами 

2  500 м. Требуется определить время обводнения эксплуатационной 

скважины и обводненную площадь. 
Решение 
Время прорыва воды к эксплуатационной скважине 0t  определя-

ется по формуле (1.1): 

 ,ln
)(

4

э

н

эн

1
2

0
q

q

qq

hm
t




  (1.1) 

где 1m  – пористость пласта с учетом коэффициента использования по-
рового пространства .  Принимаем   0,5. Тогда m1 = 0,2 · 0,5 = 0,1.  

Подставив имеющиеся данные в формулу (1.1), получим: 

 163
100

1000
ln

)1001000(14,3

81,02504 2

0 



t  сут. 

За этот промежуток времени обводненная площадь составит: 

 4
10н 1020,4 =0,1163/81000=/  hmtqS  м2

. 
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1.2.3. Определение скорости продвижения  

в пласте водонефтяного контакта 

Задача 1.3. Нефтяной пласт работает при водонапорном режи-

ме. Скважина, пробуренная на этот пласт, фонтанирует при отсутст-
вии свободного газа в подъемных трубах, т. е. при условии .насбуф PP   

Плотность пластовой нефти н  850 кг/м3
, воды – в  1000 кг/м3

. 

Давление на буфере закрытой скважины (при Q = 0) P1 = 2,5 МПа. 
Угол падения пласта   20°.  

Требуется определить скорость продвижения водонефтяного кон-

такта к этой скважине в вертикальном вС  и горизонтальном гС  направ-
лениях, а также по простиранию пласта ,Сп  если через t = 50 мес. дав-
ление на буфере закрытой скважины понизилось до 2P  = 1,7 МПа.  

Решение 
Скорости продвижения контура в указанных направлениях оп-

ределяются по следующим формулам:  

 ;
)(

С
нв

21
в

gt

PP




  (1.2) 

 ;
)(

ctg)(С
нв

21
г

gt

PP




  (1.3) 

 .
sin)(

С
нв

21
п 




gt

PP
 (1.4) 

Подставляя числовые значения в (1.2)–(1.4), получим: 

 1,4
81,9)8501000(50

10)7,15,2(С
6

в 



  м/мес.; 

 3,11
81,9)8501000(50

20ctg10)7,15,2(С
6

г 






 м/мес.; 

 12
20sin81,9)8501000(50

10)7,15,2(С
6

п 



   м/мес. 

Если наблюдения за давлением вести не на буфере, а на забое 
скважины путем замеров глубинным манометром, то при насзаб PP   



 11

(т. е. при отсутствии свободного газа в пласте) можно по приведен-

ным в задаче формулам проследить за продвижением водонефтяного 
контакта по снижению забойного давления при любых методах экс-
плуатации скважины. 

1.2.4. Определение коэффициента нефтеотдачи  

пласта при водонапорном режиме 

Задача 1.4. Параметры нефтяной залежи с водонапорным режи-

мом определены в результате исследования образцов кернов и геофи-

зическими методами. При этом установлено, что среднее количество 
связанной (погребенной) воды и нефтенасыщенность в начальный пе-
риод эксплуатации, соответственно, равны 0

вS  12 % и 0
нS  88 %.  

В ходе эксплуатации залежи средняя водонасыщенность стала увели-

чиваться: через 6 лет – 6
вS 52 %, а через 9 лет – 9

вS  69 %. 

Требуется определить средний коэффициент нефтеотдачи для 
указанных периодов времени. 

Решение 
Коэффициент нефтеотдачи в зависимости от средней водона-

сыщенности породы вS  на данный момент находим по следующей 

формуле: 

 ,
100 0

в

0
в

τ
в

от
S

SS
K




   (1.5) 

где числитель )( 0
в

τ
в SS   – количество воды, поступившей в залежь вме-

сто такого же количества добытой нефти, а знаменатель )100( 0
вS  –  

начальный запас нефти. Величины водонасыщенности выражены в про-
центах. 

Следовательно, коэффициент нефтеотдачи по формуле (1.5) со-
ставит: 

– через 6 лет: 

 45,5 или 455,0
12100

1252

100 0
в

0
в

6
в6

от 








S

SS
K  %; 

– через 9 лет: 

 %. 64,8 или 648,0
12100

1269

100 0
в

0
в

9
в9

от 








S

SS
K  
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Задача 1.5. Нефтяная залежь, эксплуатируемая при водонапор-
ном режиме, имеет сравнительно однородный состав пород. Требует-
ся приближенно оценить нефтеотдачу этой залежи для двух периодов 
времени. Добыча из залежи к концу первого периода – 1000 м3

/сут 
воды и 4000 м3

/сут нефти. К концу второго периода – 1000 м3
/сут 

нефти и 4000 м3
/сут воды. Кроме того, известны вязкости нефти и во-

ды в пластовых условиях: н  7,8 мПа · с и в  1 мПа · с; объемные 
коэффициенты нефти и воды: нb  1,1 и вb 1,0. 

Решение 
При одновременном притоке в скважину нефти и воды процент-

ное содержание воды в добываемой жидкости будет: 

 .100
нв

в

QQ

QС


  (1.6) 

Процентное содержание воды зависит от величин фазовых про-
ницаемостей н(k  и ),вk  вязкости н(  и )в  и объемных коэффициен-

тов н(b  и )вb  нефти и воды и может быть также определено из сле-
дующего выражения: 

 ,

М1

100

в

н

k

k
С


   (1.7) 

где М – коэффициент, зависящий от физических свойств пластовых 
жидкостей, выражается следующим соотношением: 

 .М
нн

вв

b

b




   (1.8) 

При одинаковых вязкостях нефти и воды в пластовых условиях, 
имеющих значение равное 1, коэффициент М = 1. Чем больше вяз-
кость и объемный коэффициент нефти (при неизменном в  и ),вb  тем 

меньше значение коэффициента М. 

Коэффициент нефтеотдачи зависит от содержания воды в добы-

ваемой жидкости и коэффициента М. Имея эти данные для сравни-

тельно однородного коллектора, можно определить коэффициент 
нефтеотдачи, %, по графику (рис. 1.1). 
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Содержание воды в добываемой жидкости, S0, % 

Рис. 1.1. График зависимости коэффициента нефтеотдачи  

от содержания воды в добываемой жидкости для разных значений М 

Для решения нашей задачи использовались формулы (1.6) и (1.7). 

Найдем значения С и М:  

– для первого периода: 

 %; 20
10004000

1000
1001 


С  

 ;
8

1
3,7101,1

10М
3

3




  

– для второго периода: 

 %. 80
10004000

4000
1002 


С  

Величина М для второго периода остается прежней, равной 1/8, 

так как н  и нb  не изменились.  
Теперь для определения коэффициента нефтеотдачи по перио-

дам воспользуемся графиком (рис. 1.1), на котором от точки 20 % на 
оси абсцисс проведем вертикаль до пересечения с кривой М = 1/8. От 
найденной точки проведем горизонталь влево 6

отK  = 25 %. Таким же 
путем найдем нефтеотдачу для второго периода 9

от(K  = 47 %). 

Исходные данные для самостоятельного решения задач даны  

в табл. 1.1. 

М = 1
1/2

1/4
1/8

1/16



 

Таблица 1.1 

Исходные данные для самостоятельного решения задач  

Номер варианта 
Но-
мер 

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Радиус начально-
го контура нефте-
носности Rн м 3000 2000 4000 2500 3000 2600 3100 3800 2900 2400 3200 2800 3500

Радиус первого 
эксплуатационно-
го ряда R1 м 2400 1400 3500 2100 2500 2000 2500 3200 2400 1800 2600 2100 2800

Радиус второго 
эксплуатационно-
го ряда R2 м 2000 1000 2500 1700 2100 1400 2100 2700 2100 1600 2100 1700 2300

Радиус третьего 
эксплуатационно-
го ряда R3 м 1600 800 2100 1200 1700 1000 1700 2300 1600 1200 1600 1200 1900

Радиус централь-
ной скважины rc м 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01

Расстояние между 
скважинами  
в рядах 2 м 300 150 200 250 300 200 150 350 250 240 320 260 340 

Мощность пласта h м 10 8 15 10 7 9 11 12 14 13 6 8 11 

Пористость пласта m % 18 15 16 17 20 18 19 15 10 12 11 13 15 

1.1 

 

Допустимый  
дебит скважин q м3

/сут 50 40 60 50 50 40 40 55 55 45 48 61 53 

1
4
 



 

Продолжение табл. 1.1 

Номер варианта 
Но-
мер 

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Дебит нагнета-
тельной скважины qн м3

/сут 1000 900 1200 1100 950 1500 1600 980 1000 1200 1100 1150 1140

Дебит добываю-
щей скважины qэ м3

/сут 100 80 110 130 100 120 130 100 110 150 100 140 120 

Мощность пласта h м 8 8 7 6 9 10 8 8 7 6 11 8 8 

Пористость пласта
m 

доли 
единицы 0,20 0,30 0,20 0,20 0,30 0,25 0,20 0,15 0,30 0,32 0,22 0,28 0,24

1.2 

Расстояние между 
нагнетательной и 
добывающей 
скважинами  2 м 500 450 510 530 520 480 340 390 410 460 487 367 496 

Плотность пла-
стовой нефти н кг/м3

 800 780 785 765 776 790 796 784 759 763 803 805 800 

Плотность воды в кг/м3
 1000 1150 1110 1130 1005 1008 1016 1035 1097 1178 1163 1190 1144

Давление на буфере 
закрытой скважины 
в начале периода 
эксплуатации P1 МПа 2,5 2,8 2,4 2,5 2,7 2,9 1,8 2,0 2,4 2,3 2,7 2,5 2,6 

Давление на буфере 
закрытой скважины 
в конце периода  
эксплуатации P2 МПа 1,7 2,0 1,7 2,0 1,9 2,2 1,0 1,2 1,7 1,7 2,0 1,8 1,8 

Угол падения пласта  град 20 20 20 20 20 20 20 20 20 20 20 20 20 

1.3 

Период эксплуата-
ции t мес. 50 50 60 60 55 44 54 33 44 54 45 64 38 

1
5
 



 

Окончание табл. 1.1 

Номер варианта 
Но-
мер 

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Средняя водона-
сыщенность в нача-
ле эксплуатации  0

вS % 12 10 14 11 5 8 10 12 13 16 11 9 10 

Средняя водонасы-
щенность к концу 
первого перио- 
да эксплуатации 

1

вS % 52 44 56 65 33 54 56 67 63 49 45 59 53 

Средняя водонасы-
щенность к концу 
второго периода 
эксплуатации 

2

вS % 69 70 87 88 67 74 72 85 67 68 88 86 75 

Средняя нефтена-
сыщенность в нача-
ле эксплуатации 0

нS % 88 90 86 89 95 92 90 88 87 84 89 91 90 

Средняя нефтена-
сыщенность к кон-
цу первого периода 
эксплуатации 

1

нS % 48 56 44 35 67 46 44 33 37 51 55 41 47 

Средняя нефтена-
сыщенность к кон-
цу второго периода 
эксплуатации 

2

нS % 31 30 13 12 33 26 28 15 33 32 12 14 25 

Первый период 
эксплуатации n1 лет 6 5 7 8 5 6 7 6 5 6 8 8 6 

1.4 

 

Второй период 
эксплуатации n2 лет 9 8 11 15 9 10 11 12 8 9 12 12 10 

1
6
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2. ГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ  

ПОВЫШЕНИЯ НЕФТЕОТДАЧИ ПЛАСТОВ  

ПРИ ЗАВОДНЕНИИ 

2.1. Общая характеристика и классификация 

гидродинамических методов увеличения  

нефтеотдачи 

Гидродинамические методы повышения нефтеотдачи (ГМПН) 

или методы регулирования представляют собой прогрессивные тех-
нологии гидродинамического воздействия на продуктивные пласты с 
целью обеспечения высокой эффективности разработки месторожде-
ний и наиболее полного извлечения нефти из недр при режиме вытес-
нения нефти водой. ГМПН преследуют цель повышения интенсивно-
сти воздействия на слабодренируемые запасы нефти и вовлечения в 
разработку выявленных в процессе разбуривания и эксплуатации не-
дренируемых балансовых запасов нефти в объекте разработки. 

Классификация гидродинамических методов повышения нефте-
отдачи пластов по различию в технологии осуществления и степени 

воздействия их на продуктивные пласты включает две группы. 

К первой группе отнесены методы, которые чаще применяются 
на промыслах ввиду своей простоты в технологии реализации, но по 
степени воздействия на пласты они слабее, чем методы второй группы. 

Группа включает методы гидродинамического воздействия, которые 
осуществляются только через изменения режимов работы скважин и 

направлены на вовлечение в активную разработку слабодренируемых 
запасов. Эти методы объединяются названием «нестационарное завод-
нение» и включают в себя:  

1) в нагнетательных скважинах: 
– повышение давления нагнетания; 
– циклическое заводнение, т. е. периодическое снижение (прекра-

щение) закачки воды; 

– перераспределение расходов закачиваемой волы по группам 

нагнетательных скважин (перемена направлений фильтрационных 
потоков); 

– одновременно-раздельная закачка воды в разные пласты через 
одну скважину; 

– избирательная закачка воды в низкопроницаемые пропластки  

и пласты, зоны и участки; ограничение или прекращение закачки  

в высокопроницаемые пропластки; 
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– методы обработки призабойной зоны, которые изменяют ре-
жим работы и восстанавливают потенциал скважин (гидроимпульс-
ное, волновое воздействие и др.); 

– механические методы изменения режимов работы нагнета-
тельных скважин (гидроразрыв пласта, поинтервальные обработки, 
интенсивная перфорация, забуривание вторых стволов и др.); 

2) в добывающих скважинах: 
– изменение отборов жидкости в целом по объекту разработки, 

по отдельному пласту, блоку, зоне, участку или группе добывающих 
скважин; 

– форсированный отбор жидкости из групп скважин или из от-
дельных скважин данного участка, зоны, блока; 

– периодические временные остановки и пуски групп скважин 
или отдельных скважин; 

– одновременно-раздельная эксплуатация скважин в многопла-
стовых объектах; 

– оптимизация перепадов давления между пластовым и забой-
ным давлениями; 

– многообъемное внутрипластовое воздействие по ограничению 
водопритоков (изоляционные работы); 

– системные обработки призабойной зоны, гидроразрыв пласта, 
поинтервальное повышение продуктивности скважин (дострелы, пере-
стрелы и др.); 

– забуривание вторых и горизонтальных стволов. 
Ко второй группе отнесены методы воздействия, основанные на 

изменениях первоначально принятых систем размещения скважин и 
способов воздействия. Методы этой группы направлены на вовлечение 
в разработку недренируемых или слабодренируемых запасов (участ-
ков, зон и пропластков) неоднородного прерывистого пласта. Эти ме-
тоды отличаются большим разнообразием по технологии воздействия 
на пласты. Степень влияния их на технико-экономические показатели 
разработки весьма велика, и поэтому они обосновываются в проектных 
документах (технологических схемах, проектах разработки и доразра-
ботки), анализах разработки и авторских надзорах. К ним относятся: 

– перенос фронта нагнетания воды в имеющиеся скважины; 
– организация дополнительных рядов нагнетательных скважин  

в блоковых системах разработки путем перевода добывающих сква-
жин в нагнетательные; 

– организация очагов закачки воды в отдельные добывающие 
скважины; 
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– вовлечение в разработку недренируемых запасов нефти в лин-
зах, тупиковых и застойных зонах, низкопроницаемых прослоях пу-
тем бурения дополнительных добывающих или нагнетательных сква-
жин, забуривания вторых стволов, горизонтальных стволов, перевода 
скважин с других объектов или пластов, разукрупнения объектов, ор-
ганизации зон и полей самостоятельной разработки; 

– организация барьерной, площадной и других модификаций 
внутриконтурного воздействия путем закачки воды с целью выработ-
ки запасов нефти в обширных подгазовых зонах газонефтяных место-
рождений; 

– другие новые технологии заводнения для сложнопостроенных 
залежей и трудноизвлекаемых запасов нефти. 

Методы гидродинамического воздействия на продуктивные пла-
сты применяются обычно в различных сочетаниях друг с другом од-
новременно, а эффективность какого-либо одного метода взаимосвя-
зана с объемом применения других. 

2.2. Циклическое нестационарное воздействие 

Суть метода циклического воздействия и изменения направления 
потоков жидкости заключается в том, что в пластах, обладающих неод-
нородностью по размерам пор, по проницаемости слоев, пропластков, 
зон, участков и неравномерной их нефтенасыщенностью (заводнен-
ностью), вызванной этими видами неоднородности, а также отбором 
нефти и нагнетанием воды через дискретные точки – скважины, искус-
ственно создается нестационарное давление. Оно достигается измене-
нием объемов нагнетания воды в скважины или отбора жидкости из 
скважин в определенном порядке путем их периодического повышения 
и снижения. 

В результате такого нестационарного, изменяющегося во време-
ни воздействия на пласты в них периодически проходят волны повы-
шения и понижения давления. Слои, зоны и участки малой проницае-
мости, насыщенные нефтью, располагаются в пластах бессистемно, 
обладают низкой пьезопроводностью, а скорости распространения 
давления в них значительно ниже, чем в высокопроницаемых нефте-
насыщенных слоях, зонах, участках. Поэтому между нефтенасыщен-
ными и заводненными зонами возникают различные по знаку перепа-
ды давления. При повышении давления в пласте, т. е. при увеличении 
объема нагнетания воды или снижении отбора жидкости, возникают 
положительные перепады давления – в заводненных зонах давление 
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выше, а в нефтенасыщенных ниже. При снижении давления в пласте, 
т. е. при уменьшении объема нагнетаемой воды или повышении отбо-
ра жидкости возникают отрицательные перепады давления – в нефте-
насыщенных зонах давление выше, а в заводненных – ниже.  

Под действием знакопеременных перепадов давления происходит 
перераспределение жидкостей в неравномерно насыщенном пласте, на-
правленное на выравнивание насыщенностей и устранение капиллярно-
го неравновесия на контакте нефтенасыщенных и заводненных зон, 
слоев, участков.  

Многократные скачки насыщенностей, возникающие вследствие 
неравномерного вытеснения нефти водой из неоднородных пластов, 
создают неравновесное состояние капиллярных сил на контакте зон с 
разной насыщенностью. Но сами по себе капиллярные силы могут 
выровнять насыщенность в пластах за очень длительный период вре-
мени. Возникновение знакопеременных перепадов давления между 
зонами (слоями) разной насыщенности способствует ускорению ка-
пиллярной и противоточной пропитки водой нефтенасыщенных зон 
(слоев), внедрению воды из заводненных зон в нефтенасыщенные по 
мелким поровым и перетоку нефти из нефтенасыщенных зон в завод-
ненные по крупным поровым каналам. Без знакопеременных перепа-
дов давления между зонами с разной насыщенностью самопроизволь-
но капиллярный противоток жидкостей происходить не может в силу 
переменного сечения поровых каналов, в которых капиллярное вы-
теснение нефти водой носит прерывистый характер.  

Циклическое воздействие на пласты, создавая знакопеременные 
перепады давления между зонами (слоями) разной насыщенности 
(проницаемости), способствует преодолению прерывистого характера 
проявления капиллярных сил, выравниванию насыщенностей, т. е. 
повышению охвата заводнением неоднородных пластов. Изменение 
направления потоков жидкости между скважинами (в плане) усилива-
ет этот процесс повышения охвата пластов заводнением.  

Использование циклического воздействия на пласты позволило 
выявить ряд основных безразмерных величин, определяющих опти-
мальную технологию процесса. Рассмотрим следующие параметры.  

Относительная частота смены циклов. Изменение расхода на-
гнетаемой воды, являющееся критерием нестационарности процесса: 

 ,12
p

 kmlC  (2.1) 

где   – относительная частота циклов; p  – рабочая абсолютная час-
тота колебаний расхода; С – коэффициент упругости породы и жид-
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кости; ,  m, l, k – характерные средние вязкость, пористость, длина и 

проницаемость пласта, соответственно. 
Установлено, что оптимальное значение относительной частоты 

смены циклов .2  Это значение отвечает завершению распределе-
ния пластового давления, а также достижению максимальных перето-
ков жидкости по длине пласта. 

Из указанного соотношения для обоснования режима цикличе-
ской закачки воды в пласты определяется оптимальная рабочая часто-
та смены циклов: 

 ,/1p t  (2.2) 

где t – длительность полуцикла нестационарного воздействия. 
Отсюда следует, что, во-первых, рабочая частота колебаний 

должна быть тем больше, чем хуже упругая характеристика пласта, 
во-вторых, по мере продвижения фронта вытеснения (с ростом l) час-
тота должна уменьшаться, т. е. циклы должны удлиняться.  

Для определения длительности циклов нестационарного воздей-

ствия можно пользоваться диаграммой (рис. 2.1). Прямые линии, вы-

ходящие из начала координат, есть линии равных периодов.  
Как видно, при конкретном значении пьезопроводности пласта 

10000 см2
/с, по мере удаления фронта вытеснения от линии нагнета-

ния воды на расстояние от 100 до 700 м продолжительность циклов 
должна увеличиваться от 10–15 до 75–80 сут. А если процесс цикли-

ческого воздействия на пласты проводится с начала заводнения, то 
продолжительность циклов должна быть не более 1–10 суток.  

С увеличением пьезопроводности пласта продолжительность 
циклов уменьшается, особенно для трещиноватых пластов.  

Относительная амплитуда колебаний расхода нагнетаемой 

воды, представляющая собой отношение превышения (снижения) 
уровня нагнетания воды при циклическом заводнении над средним 

объемом нагнетания к среднему уровню закачки при обычном завод-

нении: 

 ,/)( o.зo.зз QQQb i   (2.3) 

где i – номер фазы цикла; зiQ  – максимальный (или минимальный) 

уровень закачки (в зависимости от фазы цикла) при циклическом за-
воднении; o.зQ  – средний уровень закачки при обычном заводнении. 
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Рис. 2.1. Диаграмма для определения длительности циклов  
нестационарного воздействия t в зависимости  

от пьезопроводности пласта   и удаления фронта вытеснения l 

Очевидно, что при условии необходимости сохранения среднего 
объема циклической закачки воды равным объему при обычном завод-
нении максимальное значение относительной амплитуды колебания 
расходов воды не может быть более единицы (b ≤ 1). Это означает, что 
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. 

Относительное время начала нестационарной закачки воды 

характеризует длительность периода обычного заводнения, предшест-
вующего циклическому. Этот параметр определяется с учетом масшта-
ба времени разработки пласта при обычном заводнении до прорыва  
воды в реальных условиях эксплуатации по слою с большой проницае-
мостью. Относительное время начала циклического заводнения можно 
определить следующим образом: 

 ),/( прtkt i
   (2.4) 

где t  – длительность эксплуатации объекта при обычном заводне-
нии; прt  – длительность эксплуатации объекта от начала заводнения 
до момента прорыва воды (определяется по динамике обводнения) 
при обычном заводнении по слою с проницаемостью .ik  
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Когда разработка залежи осуществляется с самого начала с при-

менением метода циклической закачки воды, то ,0  если нагнета-
тельные скважины переводятся на нестационарный режим работы не-
которое время спустя, то   > 0. 

Свойства пластов, влияющие на процесс. Неоднородность 
коллектора по толщине и проницаемости оказывает самое большое 
влияние на процесс циклического воздействия. В реальных условиях 
эта неоднородность пластов очень сложно изменяется по простира-
нию залежей. При моделировании процесса циклического заводнения 
залежь схематизируется системой, представленной двумя слоями с 
разными проницаемостью и толщиной. Исходной информацией для 
интерпретации реального пласта двухслойной моделью служат ре-
зультаты поинтервальных замеров проницаемости геофизическими 

методами. Схема построения геологической модели пласта для изуче-
ния процесса соответствует в принципе только условиям гидродина-
мических перетоков жидкости между слоями разной проницаемости 

при изменении режима нагнетания воды в пласты. 

При такой схематизации пласт характеризуется следующими 

относительными параметрами: 

– Н1 и Н2 – относительные толщины слоев, причем Н1 + Н2 = l; 

– k1 и k2 – относительные проницаемости слоев. 
Произведение   = (k1 – 1)(1 – k2) служит мерой неоднородности 

коллектора. 
На основе геофизических измерений по некоторым пластам ме-

сторождений Республики Татарстан и Западной Сибири получены 

значения их показателей неоднородности (табл. 2.1). 

Таблица 2.1 

Показатели неоднородности различных пластов 

Месторождение, пласт k1 k2 (k1 – 1)(1 – k2) kпр 

Ромашкинское Д1 2 0,5 0,5 0,67 

Самотлорское Б8 2,4 0,41 0,83 0,71 

Самотлорское Б10 2,7 0,41 1 0,79 

Самотлорское А4+5 2,1 0,46 0,7 0,77 

Самотлорское А2+3 3,5 0,17 2,16 0,87 

Мамонтовское 2,3 0,37 0,82 0,75 

 

Очень важным свойством пластов является также степень гид-
родинамической изолированности слоев, характеризующаяся коэф-
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фициентом ,  представляющим собой отношение площади непрони-

цаемой части контакта слоев ко всей рассматриваемой площади пла-
ста. Этот параметр вводится аддитивно в показатель относительного 
времени   и характеризует запаздывание начала циклического за-
воднения: 

 .
2k


  (2.5) 

Для интегрального отражения роли капиллярных сил в эффек-
тивности циклической закачки воды вводится коэффициент удержания 
воды в нефтенасыщенных слоях (зонах) .  Он представляет собою до-
лю воды, удержанной капиллярными силами в малопроницаемом неф-
тенасыщенном слое, куда она поступила из обводненного высокопро-
ницаемого слоя за счет циклического воздействия, и записывается  
в виде 

 ,
2

21 VV 
  (2.6) 

где 1V  – объем воды, поступившей в малопроницаемый слой в полуцик-
ле повышения давления нагнетания; 2V  – объем воды, вышедшей из ма-
лопроницаемого слоя в полуцикле снижения давления нагнетания. 

Очевидно, что при ,0  когда вода не удерживается в мало-
проницаемом слое, процесс циклического заводнения не будет эф-
фективным. Такой случай возможен или в сильно гидрофобизован-
ных пластах, когда контактный угол смачивания поверхности пор 
приближается к 90°, или в микрооднородной пористой среде, когда 
поровые каналы (поры) одинаковы по размеру. Однако и то, и другое 
в реальных пластах не имеет места. 

Максимальный эффект можно получить в том случае, когда весь 
объем внедрившейся воды будет удерживаться в малопроницаемом 

слое ).1(   При сильном проявлении капиллярных сил р является 
функцией безразмерного параметра водонасыщенности, времени цик-
ла и может достигать 0,7–0,8, т. е. 70–80 % воды, внедрившейся в ма-
лопроницаемые слои, удерживается там, а 20–30 % возвращается  
в высокопроницаемые слои. 

Для конкретных объектов разработки этот коэффициент будет 
зависеть от смачиваемости и микронеоднородности пористой среды  
и должен определяться экспериментально при различных режимах 
процесса на естественных образцах пласта (кернах). 
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Циклическое воздействие на неоднородные пласты способствует 
увеличению текущего уровня добычи нефти и конечной нефтеотдачи 
за счет повышения охвата их заводнением. Эффект от циклического 
воздействия на пласты увеличивается с повышением гидрофильности 
пласта (смачиваемости), микронеоднородности пористой среды, про-
ницаемостной (слоистой) неоднородности, сообщаемости слоев, а так-
же с увеличением амплитуды колебания давления нагнетания воды и  
с применением процесса на более ранней стадии заводнения. 

Задача 2.1. Для повышения эффективности заводнения на ме-
сторождении применяют циклическое воздействие на пласты. Дли-
тельность эксплуатации объекта от начала заводнения до момента 
прорыва воды – 5 лет. В течение 15 лет с начала разработки применя-
лось обычное заводнение. Фронт вытеснения составляет 600 м; по-
ристость пласта – 18 %; проницаемость – 0,12 мкм2

; коэффициент уп-
ругости породы и жидкости – 0,11·10

–9
 Па–1

; динамическая вязкость 
жидкости – 3 МПа · с. Максимальный уровень закачки при цикличе-
ском заводнении составляет 150 м3

/сут, а средний – 120 м3
/сут. Необ-

ходимо определить основные параметры технологического процесса 
циклического воздействия. 

Решение 
1. Относительная частота смены циклов определяется по фор-

муле (2.1), с учетом формулы (2.2) после определения длительности 
циклов нестационарного воздействия.  

Для определения длительности циклов нестационарного воздей-
ствия t воспользуемся диаграммой (рис 2.1) в зависимости от пьезо-
проводности   пласта и удаления фронта вытеснения l. 

Пьезопроводность пласта равна:  

  02,2
18,01011,0103

1012,0
93

12





 



м2
/с 35 t  сут. 

Рабочая частота смены циклов равна: 

 03,0
35

1
p   сут. 

Таким образом, относительная частота смены циклов равна: 
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2. Относительная амплитуда колебаний расхода нагнетаемой во-
ды, представляющая собой отношение превышения (снижения) уровня 
нагнетания воды при циклическом заводнении над средним объемом 

нагнетания к среднему уровню закачки при обычном заводнении: 

 .25,0120/)120150( b  

3. Относительное время начала циклического заводнения можно 
определить следующим образом: 

 25)512,0/(15 t  лет. 

2.3. Оценка технологической эффективности 

нестационарного заводнения с изменением 

фильтрационных потоков 

Метод нестационарного заводнения с изменением направлений 

фильтрационных потоков жидкости является высокоэффективным ме-
тодом регулирования выработки неоднородных пластов, улучшающим 
процесс вытеснения нефти водой в поровой среде и повышающим ко-
нечную нефтеотдачу. 

Технология циклического воздействия на пласт заключается в пе-
риодическом изменении дебитов добывающих скважин и расходов за-
качиваемой воды в нагнетательные скважины. Направленное изменение 
фильтрационных потоков проводят путем изменения режимов работы 
отдельных групп добывающих и нагнетательных скважин с целью ус-
корения продвижения водонефтяного контакта по тем линиям движе-
ния, по которым он до этого продвигался медленно, и, наоборот, замед-
ления его перемещения в других направлениях. 

Циклическое воздействие на пласт часто осуществляется путем 

периодического изменения режимов работы только нагнетательных 
скважин при постоянном режиме эксплуатации добывающих скважин 

для поддержания добычи жидкости на высоком уровне. При этом 

темп нагнетания воды в пласты всего месторождения также периоди-

чески изменяется, колеблясь около среднего проектного уровня. Пе-
риоды колебания темпа закачки в пласт воды (циклы) в зависимости 
от фильтрационных свойств обычно составляют от недель до месяцев.  

Периодическое изменение режимов работы скважин и текущих 
объемов жидкостей, закачанных и отбираемых из пласта, вызывает 
изменение давления. Перераспределение пластового давления проис-
ходит быстрее в высокопроницаемых пропластках и трещинах. 
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В цикле повышения давления возникают перетоки веществ из 
высокопроницаемых в низкопроницаемые области пласта. 

Методика расчета технологической эффективности нестацио-
нарного заводнения  использует аналитическую зависимость величи-

ны насыщенности от координат и объема добытой жидкости: 

 ,
ж

п0

tQ

VС
Z


  (2.7) 

где Z – насыщенность подвижной нефтью за фронтом вытеснения;  
0  – отношение вязкостей нефти и воды; С,   – фильтрационные па-
раметры, комплексно отражающие пластовые условия процесса вы-

теснения; Vп – дренируемый объем порового пространства; tQж  – объ-

ем добытой жидкости. 

Параметры уравнения до применения нестационарного заводне-
ния определяются по трем точкам водного периода. По формуле (2.8) 

методом итерации однозначно рассчитывается ,  при условии (2.9):  
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Дренируемый поровый объем вычисляется по следующей фор-
муле: 
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V  (2.10) 

где вK  – коэффициент вытеснения. 
Тогда комплексный параметр 0С  рассчитывается из выражения 
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При условии совпадения фактических и расчетных показателей 

до внедрения циклического заводнения ведется дальнейший расчет 
накопленной добычи нефти и обводненности в период применения 
метода при фактической добыче жидкости по формулам: 

 ;
1

пвн.р V
Z

KQt


  (2.12) 

 

 

 .1

1

1
0

p 




C

Z

Bt  (2.13) 

Эффективность нестационарного заводнения можно рассчиты-

вать по методике ТатНИПИнефть. Суть ее состоит в построении гра-
фической зависимости: 

  .нн    Qq  (2.14) 

Годовая добыча нефти определяется по формуле 
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где 0N  – общий фонд пробуренных скважин; эK  – коэффициент экс-
плуатации скважин; дN  и нN  – соответственно, число добывающих и 

нагнетательных скважин. 

Отбор нефти от начальных извлекаемых запасов определяется 
по следующей формуле: 
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где нQ  – накопленная добыча нефти; 0Q  – начальные извлекаемые за-
пасы нефти. 

Если по фактическим данным разработки эксплуатационного 
объекта построить график зависимости  ,нн    Qq  то при прямоли-

нейном его характере можно определить величину потенциальных 
извлекаемых запасов нефти и, следовательно, коэффициента нефтеот-
дачи. Это достигается экстраполяцией прямолинейных участков рас-
сматриваемых графических зависимостей до пересечения с осью абс-
цисс .нQ  
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Оценка увеличения нефтеотдачи за счет внедрения различных 
модификаций нестационарного заводнения осуществляется по сле-
дующей формуле: 
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где и.нK  – прирост коэффициента нефтеотдачи за счет внедрения не-
стационарного заводнения; ,

2и.нK  
1и.нK  – соответственно, коэффици-

ент нефтеотдачи к моменту внедрения и перехода к различным техно-
логиям нестационарного заводнения; вK  – коэффициент вытеснения; 
S1, S2 – соответственно, плотность сетки скважин к моменту внедре-
ния и перехода к различным технологиям нестационарного заводне-
ния. Согласно расчетам, для месторождения пласта СIII 14,0и.н K  

(табл. 2.2). Полученная величина прироста коэффициента нефтеотда-
чи закладывается в основу расчетов по определению динамики до-
полнительной добычи нефти по годам от применения нестационарно-
го заводнения. Прирост добычи нефти в (t + 1) году составит: 

 .11
ц

1
ц

  ttt qqq   (2.18) 

Таким образом, коэффициент нефтеизвлечения при нестацио-
нарном заводнении составит 0,357. Дополнительная добыча нефти  

с применением нестационарного заводнения составила 71,01 тыс. т. 
Исходные параметры и дополнительная добыча нефти за счет 

циклического заводнения приведены в табл. 2.2. 
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Таблица 2.2 

Дополнительная добыча нефти за счет циклического заводнения пласта СIII 

Параметры 
Обозна-
чения 

1996 г. 1997 г. 1998 г. 1999 г. 2000 г. 2001 г. 2002 г. 2003 г. 2004 г. 2005 г. 2006 г. 

Годовая добыча нефти,  
тыс. т/год qн 37,5 33,7 25,5 6,9 12,4 13,6 10,7 15,5 32,5 27,4 35,4 

Накопленная добыча нефти, 
тыс. т Qн 1011,5 1049 1082,7 1108,2 1115,1 1127,5 1141,1 1151,8 1167,3 1199,8 1227,2 

Пробуренный фонд  
скважин, шт. N0 40 40 40 40 40 40 40 40 40 40 40 

Коэффициент эксплуатации Kэ 0,94 0,89 0,9 0,58 0,76 0,84 0,82 0,82 0,72 0,86 0,8 

Добывающий фонд  
скважин, шт. Nд 11 13 13 13 12 10 10 10 10 10 10 

Нагнетательный фонд  
скважин, шт. Nн 6 6 6 6 6 7 7 7 7 7 7 

Давление на забое добы-
вающих скважин, МПа Pзд 7,1 6,4 7,4 7,2 7,3 7,8 8 8,9 8 7,8 7,8 

Давление на забое нагнета-
тельных скважин, МПа Pзн 27 26,5 24,6 25,8 25,9 24,7 25,2 24,4 24,5 24,9 25,1 

Перепад давления, МПа Р 19,9 20,1 17,2 18,6 18,6 16,9 17,2 15,5 16,5 17,1 17,3 

Расчетная добыча нефти, 
тыс. т/год 


нq  1,215 0,966 0,845 0,328 0,487 0,547 0,434 0,697 1,563 1,065 1,462 

Отбор от НИЗ, доли единицы 
нQ  0,086 0,089 0,092 0,094 0,094 0,096 0,097 0,098 0,099 0,102 0,104 

Коэффициент нефтеотдачи  Kин 0,068 0,078 0,088 0,1 0,114 0,129 0,147 0,167 0,19 0,216 0,245 

Дополнительная добыча 
нефти, тыс. т/год qц – 4,61 4,25 2,69 3,41 3,76 3,57 4,59 8,17 7,91 10,67 

Накопленная дополнитель-
ная добыча нефти, тыс. т Qц – 21,99 26,24 28,93 32,34 36,1 39,67 44,26 52,43 60,33 71,01 

3
0
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3. ПРИМЕНЕНИЕ ПОВЕРХНОСТНО-АКТИВНЫХ 

ВЕЩЕСТВ ДЛЯ ПОВЫШЕНИЯ НЕФТЕОТДАЧИ 

ПЛАСТОВ 

3.1. Теоретические основы применения  

поверхностно-активных веществ  

при вытеснении нефти 

Идея применения поверхностно-активных веществ (ПАВ) в ка-
честве добавок к закачиваемой в пласт воде возникла давно. В 1930 г. 
Де Грот зарегистрировал патент, который описывает использование 
ПАВ, растворимых в воде, для улучшения извлечения нефти. 

В 1958 г. Холбрук сделал заявку на патент, в котором для улуч-
шения процесса извлечения нефти предложено использовать раство-
римые в воде ПАВ (перфторорганические соединения, жирные кисло-
ты, мыла, полигликолевые эфиры, соли сульфоновых кислот). Другие 
патенты, выданные Холму и Бернарду, Гогарти и Олсому, а также 
Джонсу, описывают применение высоких концентраций ПАВ в виде 
микроэмульсий для улучшения извлечения нефти.  

Технологии, использующие ПАВ для повышения эффективно-
сти заводнения, могут быть разбиты условно на три группы. К первой 

группе относятся процессы, в которых нагнетается раствор, содержа-
щий низкую концентрацию ПАВ – 0,05–1,0 %. В этих технологиях 
предлагается применять в основном неионогенные ПАВ типа окси-

этилированных алкилфенолов. 
Ко второй группе относятся процессы, в которых в пласт нагне-

тается раствор, содержащий более высокую концентрацию ПАВ 

(близкую к критической концентрации мицеллообразования). В этих 
технологиях чаще всего рекомендуется использовать нефтяные суль-
фонаты концентрацией от 1 до 5 %. 

В третьей группе технологий используется относительно высо-
кая концентрация ПАВ. Закачиваемая в пласт жидкость состоит из 
трех и более компонентов и образует микроэмульсию – мицеллярный 

раствор. Основными компонентами микроэмульсии являются углево-
дород, ПАВ, вода, спирты (чаще всего, жирные спирты). Объем зака-
чиваемых в пласт мицеллярных растворов составляет 3–10 % от объ-

ема пор пласта. Эту группу технологий называют мицеллярным 

заводнением.  

Анализ многочисленных исследований по вытеснению нефти из 
однородных по проницаемости пластов показывает, что различные 
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ПАВ ведут себя по-разному, и что для каждого пласта следует выби-

рать соответствующее поверхностно-активное вещество.  
Под ПАВ понимают химические соединения, способные вслед-

ствие положительной адсорбции изменять фазовые и энергетические 
взаимодействия на различных поверхностях раздела: «жидкость–воз-
дух», «жидкость–твердое тело», «нефть–вода». Поверхностная актив-
ность, которую в определенных условиях могут проявлять многие  
органические соединения, обусловлена как химическим строением,  

в частности, дифильностью (полярностью и поляризуемостью) их мо-
лекул, так и внешними условиями: характером среды и контакти-

рующих фаз, концентрацией ПАВ, температурой. 

Обычно ПАВ представляют собой органические вещества, со-
держащие в молекуле углеводородный радикал и одну или несколько 
полярных групп. 

Наиболее широкое применение в технологиях повышения нефте-
отдачи нашли неионогенные ПАВ (НПАВ). Этот вид ПАВ насчитывает 
более 50 веществ различных групп. Среди них наибольшее распростра-
нение получили оксиэтилированные изононилфенолы (ОП-10, АФ9-4, 

АФ9-6, АФ9-10, АФ9-12), в основном из-за больших объемов их про-
мышленного производства. 

Преимущество НПАВ заключается в их совместимости с водами 

высокой минерализации и значительно меньшей адсорбции по срав-
нению с ионогенными ПАВ. Однако многолетний опыт применения 
индивидуальных ПАВ типа ОП-10 для увеличения нефтеотдачи не 
дал однозначных результатов. Об эффективности применения НПАВ 

в технологиях увеличения нефтеотдачи существуют различные мне-
ния, как положительные, так и отрицательные. 

С позиций сегодняшнего дня это можно объяснить слабой по-
верхностной активностью на границе раздела «нефть–вода», незначи-

тельными нефтеотмывающими свойствами, большими потерями в пла-
сте, неопределенностями в оценке технологической эффективности 

метода по промысловым данным. Кроме того, метод далек от универ-
сальности. Он может эффективно использоваться в строго определен-

ных геолого-физических условиях, о чем свидетельствует многолетний 

опыт (с 1971 г.) применения ПАВ в Республике Татарстан для повыше-
ния нефтеотдачи пластов и залежей терригенного девона.  

В процессе вытеснения нефти поверхностно-активные вещества 
оказывают влияние на следующие взаимосвязанные факторы: межфаз-
ное натяжение на границе «нефть–вода» и поверхностное натяжение на 
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границах «вода–порода» и «нефть–порода», обусловленное их адсорб-
цией на этих поверхностях раздела фаз. Кроме того, действие поверхно-
стно-активных веществ проявляется в изменении избирательного сма-
чивания поверхности породы водой и нефтью, разрыве и отмывании  

с поверхности пород пленки нефти, стабилизации дисперсии нефти  

в воде, приросте коэффициентов вытеснения нефти водной фазой при 

принудительном вытеснении и при капиллярной пропитке, в повыше-
нии относительных фазовых проницаемостей пористых сред. 

Пленочная нефть может покрывать гидрофобную часть поверх-
ности пор пласта в виде тонкого слоя, либо в виде прилипших капель, 
удерживаемых силами адгезии .AW  Работа силы адгезии, необходимая 
для удаления пленочной нефти с единицы поверхности пор в водную 

фазу, заполняющую поры, определяется уравнением Дюпре: 
 ,н.пв.пA W  

где ,  ,в.п  н.п  – свободная поверхностная энергия границ раздела 
фаз «нефть–вода», «вода–порода» и «нефть–порода», соответственно. 

Добавка к воде поверхностно-активных веществ приводит к из-
менению соотношения значений свободной поверхностной энергии 

благодаря адсорбционным процессам ПАВ на межфазных границах 
раздела. При этом межфазное натяжение, как правило, уменьшается. 

Адсорбция ПАВ на гидрофобных участках поверхности пор, ко-
торые могут существовать в результате хемосорбции некоторых ком-

понентов нефти, приводит к снижению в.п  и увеличению н.п  в со-
ответствии с правилом ориентации дифильных молекул. Данные 
обстоятельства и способствуют отделению нефти от поверхности. 

На гидрофильных участках поверхности пор адсорбция ПАВ, 

наоборот, приводит к увеличению в.п  и снижению ,н.п  т. е. к не-
производительным потерям ПАВ, и способствует прилипанию капель 
нефти к этим участкам. 

Таким образом, для гидрофобных поверхностей ПАВ должны 

проявлять высокую поверхностную активность на границе раздела 
сред «нефть–вода» и «вода–порода» и ограничивать адсорбцию на 
гидрофильных участках поверхности пород. 

Капиллярно-удерживаемая нефть в обводненных пластах запол-
няет пространство в виде капель или участков, разделенных простран-

ством, заполненным водой. 
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На границах раздела существуют мениски, создающие капил-
лярное давление: 

 ,)2(
1

 


n

iR
P  

где n – число менисков; «+» означает противоположное направление 
давления выпуклых и вогнутых менисков по отношению к потоку;  
Ri – эффективные радиусы кривизны менисков. 

В неподвижном состоянии противоположно направленные дав-
ления менисков компенсируются. В вытесняющем потоке под дейст-
вием перепада внешнего давления мениски деформируются по закону 
упругости так, что возникает составляющая капиллярного давления, 
направленная противоположно потоку, наблюдается эффект Жамена: 
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где ,iR  jR  – эффективные радиусы кривизны выпуклых и вогнутых  
(к потоку) менисков, соответственно. 

Основной механизм в процессах добычи нефти с применением 

ПАВ заключается в снижении поверхностного натяжения на границе 
раздела вытесняющей и вытесняемой жидкостей до очень низких зна-
чений, при которых капиллярно-удерживаемая нефть становится под-

вижной. 

Для вытеснения нефти из гидрофобного коллектора требуется 
достижение либо большего перепада давления, чем для гидрофильного, 
либо большего снижения поверхностного натяжения. В зависимости от 
природы нефтенасыщенного порового пространства требуется дости-

жение различных значений межфазного натяжения. Так, для гидрофоб-
ного карбонатного коллектора межфазное натяжение   0,002 мН/м, 

для гидрофильного   0,974 мН/м, а для терригенного гидрофильного 
коллектора   0,0825 мН/м. 

Итак, достижение заметного увеличения коэффициента вытес-
нения нефти за счет снижения межфазного натяжения с применением 

доступных промышленных ПАВ возможно в гидрофильных карбо-
натных коллекторах. 

Смачивающую способность ПАВ общепринято оценивать зна-
чением краевого угла избирательного смачивания. Однако более 
строгим критерием смачивающей способности ПАВ является энергия 
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взаимодействия нефти с поверхностью породы, определяемая как ра-
бота адгезии нефти: 

  ,cos1 W  

где  – межфазное  натяжение на  границе раздела «нефть–водная  
фаза»;   – краевой угол избирательного смачивания. 

Чем меньше краевой угол избирательного смачивания, тем вы-

ше работа адгезии нефти и, следовательно, лучше смачивающая спо-
собность ПАВ. 

Изменение смачиваемости зависит от химического состава поро-
ды, первоначального состояния поверхности и от массового соотноше-
ния гидрофильно-липофильного баланса. По характеристике смачи-

ваемости карбонатные породы более гидрофобны, чем терригенные, 
что связано с ионным типом связей в кристаллической решетке, спо-
собствующих активному взаимодействию полярных компонентов неф-

ти с породой и ее гидрофобизации. При этом углы смачивания данных 
пород достигают 140–150°. Изменение смачиваемости твердой по-
верхности с гидрофобной на гидрофильную для карбонатных пород 
способствует улучшению отрыва пленок и капель нефти, увеличению 

их подвижности, активизации капиллярного впитывания. 
При вытеснении нефти растворами ПАВ последние могут диф-

фундировать в значительных количествах в нефть. ПАВ адсорбиру-
ются асфальтенами нефти. Дисперсность асфальтенов меняется, в ре-
зультате изменяются реологические свойства нефти. Контактируя  
в пористой среде с нефтью, ПАВ способны переходить в нефть и су-
щественно изменять ее свойства. 

Хорошо известно, что в состав нефти входят углеводороды – 

парафины и различные комплексные соединения, такие, как смолы, 

асфальтены, оказывающие сильное влияние на вязкость нефти. Более 
того, нефть, содержащая значительное количество асфальтенов, имеет 
непостоянную вязкость. При большом количестве парафинов в нефти 

ее вязкость тоже оказывается переменной, зависящей от скорости 

сдвига. Эти особенности реологических свойств нефти обусловлены 

коллоидным состоянием диспергированных в ней парафинов и ас-
фальтенов. Течение таких жидкостей не подчиняется закону Ньютона 
и их принято называть аномальными. Установлено, что аномалии вяз-
кости нефти уменьшают нефтеотдачу пластов, способствуют образо-
ванию застойных зон и зон малоподвижной нефти, где фактические 
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градиенты пластового давления оказываются меньшими или сравни-

мыми с градиентами динамического давления сдвига. 
Экспериментальными исследованиями установлено, что после 

контакта нефтей с водными растворами ПАВ (ОП-10) происходит су-
щественное улучшение реологических и фильтрационных характери-

стик нефти, в определенных условиях вплоть до полного исчезновения 
аномалий вязкости. Разрушение структуры нефти облегчает продви-

жение капель нефти через поры пласта, что способствует возрастанию 

нефтеотдачи. Коэффициенты вытеснения нефтей, которые предвари-

тельно были продолжительное время в контакте с растворами НПАВ, 

оказались выше на 7–11 %, чем у нефти, не содержащей ПАВ. 

При закачке в пласт поверхностно-активных веществ важную 

роль играет их адсорбция из растворов. Многочисленные теоретиче-
ские и экспериментальные исследования неоспоримо доказывают, что 
вследствие адсорбции фронт ПАВ неизбежно отстает от фронта вы-

теснения. В результате перед фронтом ПАВ образовывается слой во-
ды, потерявшей свои высокие отмывающие свойства. 

Со временем величина этого слоя «неактивной» воды нарастает, 
а фронт исходной концентрации все больше отстает от фронта вытес-
нения. Целесообразность применения тех или иных ПАВ при прочих 
равных условиях в значительной степени определяется их сорбцион-
ными характеристиками. Таким образом, важной задачей является 
определение положения фронта ПАВ при заданных объемах концен-
трации раствора и скорости его закачки. 

Поставленная задача сводится к отысканию пространственно 
временного распределения концентрации ПАВ в растворе, закачан-
ном в пласт. Математическое решение задачи получено А. А. Жухо-
вицким и А. И. Тихоновым при условии пренебрежения конвективной 
диффузией. 

Однако многочисленные опыты по изучению сорбции ПАВ сви-
детельствуют о неправомерности пренебрежения процессами конвек-
тивной диффузии в начальной стадии процесса. Влияние ее проявля-
ется в том, что при небольших длинах (менее двух метров) раствор 
ПАВ появляется на выходе раньше, чем вытиснится вся вода, ранее 
занимавшая поры пласта. Справедливость экспериментальных ре-
зультатов подтверждается теоретическим решением В. М. Шестакова 
для случая линейной кинетики сорбции с учетом конвективной диф-
фузии. Некоторые исследователи результаты опытов на коротких об-
разцах переносят на натурный пласт, ошибочно считая, что скорость 
продвижения фронта раствора больше скорости движения потока  
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в целом при достаточно больших длинах пласта. Мало того, в случае 
образования по той или иной причине вала неактивной воды, этот вал 
в процессе фильтрации раствора ПАВ не возрастает (по мнению этих 
исследователей), а наоборот, уменьшается и исчезает. 

Сравнивая результаты опытов по фильтрации раствора ОП-10 
через пористую среду с остаточной нефтью и без нее, можно сделать 
вывод: величина адсорбции ОП-10 на гидрофобизованной нефтью 
кварцевой поверхности в несколько раз выше по сравнению с адсорб-
цией на чистой гидрофильной кварцевой поверхности. В данном слу-
чае имеет место сорбция на гидрофобизованном нефтью песке и на 
самой нефти, контактирующей с раствором ПАВ.  

Факт перехода ПАВ в нефть подтверждается замерами поверх-
ностного натяжения вытесняемой нефти. Межфазное натяжение неф-
ти, вытесняемой за безводный период, на границе с дистиллирован-
ной водой колебалось в пределах 32,0–32,5 дин/см. В водный период 
межфазное натяжение нефти снизилось до 26,6 дин/см. При вытесне-
нии нефти раствором сульфонатов наблюдалась также десорбция ас-
фальтенов, окрашивающих раствор. 

Анализ описанных исследований показывает, что выбор типа  
и концентрации ПАВ должен основываться на результатах опытов, 
где нефть вначале вытесняется обычной водой до достижения полной 

обводненности потока, а затем дополнительное вытеснение проводит-
ся раствором ПАВ. 

При выборе оптимальной концентрации ПАВ необходимо учи-

тывать адсорбционную характеристику реагента и влияние ПАВ на 
капиллярную пропитку. 

3.2. Расчет времени подхода нефтяного вала  

и скорости продвижения фронта сорбции 

и поверхностно-активных веществ 

Задача 3.1. В водонасыщенный участок пласта шириной b = 400 м, 

толщиной h = 15 м, пористостью m = 0,25 и с расстоянием между нагне-
тательной и добывающей галереями l = 500 м через нагнетательную  

галерею закачивается водный раствор ПАВ с концентрацией c0 и темпом 

закачки q = 500 м3
/сут. ПАВ сорбируется скелетом породы по закону 

Генри, формула которого имеет вид: а(с) = aс, где a = 0,2 – коэффициент 
сорбции. Определить скорость продвижения фронта сорбции ПАВ 

(фронта ПАВ) и построить график распределения концентрации ПАВ  

в пласте в произвольный момент времени. 
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Решение 
Для определения скорости продвижения фронта ПАВ и распреде-

ления их концентрации в пласте выведем уравнение материального ба-
ланса. Для этого выделим элемент объема пласта (рис. 3.1) ,xbhV   

в котором будем считать движение жидкостей происходящим вдоль  
оси х, и составим уравнение баланса объема ПАВ. Воду и водный рас-
твор ПАВ будем считать несжимаемыми жидкостями. 

За время t в элемент V войдет объем ПАВ: 

 .),(ПАВ1 ttxqctqQ    (3.1) 

За то же время из элемента V выйдет объем ПАВ: 

 .),(ПАВ2 ttхxqctqQ    (3.2) 

 

Рис. 3.1. Элемент прямолинейного пласта 

В момент времени t в элементе объема пласта V было ПАВ: 

     .,~,~
3 txatxcVmQ    (3.3) 

За время t количество ПАВ изменилось и стало равным: 

     ,,~,~
4 ttxattxcVmQ   (3.4) 

где х~  – некоторая точка интервала x, в которой концентрация ПАВ 

равна среднему значению концентрации в элементе объема V, соот-
ветственно, в моменты времени t и t + t. 

Составляя уравнение баланса, получим: 

 ,3421 QQQQ   

 

Δx

q 

h 

q 

x 

b 
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или 
  ttxxqcttxqc ),(),(  

     .),~(),~(,~,~ txatxcttxattxcVm   

Деля обе части полученного уравнения на Vt и устремляя x 

и t к нулю, получим: 

   .0)( 







x

c

bh

q
cac

t
m   (3.5) 

Вспоминая, что по условию задачи а(с) = ac, и производя неслож-

ные преобразования, получим окончательную форму уравнения баланса 
водного раствора ПАВ в первоначально водонасыщенном пласте:  

 .
)1( x

c

ambh

q

t

с









 (3.6) 

Для решения этого уравнения необходимо знать начальные  
и граничные условия. Сформулируем эти условия. 

В начальный момент времени t = 0 в пласте отсутствует ПАВ,  

т. е. с(х, 0) = 0. 

Начиная с момента времени t = 0, в пласт через нагнетательную 

галерею закачивается водный раствор ПАВ с концентрацией .0cc   

Таким образом, граничное условие будет иметь следующий вид: 

 .),0( 0ctc   

Решение задачи хорошо известно, результат определяют по 
формулам: 

 

.
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ambh
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xtxc

t
ambh
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  (3.7) 

Отсюда следует, что фронт сорбции ПАВ движется со скоростью: 

 ,
)1( am

v
vc 

     

где v  – линейная скорость фильтрации: 

 0833,0
15400

500





bh

q
v  м/сут. 
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Подставляя в выражение для скорости фронта сорбции ПАВ 

значение скорости фильтрации v и заданные по условию задачи зна-
чения пористости и коэффициента сорбции ПАВ, находим :сv  

 277,0
2,125,0

0833,0



сv  м/сут. 

Распределение концентрации ПАВ в пласте вдоль оси 0–х в 
произвольный момент времени t в соответствии с формулой имеет 
вид, изображенный на рис. 3.2. 

 

 
Рис. 3.2. Зависимость концентрации ПАВ в случае линейной  

изотермы сорбции ПАВ пористой средой от расстояния 

Задача 3.2. В пласт толщиной h = 10 м и пористостью т = 0,2 

через нагнетательную галерею шириной b = 300 м закачивается вод-

ный раствор полиакриламида (ПАА) с концентрацией с0 = 0,001  

и темпом закачки q = 400 м3
/сут. ПАА сорбируется пористой средой 

по закону Генри (изотерма сорбции Генри): 

 а(с) = aс, 

где a = 0,3. 

Найти распределение концентрации ПАА в пласте в любой мо-
мент времени t и скорость фронта ПАА vc (скорость фронта сорбции 

ПАА). Движение жидкостей считать прямолинейным. 

Решение 
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Задача 3.3. Пусть из прямолинейного пласта l = 400 м, шириной 

b = 400 м и толщиной, охваченной процессом вытеснения h = 10 м, 

вытесняется нефть водным раствором ПАВ. Вязкость нефти в пласто-
вых условиях 3

н 104   Па · с, вязкость воды 3
в 10  Па · с,  

пористость пласта m = 0,2 и .5,0св s  Параметр изотермы сорбции 

Генри a = 0,25. 

Относительные проницаемости для нефти и воды, как при вы-

теснении  нефти водным раствором ПАВ, так и чистой водой линейно 
зависят от водонасыщенности (рис. 3.3.), причем, согласно экспери-

ментальным данным, s  0,65; s  0,7. 

 

Рис. 3.3. Зависимость относительных проницаемостей k для нефти  

и воды и нефти и водного раствора ПАВ от водонасыщенности s. 

Относительная проницаемость: 1 – для нефти при вытеснении  

ее водой; 2 – для нефти при вытеснении ее водным раствором ПАВ; 

3 – для воды; 4 – для водного раствора ПАВ 

Расход закачиваемой в пласт воды q = 500 м3
/сут. Требуется оп-

ределить время t  подхода к концу пласта (x = l) передней границы 

нефтяного вала ,x  считая, что вытеснение нефти водой и водным 

раствором ПАВ происходит поршневым образом. 

Решение 
Положим, ;7,01  ss  .65,03  ss  Таким образом, конечная 

нефтеотдача при применении водного раствора ПАВ возрастает на 5 % 

по сравнению с нефтеотдачей при обычном заводнении. 

 

 

1 
2 

3 4

s
*
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s
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 = 0,70
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Определим скорость фильтрации воды vv 1  в области 1. Имеем: 

 5101447,0м/сут125,0
1400

500 



bh

q
v  м/c. 

Отношение скорости фронта сорбции сорw  к скорости фильтра-
ции v установим по следующей формуле:  

 .
)(

)(

)(

)(

в2н

н2в

сорсв1

сорсв1









sk

sk

wssm

wssmv
 

Имеем: 

 .242,0

25,0

1
65,025,0

1сор 



v

w
 

Отсюда сорw  = 0,1447 · 10
–5

 · 0,242 = 0,35 · 10
–6

 м/с. 
Для левой части соотношения: 

 .49,31
1035,065,02,0

1035,065,02,0101447,0

)(

)(
6

65

сорсв1

сорсв1 












wssm

wssmv
 

После подстановки цифровых значений величин, входящих в 
правую часть, получим: 

 .
7,0

)05,0(4
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2
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Таким образом:  

 .49,31
7,0

)05,0(4

2

2 



s

s
 

Отсюда s  = 0,627. Следовательно, 

  10111,11035,0
627,065,0

627,07,0 66
сор

23

21  







 w
ss

ss
w  м/с. 

Тогда 

 4,11сут4167
10111,1

400
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w

l
t  года. 
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За это время в пласт будет закачано 2,084 · 10
6
 м3

 водного рас-
твора ПАВ. При концентрации ПАВ в воде 0,5 кг на 1 м3

 в пласт бу-
дет введено 1042 т ПАВ. 

В соответствии с принятой схемой процесса вытеснения нефти из 
пласта водным раствором ПАВ дополнительно извлекаемая нефть ста-
нет поступать на поверхность через 11,4 года после начала процесса. 

Задача 3.4. В пласт, первоначально насыщенный водой с порис-
тостью m = 0,2 и имеющий размеры l = 500 м, b = 300 м, h = 10 м,  

закачивается оторочка ПАВ с концентрацией с0 = 0,001 при расходе  
q = 400 м3

/сут. Оторочка проталкивается водой с тем же расходом q. 

ПАВ адсорбируется пористой средой по закону, формула которого 
имеет следующий вид: 

 а(с) = aс, 
где a = 0,3.  

На стадии проталкивания оторочки водой происходит десорб- 
ция ПАВ (т. е. обратное растворение части адсорбированного ПАВ  
в прокачиваемой воде): 
 ,)~(~)(~

0саасаса   

где 00 )~( ;1,0~ саааа   характеризует необратимо сорбированное 
породой количество ПАВ (рис. 3.4). 

 

 
Рис. 3.4. График зависимости сорбции (1) и десорбции (2) ПАВ  

пористой породой (случай линейной изотермы сорбции  
и десорбции): а0 – количество ПАВ, необратимо  

сорбированного породой 
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ã(с) 

а0 

2 

1 

0 с0 с 
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Определить оптимальный объем оторочки ПАВ и время, необхо-
димое для ее создания. Оптимальным считать такой объем оторочки, 

который исчезает при подходе фронта ПАВ к линии отбора. Движение 
жидкостей считать прямолинейным, а сами жидкости – несжимаемыми. 

Решение 
На стадии создания оторочки ПАВ решение известно: 

 








,;0

;;0

tvx

tvxc
c

c

c
 

где .
)1( ambh

q
vc 

  

Будем считать, что в момент времени  tt  формирование отороч-
ки закончилось, и началась стадия проталкивания ее по пласту водой, за-
качиваемой с расходом q. Для определения скорости тыла оторочки ПАВ 

выведем уравнение, описывающее распределение концентрации актив-
ных веществ на стадии проталкивания оторочки закачиваемой водой. 

Выведем элемент объема пласта xbhV   и рассмотрим ба-
ланс объема ПАВ. 

За время t  в элемент V  вошел объем ПАВ: 

 .),(1 ttxqcQ   

За это же время из элемента V  вышло следующее количество 
ПАВ: 

 .),(2 ttxxqcQ   

В момент времени t в элементе объема V  содержалось количе-
ство ПАВ: 

  ,),~(~),~(3 txatxcVmQ   

которое за время t  изменилось и стало равным:  

  .),~(~),~(4 ttxattxcVmQ   

Составляя уравнение баланса, получим: 

 ,3421 QQQQ   

или после подстановки полученных выражений для 1Q – ,4Q  деления 
обеих частей уравнения на tV и устремления x  и t  к нулю бу-
дем иметь: 
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Используя выражение для определения ),(~ ca  после несложных 
преобразований получим уравнение распределения концентрации ПАВ 

в пласте на стадии проталкивания оторочки водой в виде: 

 .0
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Отметим, что в момент времени  tt  (момент окончания созда-
ния оторочки и начала проталкивания ее водой) во всех сечениях пла-
ста, через которые прошел фронт оторочки ПАВ, концентрация ПАВ 

будет равна концентрации закачки. Таким образом, начальное усло-
вие будет иметь следующий вид: 

 ;),( 0ctxc    .)(ф
 txx  

Начиная с момента времени , tt  оторочка будет проталки-

ваться водой, не содержащей ПАВ. Поэтому граничное условие при-
мет следующий вид: 

 ;0),0( tc   . tt  

Решение задачи – хорошо известно. Результат получают по сле-
дующим формулам: 
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ttvxv

ttvx

c
txc  

где тv  – скорость тыла оторочки, определяемая по следующему соот-
ношению: 

 .
)~1(

т
bham

q
v


  

Характерное распределение концентрации ПАВ в пласте пока-
зано на рис. 3.5. 
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с 

с0 

0 хт(t) хф(t) х  

Рис. 3.5. Зависимость концентрации ПАВ в пласте  
при проталкивании оторочки раствора водой (случай линейных  
изотерм сорбции и десорбции ПАВ) от расстояния. Движение  

жидкостей – прямолинейно-параллельное: с – концентрация ПАВ; 
хф(t) и xт(t) – соответственно, положение фронта и тыла  

оторочки ПАВ в момент времени t 

Найдем время t  создания оторочки. Из определения оптималь-
ного объема оторочки имеем: 
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Решая эти два уравнения относительно ,*t  получим: 
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Объем оторочки ПАВ при этом составит: 
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Таким образом, для условий нашей задачи оптимальным являет-
ся объем оторочки ПАВ, равный 15 % порового объема пласта (Vпор). 

Исходные данные для самостоятельного решения задач даны  
в табл. 3.1. 

 
 



 

Таблица 3.1 

Исходные данные для самостоятельного решения задач  

Номер варианта 
Но-
мер  

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Ширина участка 
пласта b м 400 300 500 600 200 300 400 500 700 350 280 460 380 

Мощность пласта h м 15 10 8 12 14 16 11 12 10 7 8 11 10 

Пористость пласта 
m 

доли 
единицы 0,25 0,30 0,28 0,20 0,18 0,15 0,22 0,16 0,33 0,24 0,17 0,16 0,15 

Расстояние между до-
бывающей и нагнета-
тельной галереями l м 500 400 600 800 400 500 500 600 800 400 320 540 480 

Темп закачки q м3
/сут 500 300 600 700 300 200 500 400 450 200 200 300 200 

3.1 

 

Коэффициент сорбции а  0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 

Мощность пласта h м 10 15 8 12 14 15 17 11 14 12 8 9 10 

Пористость пласта 
m 

доли 
единицы 0,2 0,30 0,28 0,20 0,18 0,15 0,22 0,16 0,33 0,24 0,17 0,16 0,15 

Ширина нагнета-
тельной галереи b м 300 200 350 365 423 500 250 300 250 300 320 280 270 

Концентрация рас-
твора ПАА с % 0,001 0,002 0,001 0,002 0,001 0,002 0,001 0,002 0,001 0,001 0,002 0,002 0,001 

Темп закачки q м3
/сут 400 350 300 280 400 420 400 380 390 400 410 390 380 

3.2 

Коэффициент сорбции а  0,3 0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 
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Окончание табл. 3.1 

Номер варианта 
Но-
мер  

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Пористость пласта m  0,25 0,30 0,28 0,20 0,18 0,15 0,22 0,16 0,33 0,24 0,17 0,16 0,15 

Ширина участка 
пласта b м 300 250 320 380 300 297 200 220 340 280 290 310 300 

Мощность участка 
пласта h м 10 15 8 12 14 15 17 11 14 12 8 9 10 

Длина участка пласта l м 500 400 390 420 480 540 500 430 450 520 530 490 380 

Концентрация рас-
твора ПАА с0 % 0,001 0,002 0,001 0,002 0,001 0,002 0,001 0,002 0,001 0,001 0,002 0,002 0,001 

Расход раствора ПАА q м3
/сут 400 350 280 420 450 400 320 440 380 300 350 370 410 

Коэффициент сорбции а  0,3 0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 

3.4 

 

Коэффициент  
десорбции а~  0,1 0,07 0,07 0,07 0,07 0,07 0,07 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 
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4. РАЗРАБОТКА НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ  

С ПРИМЕНЕНИЕМ ТЕПЛОНОСИТЕЛЕЙ 

4.1. Тепловые методы 

Современная теория теплового воздействия на нефтяной пласт 
путем закачки теплоносителя или реализации внутрипластового горе-
ния основывается на теории многофазной многокомпонентной фильт-
рации с учетом фазовых переходов и внутрипластовых химических  
(в основном окислительных) реакций. 

Методы воздействия на нефтяные пласты, содержащие преиму-
щественно высоковязкую нефть, при которых проявляется активный 
комплексный процесс физико-химического воздействия, направлены 
на повышение нефтеотдачи. 

Основное преимущество термических методов воздействия –  
одновременное наложение эффектов гидродинамического и термоди-
намического воздействия. Тепло в пластовой среде оказывает влияние 
на все ее компоненты (твердые, жидкие, газообразные) и радикально 
изменяет связи и фильтрационные условия, что выражается в умень-
шении вязкости нефти, увеличении ее подвижности, ослаблении струк-
турно-механических свойств, снижении толщины граничных слоев, 
улучшении условий для капиллярной пропитки, переходе компонентов 
нефти в газообразное состояние, улучшении условий смачиваемости 
вытесняющего агента и, как следствие, увеличении коэффициента вы-
теснения и конечной нефтеотдачи. Термические методы могут приме-
няться в наиболее сложных геолого-физических условиях и позволяют 
добывать нефть вязкостью до 10000 мПа · с, увеличивая при этом ко-
нечную нефтеотдачу в несколько раз (с 6–20 % до 30–50 %), что недос-
тупно сегодня никаким другим методам.  

К термическим методам воздействия относятся паротепловое воз-
действие, внутрипластовое горение, термозаводнение, пароциклические 
обработки призабойных зон скважин и сочетание их с другими физико-
химическими методами (комбинированные методы воздействия). В за-
висимости от создаваемой температурной обстановки в пласте проис-
ходят крекинг, высоко- и низкотемпературное окисление, дистилляция, 
испарение и другие процессы, способствующие проявлению в едином 
цикле всех известных механизмов извлечения нефти из пористых сред. 

Термические методы повышения нефтеотдачи пластов не имеют 
в настоящее время альтернативы при разработке нефтяных месторож-
дений, содержащих высоковязкую нефть, и являются приоритетными 
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среди других методов. Доведение нефтеотдачи пластов до 50–60 % 
равноценно удвоению промышленных запасов нефти, поэтому нефтя-
ные месторождения высоковязких тяжелых нефтей представляют со-
бой неиспользованные энергетические ресурсы.  

Запасы высоковязких нефтей и битумов оцениваются в мировом 
масштабе гораздо выше, чем запасы легких нефтей, но добыча этих 
нефтей сегодня составляет малую часть от огромной мировой добычи, 
а величиной добычи битума вообще можно пренебречь.  

Созданные технологии термического воздействия на нефтесо-
держащие пласты могут осуществляться на месторождениях с широ-
ким диапазоном геолого-физических параметров. Например, вязкость 
пластовой нефти может изменяться от 2 до 10 тыс. мПа · с, нефтена-
сыщенная толщина – от 4 до 60 м, остаточная нефтенасыщенность – 
от 0,32 до 0,8. Применение термических методов возможно и в сильно 
обводненных пластах.  

Наиболее эффективно работы по термическим методам воздей-
ствия осуществляются на крупномасштабных объектах (Каражанбас, 
Кенкияк, Усинское, Гремихинское). В США более половины дейст-
вующих проектов реализуются на трех крупнейших месторождениях 
тяжелой нефти, расположенных в Калифорнии: Керн-Ривер, Белридж 
и Медуэй-Сансет с запасами: 630, 225 и 960 млн т, соответственно. На 
этих месторождениях термическими методами добывается более  
20 млн т нефти в год, что составляет 82 % от суммарной годовой до-
бычи нефти в стране за счет термических методов, а темп годового 
отбора составляет 1,3; 4,3 и 0,9 % запасов, соответственно.  

При термическом воздействии в пласте происходят сложные 
физико-химические процессы, знание которых позволит более рацио-
нально подходить к решению многих вопросов, связанных с разра-
боткой месторождений с вязкими нефтями. Важность и актуальность 
этих работ не вызывает сомнений, поэтому исследования в данном 
направлении, совершенствование существующих технологий тепло-
вого воздействия, способы контроля и регулирования тепловых про-
цессов, происходящих в различных геолого-физических условиях, 
технические средства для осуществления воздействия, наземное и 
внутрискважинное оборудование будут и должны постоянно совер-
шенствоваться. 

Применение теплового воздействия позволяет не только повы-
сить эффективность разработки месторождений, но и включить в ак-
тивную разработку многие залежи высоковязких нефтей, находящие-
ся сейчас в консервации. 
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4.2. Критерии применимости тепловых методов 

Критерии применимости методов увеличения нефтеотдачи под-

разделяются в основном на три категории:  

– геолого-физические (геологическое строение, свойства флюи-

дов и коллектора и др.); 
– технологические (метод воздействия, сетка скважин, система  

и параметры воздействия, размер оторочки и др.); 
– технические (наличие соответствующего оборудования, источ-

ников сырья, состояние фонда скважин и др.) 
Первая категория критериев в отличие от двух последующих ре-

гулированию практически не поддается и по этой причине является 
определяющей при выборе метода воздействия и технологии разра-
ботки.  

Технологии термического воздействия неуниверсальны и от ха-
рактеристик пласта и флюида зависит успех того или иного процесса. 

В результате повышения температуры в пласте улучшаются 
фильтрационные характеристики, т. е. увеличивается значение коэф-

фициента подвижности. О влиянии этого параметра на скорость 
фильтрации и дебит можно судить по уравнению Дарси. Площадь се-
чения, по которому происходит течение, длина и проницаемость сис-
темы рассматриваются как характеристики, которые при термическом 

воздействии практически не изменяются, хотя проницаемость, осо-
бенно в призабойной зоне, может существенно меняться.  

К числу других факторов, благоприятно влияющих на процесс 
при термическом воздействии, относятся увеличение объема нефти, 

испарение остаточной воды и гравитационное дренирование нефти из 
зон, которые оказываются обойденными нагнетаемым теплоносите-
лем (или тепловым потоком). 

Объектом термического воздействия является нефть, но при ее 
нагревании приходится нагревать и остаточную воду, и собственно 
породу. Следовательно, количество теплоты, которое необходимо для 
нагрева нефти в пласте до заданной температуры, представляет собой 

функцию относительных объемов нефти, воды и породы и соотноше-
ния их теплоемкостей.  

До начала осуществления тепловых методов воздействия очень 
важное значение имеет детальное изучение объекта. Даже при нали-

чии самой эффективной технологии и самой совершенной технологи-

ческой установки реализация проекта может оказаться неудачной, ес-
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ли пласт не имеет соответствующих характеристик (не говоря уже о 
прерывистости пласта или его слоистом строении). 

Когда объекты залегают глубоко, то лимитирующими фактора-
ми являются затраты на осуществление проекта и чисто технические 
проблемы, встречающиеся, например, при нагнетании пара. При 

внутрипластовом горении (ВГ) с ростом глубины существенно увели-

чиваются затраты на компрессорное оборудование, а при паротепло-
вом воздействии (ПТВ) весьма ощутимыми становятся потери тепло-
ты при движении пара по стволу скважины. 

Потери теплоты по стволу скважины можно уменьшить, устано-
вив пакеры на насосно-компрессорных трубах (НКТ), изолировав их 
от эксплуатационной колонны. Можно использовать и теплоизолиро-
ванные НКТ. Однако эти мероприятия по снижению потерь теплоты 

довольно дороги и снижают эффективность процесса.  
Ограничивающим фактором является и давление нагнетания. 

Для более глубоких пластов обычно требуется повышенное давление 
нагнетания, что, в свою очередь, обуславливает потребность в обору-
довании, рассчитанном на большие давления.  

Чем тяжелее нефть, тем значительнее уменьшается ее вязкость 
при нагревании до определенной температуры. Верхний предел плот-
ности обусловлен возможностью пластовой нефти фильтроваться на 
непрогретых участках пласта. Эго обстоятельство имеет большое зна-
чение при внутрипластовом горении. Нижний предел плотности оп-

ределяется наличием твердого остатка в нефти применительно к про-
цессу ВГ и незначительным уменьшением вязкости при данном 

изменении температуры применительно к ПТВ. 
Пористость является еще одной критической переменной, непо-

средственно относящейся к содержанию нефти. Чем ниже пористость 
пласта, тем меньше пластовой нефти будет содержаться в единице 
пластового объема и тем больше вводимой теплоты расходуется на 
подогрев самой породы, чем на пластовые флюиды. Чем выше порис-
тость, тем меньше инертной массы – пористой среды, тем эффектив-
нее процесс воздействия. Пористость пласта, подверженного терми-
ческому воздействию, должна быть в пределах 10–30 %. 

Проницаемость является критерием способности коллектора от-
давать содержащиеся в нем флюиды под действием градиента давле-
ния. Высокоэффективные работы по термическому воздействию в ос-
новном связаны с высокопроницаемыми коллекторами.  

Высокие значения гидропроводности способствуют высокому 
темпу ввода в пласт теплоносителя и продвижению его по пласту, что 
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значительно снижает теплопотери в кровлю и подошву пласта. Пла-
сты, содержащие разбухающие глины, не пригодны для закачки пара, 
так как их проницаемость значительно ухудшается в процессе нагне-
тания теплоносителя.  

Коллекторы с интенсивной трещиноватостью обычно непригод-
ны для непрерывного вытеснения нефти паром или внутрипластового 
горения, так как закачиваемый пар или воздух прорываются по тре-
щинам в добывающие скважины, значительно снижая коэффициент 
охвата воздействием по площади. 

Толщина пласта также является важной характеристикой как для 
процесса ПТВ, так и ВГ. С увеличением толщины пласта при закачке 
пара пропорционально уменьшаются теплопотери в покрывающие  
и подстилающие породы. Однако гравитационное разделение чаще 
происходит в толстых пластах, и закачанный пар движется в основном 
по его верхней части (до начала его конденсации). Аналогичная карти-
на наблюдается и при реализации процесса внутрипластового горения 
в толстых пластах. Закачиваемый воздух стремится в верхнюю часть 
пласта, создавая и поддерживая горение в этой зоне при слабом верти-
кальном охвате. 

Существенно зависят потери теплоты в вертикальном направле-
нии и от эффективной нефтенасыщенной толщины пласта, и они мо-
гут быть настолько велики, что температура падает ниже минимально 
необходимой для поддержания горения (примерно 345 °С). Например, 
успешное перемещение фронта горения в пласте толщиной 15 м тре-
бует поддержания скорости около 0,076 м/сут. Но толщина пласта не 
должна превышать 30 м, поскольку с ее увеличением относительное 
количество теплоты, теряемое в окружающие пласт породы, будет 
уменьшаться, но весьма значительно при этом возрастает потребность 
в нагнетаемом воздухе. Скорость нагнетания определяет скорость пе-
ремещения фронта горения. 

Площадная закачка пара или горячей воды проводится в том 

случае, если продуктивный пласт достаточно толстый и разбурен по 
равномерной сетке.  

Нефтенасыщенность, которую имеет пласт перед применением 

тепловых методов воздействия, является главным индикатором, ха-
рактеризующим эффективность процесса. Требуется ее определенная 
минимальная величина (не менее 800 м3

/га · м), чтобы добытая нефть 
превысила объемы израсходованного на производство пара топлива и 

обеспечила дополнительную добычу. Чем выше нефтенасыщенность 
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продуктивного пласта, в котором предполагается применить любые 
варианты термических методов, тем выше эффект. 

Количественные показатели применимости термических методов 
во многом зависят от применяемой технологии. Так, минимальная ве-
личина толщины пласта принята, исходя из условия недопустимости 

потерь теплоты в окружающие пласт породы. Однако в многопласто-
вых месторождениях, когда потери тепла из одного пласта могут быть 
эффективно использованы под разработку соседних пластов, теплово-
му воздействию может быть подвергнут менее толстый пласт. Если 

маловязкая нефть содержит большое количество парафина и снижение 
пластовой температуры недопустимо, то применение термического 
воздействия будет целесообразно. 

4.3. Простейшие зависимости и расчеты  

теплового воздействия на пласт 

При организации процесса нагнетания теплоносителей расчет-
ным путем определяют изменение температуры нагнетаемого агента 
при его движении от устья до забоя, распределение температуры в 
пласте, ожидаемую нефтеотдачу и другие показатели процесса. Ниже 
приводятся простейшие формулы для приближенного расчета наибо-
лее важных из них. 

Изменение температуры горячей воды по глубине нагнетатель-
ной скважины можно рассчитать по формуле, полученной согласно 
расчетной схеме А. Ю. Намиота: 

 ),exp()
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),( 0y zTztzT 





    (4.1) 

где   – приведенная к устью скважины температура нейтрального слоя 
земли, °С; Г  – геотермический градиент, °С/м;   – показатель теплопе-
редачи, ккал/(м · ч ·°С); z – глубина, отсчитываемая от устья скважины, м; 

yT  – температура нагнетаемой воды на устье скважины, °С:  
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  (4.2) 

где q – расход нагнетаемой воды, м3
/ч; c  – объемная теплоемкость го-

рячей воды, ккал/м3
 · °С;   – средний коэффициент теплопроводности 

горных пород, окружающих скважину, ккал/(м · ч · °С); d – наружный 
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диаметр обсадной колонны, м; tr  – радиус теплового влияния, м, опре-
деляемый по следующей формуле: 

 ,2 atrt   (4.3) 

где t – время, ч; а – средний коэффициент температуропроводности 

горных пород, окружающих нагнетательную скважину, м2
/ч.  

Для упрощения вычислений по формуле (4.2) при ее выводе не 
учтены тепловые сопротивления нагнетательной и обсадной колонн, а 
также влияние вещества, заполняющего кольцевое пространство ме-
жду ними. Тепловые свойства цементного камня и окружающих 
скважину горных пород приняты одинаковыми. Поэтому рассчитан-

ные по формуле (4.1) значения температуры будут несколько ниже 
фактических. 

Для определения значения температуры на забое скважины по 
формуле (4.1) в нее вместо координаты Z следует подставлять глуби-

ну скважины Н (т. е положить Z = H). 

При нагнетании в пласт насыщенного пара его температура, за 
исключением начального периода процесса, по глубине скважины бу-
дет изменяться незначительно, потери тепла будут влиять только на 
степень сухости пара. 

Распределение температуры в пласте при нагнетании в него го-
рячей воды для линейного (плоскопараллельного) течения можно оп-

ределять по формуле X. А. Ловерье: 
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)(   – единичная функция, равная 0 при 0)(   и 1 – при 

;0)(  );(erf1)(еrfc uu    
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22
)(erf  – интеграл вероятно-

сти – табулированная функция; Т0 – начальная температура системы 

(продуктивного пласта и окружающих пород, т. е. горных пород, за-
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легающих выше и ниже него), которая принимается всюду одинако-
вой, °С; Тв – температура горячей воды на забое нагнетательных 
скважин (на линии нагнетания), °С; ,пcp  cp  – объемные теплоемкости 

пласта и окружающих пород, ккал/(м3
 · °С); х – расстояние, отсчиты-

ваемое от линии нагнетания, м; h – эффективная мощность пласта, м; 

  – скорость фильтрации горячей воды, м/ч. 
Теплоемкость пласта рассчитывается как сумма теплоемкостей 

скелета пласта и насыщающих его поры жидкостей: 

   ,1 вннскп mcpmcpmcpсp   (4.6) 

где ,скcp  ,нcp  вcp  – объемные теплоемкости материала скелета пла-
ста, насыщающие пласт нефти и воды, ккал/м3

 · °С; m – средняя по-
ристость, доли единицы; ,  н  – водонасыщенность и остаточная 
нефтенасыщенность, доли единицы. 

При выводе формулы (4.4) принято, что теплоемкости нагнетае-
мой воды и жидкостей, первоначально насыщающих пласт, одинако-
вы (т. е. положено ).внж cpcpcp   

При радиальном (осесимметричном) движении нагнетаемой го-
рячей воды для расчета температурного поля пласта также можно 
пользоваться формулой (4.5), только в этом случае надо положить: 
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    (4.7) 

где r – радиальное расстояние, отсчитываемое от оси нагнетательной 

скважины, м; q – расход горячей воды, м3
/ч. 

Температурное поле пласта при нагнетании в него насыщенного 
водяного пара также приближенно можно рассчитать по формуле (4.4). 

Для этого при линейном (плоскопараллельном) течении нагнетаемого 
агента в нее надо подставить: 
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а для радиального (осесимметричного) течения нагнетаемого агента: 
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где Тп – температура нагнетаемого пара на входе в пласт (т. е. в случае 
линейного течения – на линии нагнетания, а в случае радиального тече-



 57

ния – на забое нагнетательной скважины), °С; qп – расход пара на один 

метр нагнетательной галереи (в случае линейного течения), кг/(ч · м),  

qп – расход пара (в случае радиального течения), кг/ч; сr – удельная теп-

лота парообразования воды, ккал/кг; xr – степень сухости нагнетаемого 
пара, доли единицы; tж – удельная энтальпия воды, ккал/кг; сж – удель-
ная теплоемкость воды, ккал/(кг · °С);  

Если в пласт в течение безразмерного времени τ' закачивают го-
рячую воду или пар (например, с целью создания оторочки горячей 

воды или пара) с избыточной температурой 0вв ТТТ   (или 

),0пв ТТТ   а затем переходят на закачку рабочего агента с темпе-
ратурой в в 0Т Т Т     (например, ненагретой воды ),0в ТТ   то для 
расчета распределения температуры в пласте, при условии ,  

можно пользоваться следующей формулой X. А. Ловерье: 
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Все замечания, сделанные относительно применения форму- 
лы (4.4) к процессу нагнетания пара, остаются справедливыми и по 
отношению к формуле (4.10).  

При этом эквивалентный расход воды для продвижения по пла-
сту нагретой зоны, если она создана путем нагнетания пара, опреде-
ляется по следующей формуле: 

– для линейного течения: 
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– для радиального течения: 
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где вq  и вq  – соответственно, эквивалентный расход воды, кг/(ч · м)  

(в случае линейного течения) и кг/ч (в случае радиального течения). 
Расчет нефтеотдачи при линейном вытеснении нефти горячей 

водой можно выполнить, пользуясь следующей формулой: 
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где )(/)()( вн  kkf  – отношение фазовых проницаемостей нефти и 

воды;   – водонасыщенность, доли единицы; )( 00 x  – координата рас-
считываемого значения водонасыщенности в начальный момент време-
ни (если водонасыщенность пласта в начале процесса равна нулю или 

распределена равномерно, т. е. 0  = 0 или 0  = const, то )( 00 x  = 0); 

)(t  – функция времени, представляющая отношение вязкостей воды и 

нефти (способ построения этой функции приводится ниже). 
Для расчетов по формуле (4.13) необходимо иметь кривые отно-

сительных проницаемостей для воды и нефти, соответствующие ус-
ловиям рассчитываемого пласта, а также зависимости вязкостей воды 
и нефти от температуры. 

Задаваясь значениями водонасыщенности   и времени t, по 
формуле (4.13) вычисляют расстояние х (т. е. положение заданного 
значения   в пласте) и строят график распределения в пласте водона-
сыщенности ).(xf  Зная начальное и текущее распределение водо-
насыщенности, определяют количество вытесненной из пласта нефти 
и нефтеотдачу: 
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где гА  – коэффициент охвата пласта по объему, доли единицы;   – 

средняя по объему пласта водонасыщенность, доли единицы; T – средняя 
по объему пласта температура, °С; ,н  ск  – температурные коэффици-

енты объемного расширения нефти и материала скелета пласта, 1/°С. 
При выводе формулы (4.14) принято, что температурному рас-

ширению подвергается весь обрабатываемый объем пласта (т. е. ос-
тавшаяся нефть и материал скелета пласта). 

При вычислении нефтеотдачи в случае линейного вытеснения 
нефти, не нагретой водой (точнее, водой пластовой температуры) 
можно пользоваться следующей формулой: 
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где нв0 /  – отношение вязкостей воды и нефти при пластовой 

температуре. 
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Коэффициент нефтеотдачи в этом случае определяют по сле-
дующей формуле: 
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 (4.16) 

где А – коэффициент охвата пласта по объему, доли единицы. При-

рост нефтеотдачи за счет подогрева закачиваемой воды определяется 
как разность: 

 .г     (4.17) 

По изложенной методике расчета значения прироста нефтеотда-
чи будут заниженными, так как не учитывается благоприятное изме-
нение капиллярных сил и относительных проницаемостей для нефти 

и воды с увеличением температуры. 

4.4. Расчет процесса вытеснения нефти  

горячей водой 

Задача 4.1. Рассчитаем процесс вытеснения нефти горячей во-
дой, осуществляемый путем закачки нагретой воды через линейный 

ряд нагнетательных скважин. Температуру по линии нагнетания при-

нимаем равной температуре воды на забое нагнетательных скважин. 

На небольшом удалении от линии нагнетания движение воды прини-

маем линейным (плоскопараллельным).  

Скорость фильтрации нагнетаемой воды в пласте 0,006 м/ч, что 
соответствует фактической скорости движения воды (при пористости 

m = 0,25) – 210 м/год. Если приемистость одной нагнетательной сква-
жины равна 600 м3

/сут, то для обеспечения такой скорости фильтра-
ции расстояние между скважинами на линии нагнетания должно со-
ставить примерно 200 м (предполагается, что вода распространяется 
симметрично (равномерно) в обе стороны от линии нагнетания). 

Зависимость вязкостей нефти и воды от температуры приведены 

в табл. 4.1, а зависимость относительных проницаемостей воды и 

нефти от водонасыщенности дана в табл. 4.2. Остальные исходные 
данные для расчета сведены в табл. 4.3. 

При этих условиях требуется определить расчетным путем темпе-
ратуру воды на забое скважины, распределение температуры в пласте. 
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Таблица 4.1 

Зависимость динамических вязкостей воды и нефти  

и их отношения от температуры 

Т, °С 
Параметр 

20 30 40 50 60 70 75 

,в  мПа · с 1,0019 0,7982 0,6540 0,5477 0,4674 0,4048 0,390 

,н  мПа · с 303,8 122,1 77,80 44,01 30,05 20,50 14,05 

вн
3 /10    3,298 6,537 8,406 12,44 15,55 19,75 26,96 

Таблица 4.2 

Зависимость относительных проницаемостей нефти и воды  

и функции  f() от водонасыщенности 

Водонасыщенность 
Параметр 

0,30 0,40 0,50 0,60 0,70 0,80 

)(н k  0,700 0,460 0,270 0,130 0,056 0,019 

)(в k  0,008 0,021 0,046 0,090 0,160 0,290 

)(/)()( вн  kkf  87,5 21,9 5,87 1,44 0,350 0,066 

 

Таблица 4.3 

Исходные данные, принятые для расчета нагнетания  

в пласт горячей воды 

Наименование параметров 
Обозна-
чение 

Единицы  

измерения 
Значение 

Температура воды на устье скважины Tу °С 180 

Начальная температура пласта Т0 °С 20 

Приведенная к устью скважины темпе-
ратура нейтрального слоя земли θ0 °С 10 

Геотермический градиент Г °С/м 0,02 

Глубина скважины Н м 500 

Внешний диаметр обсадной колоны d м 0,168 

Расстояние между линиями нагнета-
тельных и эксплуатационных скважин L м 400 

Мощность пласта h м 10 

Расход горячей воды на одну нагнета-
тельную скважину q м3

/сут 600 

Средний коэффициент теплопроводно-
сти окружающих скважину горных по-
род λ ккал/м · ч · °С 2,0 
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Окончание табл. 4.3 

Наименование параметров 
Обозна-
чение 

Единицы  

измерения 
Значение 

Температуропроводность горных пород a м2
/ч 3,077 · 10

–3
 

Объемная теплоемкость горных пород cр ккал/(м3
 · °С) 650 

Объемная теплоемкость пласта,  
насыщенного водой и нефтью cрп ккал/(м3

   °С) 650 

Средняя объемная теплоемкость горя-
чей воды cрж ккал/(м3

 · °С) 1000 

Средняя скорость фильтрации υ м/ч 0,006 

Средний коэффициент термического 
расширения нефти αн 1/°С 7,0 · 10

–4
 

Средний коэффициент термического  
расширения материала скелета пласта  
(кварц в интервале 0–100 °С) αск 1/°С 0,37 · 10

–4
 

Начальная водонасыщенность σ0  0,28 

Средняя эффективная пористость m  0,25 

Объемный коэффициент охвата пласта  
горячей водой Аг  0,7 

Объемный коэффициент охвата пласта  
холодной (ненагретой) водой А  0,6 

 

Решение 
1. Расчет температуры горячей воды на забое скважины. Зада-

ваясь значениями времени t, по формуле (4.3) вычисляем радиус теп-
лового влияния rt и по формуле (4.2) определяем показатель теплопе-
редачи β. Далее по формуле (4.1) при z = H для принятых значений 
времени определяем температуру на забое нагнетательной скважины. 
Расчетное изменение температуры на забое при глубине скважины 
500, 1000 и 1500 м показано на рис. 4.1, откуда следует, что значение 
температуры сравнительно быстро устанавливается на стационарном 
уровне. 

2. Расчет распределения температуры в пласте. По данным  
рис. 4.1 температуру горячей воды на забое (на линии нагнетания) при 
глубине нагнетательной скважины 500 м принимаем Тв = 170 °С. Зада-
ваясь значениями расстояния х и времени t, вычисляем безразмерные 
величины ,    и по формуле (4.4) определяем безразмерную темпера-
туру нагрева )/()( 0В0 TTTTT   и далее температуру 

00В )( TTTTT    в °С. В результате получаем кривые распределения 
температуры в пласте по расстоянию Т = f (х) для выбранных значений 
времени t  const (рис. 4.2). Интегрируя эти кривые по х в пределах  
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от х = 0 до х = L (т. е. в пределах между рядами нагнетательных и экс-
плуатационных скважин), получаем график изменения во времени 
средней температуры пласта T = f (t), который изображен на рис. 4.4.  

 

Рис. 4.1. Изменение во времени температуры нагнетаемой  

горячей воды на забое при ее температуре на устье 180 °С  

и глубине скважины:  

1 – 500 м; 2 – 1000 м; 3 – 1500 м 

 

Рис 4.2. Распределение температуры в пласте при нагнетании  

в него горячей воды в продолжение:  
1 – 1 года; 2 – 2; 3 – 4; 4 – 8 лет 

 

Рис. 4.3. Изменение во времени средней по объему  

температуры пласта 
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Рис 4.4. Распределение температуры в прямолинейном пласте  
при вытеснении из него нефти горячей водой  

методом тепловой оторочки:  

1 – через 300; 2 – через 400; 3 – через 500 сут после начала  
процесса; 4 – при непрерывной закачке горячей воды  

в пласт в течение 500 сут  

Задача 4.2. Имеем: прямолинейный пласт длиной l = 500 м  

и шириной b = 200 м. Закачка горячей воды в пласт при T1 = 200 К 

ведется с расходом q = 150 м3
/сут. Через t* = 200 сут после начала про-

цесса вытеснения нефти переходят на закачку холодной воды с T = 0. 

Процесс разработки рассматриваемого пласта ведется в течение  
t = 500 сут. КПД системы «водогрейная система – водопровод – сква-
жина» составляет 0,6. Теплота сгорания условно сжигаемой в котлах 
нефти для производства горячей воды – 3,8 · 10

7
 кДж/т.  

Определить распределение температуры в пласте в различные 
моменты времени, а также остаточную нефтенасыщенность ,н.остs  

нефтеотдачу и «чистую» дополнительно полученную нефть, как в слу-
чае использования тепловой оторочки, так и во время непрерывной за-
качки в пласт горячей воды. 

Решение 
Определим по формуле распределение температуры в пласте  

в различные моменты времени: 

 .erfcerfc),(
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На рис. 4.4. показано распределение температуры при вытесне-
нии нефти горячей водой методом тепловой оторочки при t = 300, 

400, 500 сут с начала закачки воды. Видим, что температура в тепло-
вой оторочке существенно снижается с течением времени. Кривая 4 

характеризует распределение температуры в пласте при непрерывной 

закачке в него горячей воды в течение 500 сут. 
В соответствии с тем же предположением о поршневом характе-

ре вытеснения нефти из пласта при закачке в него горячей воды, но 
 с учетом зависимости остаточной нефтенасыщенности н.остs  от темпе-

ратуры, определяемой по формуле Tes  


355410,2
н.ост 75,0 , будем счи-

тать, что из охлаждаемой области тепловой оторочки, т. е. из области  

x < xmax (xmax приблизительно вычисляют по формуле max *( )x a t t b  ), 

нефть уже не вытесняется. Вычисленное по формуле, с учетом указан-

ного положения, распределение насыщенности в случае применения 
тепловой оторочки соответствует кривой 2, а в случае непрерывной за-
качки горячей воды при t = 500 сут – кривой 3. При графическом вы-

числении остаточной нефтенасыщенности с помощью рис. 4.5 в случае 
тепловой оторочки получим: 

  
t

dxxsmbhG
0

3
ост н.ост н. 106,1762,58151002,0)(  м3

. 

 
Рис. 4.5. Зависимость sн.ост от х: 

1 – при непрерывной закачке горячей воды, когда Хот = 1;  

2 – при использовании тепловой оторочки и длительности  

процесса t = 500 сут; 3 – при непрерывной закачке  
горячей воды t = 500 сут 
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Количество нефти, извлеченной из пласта по методу тепловой 

оторочки: 

 333
н 109,10106,17105,28

1
Q  м3

. 

Количество нефти извлеченной из пласта при заводнении хо-
лодной водой (Т = 0): 

 33
н 10621,0105,28

0
Q  м3

. 

Дополнительно извлеченная нефть при горячем заводнении с ис-
пользованием тепловой оторочки составляет: 

 333
ннн 109,4106109,10

011
 QQQ  м3

. 

На подогрев горячей воды с учетом КПД, равного 0,6, и указан-

ной выше теплоты сгорания условно затрачено нефти: 

 1103
6,0108,3

2001502001019,4
7

3

нэ1 



Q  м3

. 

Количество «чистой», дополнительно полученной нефти (за вы-

четом условно сожженной в котлах на подогрев горячей воды), со-
ставляет: 

 333
н 108,310103,1109,4

1
Q  м3

. 

Коэффициент вытеснения при использовании тепловой оторочки: 

 .382,0
105,28

109,10
3

3

1 



  

Коэффициент нефтеотдачи при t = 500 сут: 
 .287,075,0382,021   

Определим показатели вытеснения нефти горячей водой при не-
прерывной ее закачке в пласт в течение t = 500 сут. 

Аналогично определим остаточные запасы нефти. Имеем: 

 3
ост 103,17

2
G  м3

. 

Общее количество извлеченной нефти: 

 33
н 1011,2=10)3,175,28(

2
Q  м3

. 
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Количество дополнительно извлеченной нефти по сравнению  

с заводнением холодной водой: 

 33
н 105,2=10)0,62,11(

2
Q  м3

. 

Количество условной нефти на подогрев воды: 

 2760
6,0108,3

5001502001019,4
7

3

н.э2





Q  м3
. 

Количество чистой дополнительно полученной нефти: 

 333
н 1044,21076,2102,5

2
Q  м3

. 

Таким образом, по методу тепловой оторочки получают прирост 
чистой дополнительно извлеченной нефти:  

 
338 101,36=1044,2108,3   м3

. 

Коэффициент вытеснения нефти при непрерывной закачке в пласт 
горячей воды: 

 .393,0
105,28

102,11
3

3

1 



  

Коэффициент нефтеотдачи: 

 .295,075,0393,0= 21   

Как видно из примера, вытеснение нефти из пласта при непре-
рывной закачке в него горячей воды приводит к несколько большему 
коэффициенту нефтеотдачи, чем при использовании метода тепловой 

оторочки, но зато количество получаемой чистой дополнительной 

нефти, за вычетом условно сожженной в водогрейных установках для 
производства горячей воды, больше в случае тепловой оторочки. 

Данные в рассмотренном примере абсолютные цифры извлече-
ния нефти и нефтеотдачи – условные. В других пластах с лучшими 

исходными параметрами могут быть получены большие абсолютные 
данные по извлечению нефти. 

Исходные данные для самостоятельного решения задач даны  

в табл. 4.4. 

 



 

 

Таблица 4.4 

Исходные данные для самостоятельного решения задач  

Номер варианта 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Температура воды на 
устье скважины Tу °С 180 120 130 170 160 150 180 130 140 150 170 160 180 

Начальная температура 
пласта Т0 °С 20 30 28 25 28 30 20 25 30 28 20 25 24 

Приведенная к устью 

скважины температура 
нейтрального слоя  
земли θ0 °С 10 18 20 16 17 20 10 15 18 16 10 15 15 

Геотермический  

градиент Г °С/м 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 

Глубина скважины Н м 500 600 400 450 550 500 480 500 580 600 500 480 470 

Внешний диаметр об-

садной колоны d м 0,168 0,146 0,168 0,168 0,146 0,168 0,146 0,168 0,146 0,168 0,146 0,146 0,168 

Расстояние между ли-

ниями нагнетательных 
и эксплуатационных 
скважин L м 400 500 450 300 500 450 400 300 350 390 400 500 450 

Мощность пласта h м 10 8 10 15 7 6 10 12 13 14 10 11 8 

Расход горячей воды 

на одну нагнетатель-
ную скважину q м3

/сут 600 400 500 450 550 480 580 590 600 490 500 400 430 

6
7
 



 

 

Продолжение табл. 4.4 

Номер варианта 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Средний коэффициент 
теплопроводности ок-
ружающих скважину 

горных пород λ ккал/ (м3
 · °С) 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0 

Температуропровод-
ность горных пород α 10

–3 м2
/ч 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 3,077 

Объемная теплоемкость 
горных пород cр ккал/ (м3

 · °С) 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 

Объемная теплоемкость 
пласта, насыщенного 
водой и нефтью cрп ккал/ (м3

 · °С) 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 650 

Средняя объемная теп-

лоемкость горячей воды cрж ккал/ (м3
 · °С) 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 

Средняя скорость 
фильтрации υ м/ч 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 0,006 

Средний коэффициент 
термического расшире-
ния нефти αн 10

–4
/°С 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 

Средний коэффициент 
термического расшире-
ния материала скелета 
пласта (кварц в интер-
вале 0–100 °С) αск 10

–4
/°С 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 0,37 

6
8
 



 

 

Окончание табл. 4.4 

Номер варианта 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Начальная водонасы-

щенность σ0 доли единицы 0,28 0,30 0,35 0,29 0,25 0,27 0,33 0,38 0,38 0,40 0,25 0,24 0,30 

Средняя эффективная 
пористость m доли единицы 0,25 0,30 0,28 0,27 0,30 0,25 0,20 0,23 0,24 0,28 0,33 0,27 0,28 

Объемный коэффици-

ент охвата пласта го-
рячей водой Аг  0,70 0,68 0,72 0,60 0,65 0,67 0,75 0,71 0,69 0,66 0,63 0,70 0,72 

Объемный коэффици-

ент охвата пласта хо-
лодной (не нагретой) 

водой А  0,60 0,58 0,60 0,51 0,52 0,58 0,65 0,63 0,60 0,54 0,53 0,62 0,66 

 

6
9
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5. РАЗРАБОТКА НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ  

С ПРИМЕНЕНИЕМ ВНУТРИПЛАСТОВОГО  

ГОРЕНИЯ 

5.1. Внутрипластовое горение 

Различают две модификации процесса внутрипластового горе-
ния: сухое и влажное.  

При сухом ВГ в пласт подается только воздух. В пласте образу-
ется фронт горения, позади которого остается сухая, сожженная по-
рода. Температура на фронте горения достигает 600–800 °С. В пласте 
можно выделить несколько температурных зон: выжженная, горения 
остаточного топлива, термической реакции, пароводяная, горячей во-
ды и конденсата, начальной пластовой температуры.  

Коэффициент вытеснения при сухом ВГ может достичь 90 %. 

Его величина зависит от пористости, нефтенасыщенности и количест-
ва сгорающего топлива. Практически из пласта вытесняется вся 
нефть, за исключением того, что сгорает на фронте. 

Теплоемкость закачиваемого агента можно повысить, нагнетая в 
пласт воду совместно с воздухом. Если количество нагнетаемой воды 

таково, что впереди фронта горения образуется большое паровое пла-
то, то процесс называется влажным внутрипластовым горением. 

Вода и воздух должны закачиваться попеременно, такое нагнета-
ние агентов способствует увеличению охвата пласта. Благодаря сниже-
нию фазовой проницаемости и соответствующему повышению давления 
нагнетания, закачиваемые агенты поступают в большее число пропласт-
ков. Рост градиентов давления способствует вытеснению высоковязких 
нефтей и природных битумов из малопроницаемых пропластков. 

Выбор системы воздействия на природные битумы и тяжелую 

нефть рекомендуется делать на основании критериев применимости 

методов повышения нефтеотдачи (табл. 5.1). 

Таблица 5.1 

Критерии выбора объектов для разработки методом  

внутрипластового горения 

Параметры Рекомендуемые значения 

Глубина залегания, м не более 2100 

Мощность пласта, м более 3 
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Окончание табл. 5.1 

Параметры Рекомендуемые значения 

Пористость, %: 

для терригенных пород 

 

более 18 

для карбонатных пород более 12 

Нефтенасыщенность к началу процесса, % не менее 40 

Проницаемость, мкм2
 более 0,1 

Вязкость пластовой нефти, мПа · с 10 и более 
Плотность пластовой нефти, кг/м3

 870 и более 

5.2. Расчет технологических показателей  

разработки при внутрипластовом горении 

Задача 5.1. В процессе разработки вновь вводимого в эксплуата-
цию после разведки нефтяного месторождения было решено применить 
технологию влажного горения при однорядной схеме расположения 
скважин. Элемент этой схемы можно представить как прямолинейный 

пласт длиной l = 500 м и шириной b = 200 м. В каждом из таких элемен-

тов предполагается создать установившийся процесс влажного горения 
с постоянной во времени длиной высокотемпературной зоны (2–3 зоны 

парового плато, как изображено на рис. 5.1). 

 

Рис. 5.1. Схема распределения температуры и насыщенности si  

пористой среды при влажном горении: 1–4 – зоны 



 

 

72

Фактическое распределение температуры в этой зоне показано 
сплошной линией в верхней части рисунка. По приближенной методике 
расчета установившегося влажного горения распределение температуры 

представляется в виде прямоугольника, показаного на рис. 5.1 пунктир-
ной линией. В нижней части рисунка дана схема распределения насы-

щенностей пористой среды воздухом, газами горения, нефтью и водой  

в различных зонах. Пласт имеет следующие свойства: вязкость нефти 
31030   Па · с; толщина пласта, охваченная процессом, h = 15 м;  

пористость m = 0,24; плотность нефти 
3

н 0,85 10    кг/м3
; теплоем- 

кость горных пород 3,1rс  кДж/(кг · К); плотность горных пород 
3105,2 r  кг/м3

; коэффициент теплопроводности пород кровли –  

подошвы пласта 2
т.к 106,2   кДж/(м  сут · К), их температурoпровод- 

ность т.кu  0,08 м2
/сут; среднее пластовое давление 7

г 10Р  Па; пла-
стовая температура Т = 303,2 К; содержание кокса zк = 25 кг/м3

,  

его плотность 3
к 1095,0   кг/м3

; удельный расход воздуха  
Rвоз = 308 м3

/м3
; теплота сгорания кокса 31014,25 А  кДж/кг. В одну 

воздуховодонагревательную скважину нагнетают 3
воз 108 q  м3

/сут 
воздуха. Следовательно, в элементе пласта слева направо движется  

3
воз 1040 q  м3

/сут. Начальная нефтенасыщенность 
0нs  0,95; насы-

щенность связанной водой свs  = 0,05 . 

В процессе установившегося влажного горения решено создать 
зону парового плато, которую будем называть зоной 2–3, так как при-

ближенно считаем, что пик температуры отсутствует: при высоких 
водовоздушных отношениях пик «размывается» по зоне 2–3. 

Рассчитаем, пользуясь основными положениями приведенной 

методики, температуру в зоне 2–3, а также газонефтенасыщенность и 

водонасыщенность в зонах 1, 2–3, 4, а также нефтенасыщенность в 
зоне 4, водовоздушные отношения в зонах, входное водовоздушное 
отношение ,вв  дебит нефти и воды и другие показатели процесса 
влажного горения. 

Решение 
Определим, прежде всего, условную скорость фронта горения 

./фф
dtdx   Условную – по той причине, что трудно установить, суще-

ствует ли в данном конкретном случае узкая зона окислительной реакции 



 

 

73

(фронт горения), или эта зона занимает довольно большую длину, срав-
нимую с длиной зоны 3. Имеем в соответствии со следующей формулой: 

  0433,0
30815200

1040 3

ф





   м/сут. 

Определим время t  создания парового плато, считая, что дли-

на зоны парового плато составляет 25 l  м: 

 4,577
0433,0

25

ф








 l
t  сут. 

Приращение температуры в зоне 2–3 32Т  вычисляется по сле-
дующей формуле: 

 












 

2/1

*фтк

т.к

к
32

4 l

uhАzТ  

 1,189
25

0433,008,014,3

106,24

15251014,25
2/1

2

3







 





  К. 

При пластовой температуре 303,2 К значение 32Т  = 492,3 К. 

Рассчитаем скорость фильтрации нефти в зоне 4: 

3

3ф
к

к
нн 10733,80433,0

1095,0

25
95,024,0*

04






















z

msv  м/сут. 

Отсюда дебит нефти qн, притекающей к добывающей скважине 
с двух сторон, будет: 

 4,521520010733,822 3
нн 4

 bhvq  м3
/сут. 

При расчете насыщенностей в зоне 4 считаем, что относитель-
ные проницаемости для газов горения нефти и воды при их совмест-
ной фильтрации в этой зоне линейно зависят от соответствующих на-
сыщенностей, а именно:  

 ;
1 св

гг
г

0

s

ss
k




   ;

1 св

св
в s

ss
k




   ,
1 св

св
в s

sss
k







 

где 
0гs  – насыщенность пористой среды газом, при которой прони-

цаемость для газа равна нулю; s  – водогазонасыщенность, при кото-
рой проницаемость для нефти равна нулю. 
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Из приведенных формул получим следующие выражения для 
отношения скоростей фильтрации газа и нефти в зоне 4: 

 
 
 

.

4

04

4

4

г4г

мгг

н

г

sss

ss

v

v







 

При том, что 
0гs  0,05; s  = 0,95; г  = 0,02 10

–3
 Па · с, стан-

дартное давление Р0 = 10
5
 Па, скорость фильтрации газа в зоне 4 

можно оценить по закону идеальных газов, т. е.: 
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Имеем: 
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или 
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Это – первое соотношение для определения насыщенностей  

в зоне 4. Второе соотношение получим из отношения скорости фильт-
рации воды к скорости фильтрации нефти в зоне 4. Имеем: 
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или после подстановки цифровых значений получим: 
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Третьим соотношением для определения насыщенностей в зоне 4 

является выражение для скорости фронта конвекции :г  
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Соотношения служат уравнениями для определения неизвест-
ных ,

4гs  4s  и .
4вv  Решать эту систему уравнений будем методом по-

следовательных приближений. 

В качестве первого приближения положим в уравнении s = 0, 

тогда 
4гs  0,059. Подставим это значение в ,

4гs  в котором пренебре-

гаем членом г г г4c s  вследствие его малости. После подстановки циф-

ровых значений входящих в него величин и выражения для vв4 полу-
чим квадратное уравнение: 

 .0444,558,46 4
2
4  ss  

Решая это уравнение, имеем s4 = 0,1165. 

Второе приближение для 
4гs  найдем с учетом того, что s4 = 0,116. 

Подставляя это значение, находим, что 
4гs  0,0596. Таким образом, 

значения 
4гs  различаются четвертым знаком дроби. 

Итак, для зоны 4 
4гs  0,06, т. е. эта зона в основном насыщена 

нефтью и тонкими струями через нее фильтруются газ и вода. 
Скорость фильтрации воды в зоне 4: 

 
4вv  0,0233 м/сут. 

Дебит воды: 

 8,133152000223,022
4вв  bhvq  м3

/сут. 

Обводненность продукции: 

 .719,0
4,528,133

8,133

нв

в 






qq

q
v  

При расчете насыщенностей в зоне 2–3 заранее неизвестно, со-
держится ли вода в жидкой фазе или она отсутствует. Будем решать 
задачу определения насыщенностей в зоне 2–3 также путем последо-
вательных приближений. 

Положим в качестве первого приближения sв = 0 и вычислим 

содержание паров воды в газовой фазе зоны 2–3. Имеем: 
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4,52кг 1,68

3,4621031,8

302,2733,4621010
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 м3
. 

Если на 52,4 м3
 газов приходится 6 кг водяного пара, то  

в 40 · 10
3 м3

 газов будет находиться 4,58 м3
 воды. Отсюда заключаем, 

считая суточный расход газов примерно равным суточному расходу 
воздуха, что за сутки в виде пара через зону 2–3 будет переноситься 
4,58 м3

 воды. Однако в зону 4 должно поступать, согласно расчету, 
66,9 м3

/сут. Следовательно, остальная и главная часть воды должна 
переноситься через зону 2–3 в виде жидкой фазы и предположение о 
равенстве нулю водонасыщенности 32s  неверное. 

Определим водонасыщенность ,32s  зная, что она существует. 
Имеем: 
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где кs  – насыщенность пористой среды коксом к(s  = 0,11); 
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С учетом паров воды расход газов в зоне 2–3: 

 33
г 1052,43

8,61

68,61
1040

3



q  м/сут; 

 2212,0
2,3031015200

3,462101052,43
7

53

г3





v  м/сут; 

 2077,0
15200

58,430000223,058,4
4

3

в
в 








bh

q
v  м/сут. 

При расчете по формуле получим 3s  = 0,43. Поскольку кs  = 0,11, 

то 3s  = 0,46. Таким образом, зона 2–3 примерно наполовину заполнена 
газами горения и водяным паром, а 43 % ее порового объема занимает 
вода в жидкой фазе. 
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Рассчитываем газонасыщенность и водонасыщенность в зоне 1. 

Поскольку вода не накапливается в зоне 2–3, то  4в1 vv  0,0223 м/сут:  

  1333,00воз
г1 





bh

q
v  м/сут. 

Имеем: 
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Отсюда 1s  = 0,854. Соответственно, насыщенность пористой 

среды воздухом 
1гs  = 0,146. 

Рассчитаем количество воды ,
1вq  идущей на заполнение зоны 1 

по мере продвижения зоны парового плато 2–3: 

 93,1100433,0854,015200*ф1в1  bhsq  м3
/сут. 

Полный объем воды, фильтрующейся в рассматриваемом эле-
менте слева направо: 

 
3

в1 в4 в1 66,9 110,93 177,83 м /сут.q q q        

Расход воды, закачиваемой в нагнетательную скважину: 

 
3

в 177,83 2 356 м /сут.q     

Водовоздушное отношение на входе в пласт (в нагнетательной 
скважине): 

 
3вв

1080

356


  м3

/м3
. 

Таким образом, в нагнетательную скважину вместе с воздухом 
придется закачивать значительное количество воды.  

Наконец, определим, действительно ли существует фронт горе-
ния, т. е. идет ли обычный процесс влажного горения, или зона  
окислительной реакции распространяется на всю область парового 
плато 2–3 (рис. 5.1). 

Будем считать, что длина зоны окислительной реакции равна .oxl  

Тогда с учетом количества поглощаемого кислорода получаем:  

 ,21,0 возк qbhlz oxoxох   

где ox  – плотность кислорода 3,1( ox  кг/м3
). 
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Из приведенного соотношения с учетом формулы получим: 

 .
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Полагая для оценочного расчета в формуле n = 1; B = 8,5   10
3
 К; 

 
;

МПакоксакг 
Окг 

103 24
0 

а
 

  1
2

1021,0

2

00 



хррох  Мпа, 

получим: 

 5,45 = м 00545,0
11032515200

10403,121,0
4

3,462

105,8

3

3









e
lox  мм. 

Следовательно, в рассматриваемом случае влажного горения 
действительно существует фронт горения и, возможно, пиковая тем-

пература. Однако при приближенном расчете это обстоятельство не 
учитывалось. Важно то, что весь кислород поглощается в пределах 
зоны парового плато 2–3 и . llox  

Таким образом, определены все показатели процесса устано-
вившегося влажного горения. 

Необходимо отметить, что вследствие сложности механизма из-
влечения нефти из недр методами влажного горения расчеты разра-
ботки пластов с применением этих методов следует осуществлять с 
помощью мощных ЭВМ на основе теории неизотермической много-
фазной многокомпонентной фильтрации с учетом кинематики внут-
рипластовой окислительной реакции. 

Однако расчет по приведенной приближенной методике облада-
ет тем достоинством, что он нагляден и основан на использовании не 
дифференциальных уравнений, а просто формул. 

Исходные данные для самостоятельного решения задач даны  

в табл. 5.2. 
 

 

 



 

 

Таблица 5.2 

Исходные данные для самостоятельного решения задач  

Номер варианта 
Но-
мер  

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

5.1 Ширина участка 
пласта b м 400 300 500 600 200 300 400 500 700 350 280 460 380 

 

Толщина пласта,  
охваченная процес-
сом горения h м 15 10 8 12 14 16 11 12 10 7 8 11 10 

 Длина участка пласта l м 500 400 600 800 400 500 500 600 800 400 320 540 480 

 Темп закачки воздуха qвоз м3
/сут 500 300 600 700 300 200 500 400 450 200 200 300 200 

 Пористость пласта m  0,24 0,30 0,28 0,20 0,18 0,15 0,22 0,16 0,33 0,24 0,17 0,16 0,15 

 Вязкость нефти µн 10
–3

 Па · с 30 25 24 33 28 32 31 29 24 27 26 30 33 

 Плотность нефти ρн 10
3 
 кг/м3

 0,85 0,83 0,82 0,86 0,84 0,86 0,85 0,85 0,82 0,84 0,83 0,85 0,86 

 Содержание кокса zк кг/м3
 25 20 20 27 24 26 26 25 20 22 21 25 27 

 Плотность кокса ρк 10
3
 кг/м3

 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 0,95 

 Плотность воды ρв 10
3  кг/м3

 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 

 Вязкость воды µн 10
–3 Па · с 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 

 Начальная нефтена-
сыщенность 0нs

 
доли  

единицы 0,95 0,90 0,92 0,93 0,94 0,89 0,96 0,88 0,85 0,87 0,86 0,91 0,95 

 Насыщенность  
связанной водой sсв 

доли  

единицы 0,05 0,10 0,08 0,07 0,06 0,11 0,04 0,12 0,15 0,13 0,14 0,09 0,05 

 Ширина участка 
пласта b м 300 250 320 380 300 297 200 220 340 280 290 310 300 

7
9
 



 

 

Окончание табл. 5.2 

Номер варианта 
Но-
мер  

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

 Плотность пород ρп кг/м3
 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 

 Коэффициент тепло-
проводности пород λ 

10
2
 кДж/ 

м · сут · К 2,6 2,0 2,6 2,0 2,6 2,0 2,6 2,0 2,6 2,0 2,6 2,0 2,6 

 Температуропровод-

ность горных пород иг.п м2
/сут 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 

 Теплота сгорания 
кокса А 10

3
 кДж/кг 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 25,1 

 Среднее пластовое 
давление  rР  Па 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 10

7
 

 Средняя пластовая 
температура Т К 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 303,2 

 Удельный расход 

воздуха Rвоз м3
/м3

 308 308 308 308 308 308 308 308 308 308 308 308 308 

 

 

 

8
0
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6. ПРИМЕНЕНИЕ МЕТОДА ЗАКАЧКИ  

РАСТВОРИТЕЛЕЙ ДЛЯ ПОВЫШЕНИЯ  

ВЫРАБОТКИ ЗАПАСОВ 

6.1. Теоретические основы применения  

растворителей 

При фильтрации двух несмешивающихся жидкостей на границе 
раздела между ними возникают капиллярные силы. Эти силы препятст-
вуют продвижению остаточной нефти вдоль пласта от нагнетательной к 
добывающим скважинам. Даже после многократной промывки пласта 
нагнетаемой водой в пористой среде остается значительное количество 
неизвлеченной нефти. Поэтому внимание отечественных и зарубежных 
исследователей привлекали различные методы увеличения нефтеотда-
чи. Большое внимание в СССР и, особенно в США, уделялось исследо-
ванию вытеснения нефти смешивающимися с ней жидкостями. 

Лабораторные эксперименты по вытеснению взаимораствори-
мых жидкостей различной вязкости, проведенные П. И. Забродиным  
и Н. Л. Раковским, показали, что при этом может быть достигнуто 
практически полное замещение нефти, первоначально насыщавшей 
пористые образцы, вытесняющей жидкостью. 

Таким образом, при вытеснении нефти из однородной пористой 
среды растворителем коэффициент вытеснения будет близок к единице. 

Достигнуть столь высоких значений коэффициента вытеснения 
можно потому, что физическая сущность процессов вытеснения взаи-
морастворимых жидкостей и вытеснения нефти водой различна. 

Важнейшие отличительные особенности процесса вытеснения 
взаиморастворимых жидкостей: изменение физических свойств жид-
костей в зоне их контакта; перемешивание жидкостей в системе пор, 
возникновение эффекта массопереноса под действием молекулярной 
диффузии. 

Фильтрационное движение изовискозных жидкостей, смеши-
вающихся между собой в любых отношениях, можно представить себе 
как движение в пористой среде однородной жидкости. Такое движение 
изучено довольно полно. Математическое описание этого процесса ос-
новано на осреднении параметров потока и не ставит целью изучить 
перемещение отдельных частиц жидкости. 

При изучении механизма вытеснения любых жидкостей важно 
выяснить их распределение в поровом пространстве и границы разде-
ла между ними в различные моменты времени. 
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В процессе взаимного вытеснения двух смешивающихся жидко-
стей первоначальная граница раздела между ними постепенно размы-
вается и превращается в зону перемешивания, где концентрация жид-
костей непрерывно меняется. 

Динамика образования зоны перемешивания двух взаиморас-
творимых жидкостей и изменения их концентрации обусловливается 
двумя процессами, одновременно происходящими в пористой среде: 
молекулярной диффузией и механическим перемешиванием жидко-
стей в поровых каналах (так как длина и кривизна этих каналов раз-
личны, пути движения отдельных частиц жидкости в них будут также 
неодинаковы). 

Наиболее подходящими растворителями, которые могут найти 
практическое применение для вытеснения нефти из пластов, являются 
углеводородные жидкости, вязкость которых меньше вязкости нефти. 
Это сжиженные углеводородные газы, нестабильный газовый бензин, 
конденсат, широкие фракции легких углеводородов, получаемые при 
стабилизации и переработке нефти. В связи с этим особый интерес 
для нефтепромысловой практики представляет изучение процессов 
вытеснения жидкости, первоначально насыщавшей пористую среду, 
другой жидкостью меньшей вязкости. 

Рассеивание жидкостей в пористой среде в этом случае будет оп-
ределяться разницей локальных скоростей отдельных частиц, которая 
обусловливается не только неоднородностью структуры поровых ка-
налов, но и различием вязкости вытесняющей и вытесняемой жидко-
стей. Механическое рассеивание жидкости в каналах пористой среды 
способствует интенсивному образованию зоны перемешивания под 
действием молекулярной диффузии. В конечном счете в пористой сре-
де образуется зона перемешивания, где концентрация жидкостей не-
прерывно меняется. Размер ее значительно превышает величину зоны 
перемешивания изовискозных взаиморастворимых жидкостей. 

Рациональность любого метода увеличения нефтеотдачи должна 
устанавливаться методами экономического анализа. Следовательно, и 
метод вытеснения нефти из пласта растворителями приемлем только 
при условии, что стоимость дополнительно добытой нефти превышает 
затраты на растворитель и все технологические операции, связанные с 
закачкой его в продуктивные горизонты. Расчетами установлена эконо-
мическая нецелесообразность применения многих растворителей в ка-
честве агентов, вытесняющих нефть. Таким образом, целесообразность 
применения тех или иных растворителей для увеличения нефтеотдачи 
должна решаться в зависимости от реальных условий. 
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Результаты проведенных исследований по фильтрации взаимо-
растворимых жидкостей на слоисто-неоднородных моделях пласта 
дают основание считать, что этот метод может быть более эффектив-
ным, чем это считалось до сих пор. 

Проявление сил гравитации может внести определенные кор-
рективы в процесс. Их влияние следует исследовать и учитывать при 

оценке эффективности метода. 

6.2. Расчет объема оторочки растворителя,  

размера зон смешения и времени добычи нефти 

вместе с растворителями 

Задача 6.1. Прямолинейный пласт длиной l = 500 м, шириной  

b = 250 м, общей толщиной 0h  15 м предполагается разрабатывать 
путем вытеснения нефти оторочкой двуокиси углерода, продвигаемой 

водой. Коэффициент охвата пласта процессом 2  0,8. Пористость 
пласта m = 0,25, вязкость насыщающей пласт нефти 3

н 104   Па · с, 
вязкость углекислого газа в пластовых условиях 3

г 1005,0   Па · с, 
насыщенность связанной водой свs  0,05. Нефть содержит 20 % объ-
емных смол и асфальтенов. При вытеснении нефти оторочкой CO2 смо-
лы и асфальтены примерно наполовину вытесняются из пласта, а ос-
тальная их часть осаждается в пористой среде и не движется. Поэтому 
следует принять, что в водонасыщенной части пласта остаточная неф-

тенасыщенность (насыщенность смолами и асфальтенами) нs  0,1  

и, следовательно, водонасыщенность .9,0в s   

Расход закачиваемой в пласт углекислоты и затем воды приве-
денной к пластовым условиям, составляет q = 400 м3

/сут. 
Требуется определить объем оторочки углекислоты Vот, исходя 

из того условия, что к моменту подхода к концу пласта x = l середины 

области смешения CO2 и нефти в пласте не остается чистой двуокиси 

углерода; 1,0k  м; 51045,2 k  м/(Па · с). 
Решение 
Определим, прежде всего, скорость фильтрации в пласте. Имеем:  

 м/с. 10543,1м/сут 1333,0
8,015250

400 6



bh

q
v  
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Истинную скорость в области смешивания нефти и CO2 опреде-
ляем по следующей формуле: 

 6
6

свост н.

10261,7
)05,01,01(25,0

10543,1

)1(













ssm

v
 м/с. 

Отсюда время t  подхода сечения с концентрацией c = 0,5 к кон-

цу пласта определяется следующим образом: 

 797с10886,6
10261,7

500 7

6






 

 l
t  сут. 

Параметр: 

 484
2

1095,31045,2

2

35










k
 м. 

Коэффициент конвективной диффузии: 

 769 10271,71026,71,010  ED  м2
/с. 

Полная длина зоны смешения   определяется по следующей  

формуле:  

   133)10886,610271,748496(96 3
1

773/1

E  tD  м. 

Средний объем CO2, растворенной в нефти в зоне смешения, оп-

ределяем по следующей формуле: 

 3свн.ост
 ср 1039,42

2

13385,01225025,0

2

)1(








ssbmh
V  м3

. 

Поровый объем пласта, охваченный процессом воздействия дву-
окисью углерода: 

 3
оп 103755001225025,0  bmhlV  м3

. 

Учитывая незначительную растворимость CO2 в воде по сравне-
нию с ее растворимостью в нефти, полагаем, что в сечении 0  в 
воде будет растворяться 5 % CO2. Следовательно, .05,02   Объем 

углекислоты, растворенной в воде к моменту времени , tt  опреде-
лим по следующей формуле: 

 3,253)(0607,1 2/1
2ув  tDbmhsV E  м3

. 
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Тогда суммарный объем CO2 в зоне смешения:  

 3
увсру 1062,423,25342390  VVV  м3

, 

что по отношению к поровому объему пласта составляет 11,4 %. 

Задача 6.2. В прямолинейный пласт – элемент однорядной схемы 

расположения скважин длиной l = 400 м, шириной b = 200 м закачивают 
с целью вытеснения из него нефти сначала растворитель нефти (в ос-
новном сжиженный пропан), затем после создания его оторочки – воду, 
вытесняющую растворитель и проталкивающую оторочку. Расход жид-
кого растворителя и расход воды q = 300 м3

/сут. Толщина пласта, охва-
ченного процессом вытеснения нефти оторочкой растворителя, h = 10 м, 

пористость пласта m = 0,25. Полная толщина пласта h0 = 15,4 м, так что 
коэффициент охвата пласта процессом 2 = 0,65. Вязкость нефти в пла-
стовых условиях 3

2 105   Па · с, вязкость жидкости растворителя 
3

1 1053,0   Па · с. Вязкость воды 3
в 10  Па · с. 

Вытеснение растворителя из пласта водой – непоршневое. При 

этом формулы относительных проницаемостей имеют следующий вид: 

 ;при св

2

св
1


















 sss
ss

ss
k  

 ;при 1св

2

св

св
в sss

ss

ss
k 












   

 .при8,0 1

2/1

св

св
в


 












 sss
ss

ss
k  

В рассматриваемом случае ;05,0св s  ;85,0s  .740,01 s   

Коэффициент конвективной диффузии: 

 ;0  kDDE   ./ mv  

При этом 9
0 10D  м2

/с; 51045,2 k  м/Па · с; 1,0k  м. 

Требуется определить объем оторочки растворителя, размер зо-
ны смешения, время добычи нефти вместе с растворителем и объем 

извлекаемого растворителя из пласта в безводный период. 
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Решение 
Вычисляем вначале скорость фильтрации. Имеем: 

  101736,0
10864,010250

300 6

5





bh

q
v  м/с. 

Скорость движения области смешения: 

 6
6

10944,6
25,0

10736,1 






m

v
 м/с. 

Коэффициент конвективной диффузии определяем следующим 
образом: 

 769
0 10954,610944,61,010 

  kDDE  м2
/с. 

Время, в течение которого сечение с удельной концентрацией 
растворителя c = 0,5 дойдет до конца пласта l = 400 м, составит: 

 667с106,657
10944,6

400 6

6






 

 l
t  сут. 

Определим значение .  Имеем: 

 6,547
2

10)53,05(1045,2

2

35










k
 м. 

Определим размер зоны смешения в момент времени , tt  ко-
гда середина ее достигнет расстояния x = l. Из формулы для опреде-
ления полной длины области смешения: 

 tDE8
2

2
ln2

4

2
2








 

получим уравнение для определения   в следующем виде: 

 .32
2

2
ln84 *22 tDE




  

Решая это уравнение методом последовательных приближений, 
получаем 131  м. 

Для определения времени , tt  за которое область смешения 
полностью вытиснится из пласта, а вода, проталкивающая оторочку 
растворителя, дойдет до конца пласта x = l (рис. 6.1), будем в качестве 
первого приближения считать, что в момент времени t  сечение фик-



 87

тивной оторочки с концентрацией c = 0,5 пройдет расстояние l +  /2, 
т. е.  400 + 66 = 466 м. 

Из приведенного выше уравнения получим   = 138 м. Таким 
образом, уточненное значение  /2 = 69 м. 

Время добычи нефти: 

 782с1054,67
10944,6

469 6

6
** 


 t  сут. 

На рис. 6.1 показано распределение насыщенностей пласта во-
дой и растворителем в момент . tt  Пунктиром дана фиктивная 
оторочка растворителя, как бы вышедшая за пределы пласта.  

Время, в течение которого из пласта будет добываться нефть 
вместе с растворителем: 

 230с1085,19
10944,6

138138 6

6






 

t  сут. 

Определим объем растворителя в смеси с нефтью: 

 3св
ср 1078,32

2

13895,0200025,0

2

)1(








sbmh
V  м3

. 

 

Рис. 6.1. Схема вытеснения нефти из прямолинейного пласта  
оторочкой растворителя, проталкиваемой водой:  

1 –  распределение водонасыщенности в момент времени t;  
2 – концентрация растворителя с(х, t); 3 – распределение  
водонасыщенности в момент времени t

**
; 4 – фиктивная  

концентрация растворителя в момент времени  t
**

; 5 – фиктивная  
область смешения растворителя и нефти 

Для установления объема растворителя, оставшегося в обводнен-
ной части пласта, при подходе фронта воды xв к концу пласта постро-
им на основе данных относительных проницаемостей функцию )(sf  

(рис. 6.2). В соответствии с теорией непоршневого вытеснения из пла-
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ста водой несмешивающихся с ней жидкостей и кривой зависимости, 
показанной на рис. 6.2, получим: 

 .71,0;93,0)(;409,1)( ввв  ssfsf  

Оставшийся в пласте объем растворителя о.рV  к началу добычи 

из пласта смеси воды и растворителя определим так: 

  3

св
сво.р 1006,48

409,1

1
95,04001020025,0

)(
1 






 




sf

bmhl
sbmhlV  м3

. 

Таким образом, суммарный объем растворителя, который следу-
ет закачать в пласт, создавая оторочку, составит: 

 333
о.рсрр 1084,801006,481078,32  VVV  м3

. 

Объем оторочки растворителя в долях порового объема пласта 
будет: 

 .404,0
4001020025,0

1084,84 3

п

р 





V

V
 

Доля растворителя, оставляемого в пласте к началу извлечения 
его вместе с водой: 

 .6,0
1084,80

1006,48
3

3

р

о.р 




V

V
 

 

Рис. 6.2. Кривая зависимости  f (s) от s 

Безусловно, в процессе добычи растворителя вместе с водой из 
пласта будет извлечено определенное дополнительное количество 
этого реагента. 

Исходные данные для самостоятельного решения задач даны в 
табл. 6.1. 



 

Таблица 6.1 

Исходные данные для самостоятельного решения задач  

Номер варианта 
Номер 

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Ширина пласта b м 400 300 500 600 200 300 400 500 700 350 280 460 380 

Толщина пласта h0 м 15 10 8 12 14 16 11 12 10 7 8 11 10 

Длина пласта l м 500 400 600 800 400 500 500 600 800 400 320 540 480 

Коэффициент  
охвата пласта  
процессом 2 

 

0,80 0,70 0,75 0,82 0,71 0,68 0,76 0,77 0,83 0,84 0,78 0,84 0,86 

Темп закачки  

углекислого газа  
и воды qг м3

/сут 500 300 600 700 300 200 500 400 450 200 200 300 200 

Пористость пласта m доли 

единицы 0,24 0,30 0,28 0,20 0,18 0,15 0,22 0,16 0,33 0,24 0,17 0,16 0,15 

Вязкость нефти µн 10
–3 Па · с 4 5 7 4 6 8 9 4 6 7 5 4 8 

Содержание смол  
и асфальтенов Zс.а % 25 20 15 14 16 18 19 22 21 23 17 19 24 

Вязкость углеки-

слого газа µг 10
–3

 Па · с 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 0,05 

6.1 

Насыщенность 
связанной водой 

sсв доли 

единицы 0,05 0,04 0,06 0,07 0,05 0,04 0,06 0,07 0,05 0,04 0,06 0,07 0,05 

8
9
 



 

Окончание табл. 6.1 

Номер варианта 
Номер 

зада-
чи 

Наименование  
параметров 

О
бо
зн
ач
ен
ие

 

Ра
зм
ер
но
ст
ь 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 

Ширина пласта b м 300 250 320 380 300 297 200 220 340 280 290 310 300 

Толщина пласта h0 м 15 10 8 12 14 16 11 12 10 7 8 11 10 

Длина пласта l м 500 400 600 800 400 500 500 600 800 400 320 540 480 

Коэффициент ох-
вата пласта про-
цессом 2 

 

0,80 0,70 0,75 0,82 0,71 0,68 0,76 0,77 0,83 0,84 0,78 0,84 0,86 

Темп закачки рас-
творителя и воды qр м3

/сут 500 300 600 700 300 200 500 400 450 200 200 300 200 

Пористость пласта m  0,24 0,30 0,28 0,20 0,18 0,15 0,22 0,16 0,33 0,24 0,17 0,16 0,15 

Вязкость нефти µн 10
–3

 Па · с 4 5 7 4 6 8 9 4 6 7 5 4 8 

Вязкость раство-
рителя µ1 10

–3
 Па · с 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 0,53 

6.2 

Вязкость воды µв 10
–3

 Па · с 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 

 

 

 

9
0
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